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RESUME 

L’actuel contexte de forte demande en énergie « propre », d’un réseau électrique à fort taux 

d’énergie renouvelable (ENR) (jusqu’à 30% en 2030 en France) et d’expansion du solaire 

photovoltaïque en particulier, conduit à la mise en œuvre de nombreuses grandes centrales 

photovoltaïques (PV) au sol de l’ordre de quelques centaines MW chacune, occupant des 

centaines d’hectares de terrain chacune. La question de la disponibilité des terrains pour à cette 

utilisation devient donc cruciale.  

En effet, au regard des surfaces requises, le développement des grandes centrales solaires 

au sol peut engendrer des conflits d’usage avec les terres agricoles et affecter la biodiversité. 

La centrale solaire la plus puissante en France à ce jour (300 MW) est ainsi implantée à Cestas, 

près de Bordeaux, sur 260 hectares (soit l’équivalent de 370 terrains de football). Trouver de 

nouveaux terrains pour développer des projets est donc devenu la principale préoccupation des 

développeurs d’énergies renouvelables. De plus, devant la volonté des autorités publiques de 

limiter l’usage de grands espaces agricoles pour la réalisation de centrales PV au sol, des 

alternatives écologiquement acceptables doivent être trouvées. 

L’objectif de cette thèse est de présenter et d’étudier une solution qui répond à cette 

problématique : profiter de surfaces linéaires, s’étendant sur des centaines de mètres à des 

dizaines, voire des centaines de kilomètres, et seulement larges de quelques mètres à quelques 

dizaines de mètres, comme les pistes cyclables, les bordures d’autoroute, les voies ferrées, les 

digues de fleuves… pour installer des systèmes PV de fortes puissances. Ces surfaces 

potentielles ont pour avantages d’être très présentes en Europe et dans le monde entier, 

exploitables pour le PV et pas chères (car peu valorisables pour d’autres utilisations). 

L’installation de nouveaux types de centrales PV linéaires va ouvrir des opportunités, mais par 

contre, elles auront aussi des challenges à relever, comme les contraintes techniques 

spécifiques, à caractériser et étudier. 

Les travaux de cette thèse vont, entre autres, consister à définir et optimiser l’architecture 

électrique de ces grands systèmes photovoltaïques linéaires innovants, selon des critères liés 

aux performances énergétiques, à la fiabilité de fonctionnement et aux coûts d’installation et de 

maintenance car les architectures dites classiques sont inadaptées ici. Cette thèse va aussi 

aborder et identifier les services contribués par ces centrales au réseau électrique. Elle se divise 

en six chapitres : 
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- Le premier chapitre présente l’état de l’art et le contexte énergétique de l’énergie 

renouvelable, de l’énergie solaire et des systèmes PV linéaires. 

- Dans le deuxième chapitre, nous développons un outil de modélisation qui doit être à la 

fois précis, fiable, robuste et qui peut s’adapter à chacun des besoins en simulation de 

la thèse. Dans ce chapitre, nous présentons les modèles Matlab/Simulink détaillés de 

tous les composants principaux d’un système PV typique : les modules PV, les 

convertisseurs DC/DC et DC/AC, les câbles, le MPPT. 

- Dans le troisième chapitre, nous constituons d’abord, à partir des modèles détaillés des 

composants développés dans le chapitre précédent, un modèle complet d’un système 

PV complet. Après avoir vérifié la fiabilité de ce modèle, nous l’utilisons pour modéliser 

différentes architectures électriques d’une grande centrale PV linéaire afin d’estimer les 

performances relatives de chacune d’elles, d’étudier les exigences ou limites techniques 

et de déterminer des architectures innovantes et plus performantes pour ce nouveau type 

de système PV, ainsi qu’un dimensionnement optimisé de leurs composants. 

- Dans le quatrième chapitre, nous concevons un outil d’optimisation efficace afin de 

traiter des problèmes d’optimisation technico-économique des grands systèmes PV 

linéaires, car les aspects financiers sont toujours prépondérants dans la conception d’une 

centrale et de ses composants. 

- Au cinquième chapitre, nous exploitons les contributions avantageuses que peuvent 

apporter les systèmes PV linéaires de forte puissance occupant un territoire sur une 

longueur notable vis-à-vis des services pour le réseau électrique. Six différents services 

auxiliaires, ou encore services systèmes seront abordés : le réglage de fréquence, le 

réglage de tension, l’amélioration de la stabilité du réseau, la capacité de support en cas 

de court-circuit, la gestion de congestion et la compensation des pertes de transport 

d’électricité. 

- Enfin, la thèse se termine par une conclusion sur les points innovants et les avantages 

que les centrales PV linéaires offrent pour répondre à de réels besoins et procurer des 

bénéfices, choses que les architectures classiques ne peuvent pas proposer. Nous faisons 

aussi un point sur les limites de la politique énergétique et de la technologie actuelle vis-

à-vis de ce nouveau type de système PV et ouvrons quelques perspectives qui pourront 

faire suite à cette recherche. 
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ABSTRACT 

In 2007, by implementing the Renewable Energy Directive, the European Union committed 

to develop a low carbon economy. This directive leads to a reduction in greenhouse gas 

emissions by, among other things, increasing the share of the energy produced by renewable 

sources. Less and less expensive to produce, photovoltaic energy also offers, thanks to the latest 

innovations, a much better environmental record than ever before. In France, the Multiannual 

Energy Programming project published in early 2019 plans to multiply by 4 or 5 the production 

capacity of photovoltaic energy in less than 10 years. In this context of strong demand for 

"clean" energy, an electricity network with a high rate of renewable energy (ENR) (up to 30% 

in 2030 in France) and the expansion of solar energy, many large photovoltaic (PV) plants of 

the order of a few hundred MW each have to be installed. The question of the land availability 

for this use therefore becomes crucial. 

Indeed, because of the required surfaces, the development of large scale ground-mounted 

solar power plants can lead to conflicts of use with agricultural land and affect biodiversity. 

The most powerful solar power plant in France to date (300 MW) is for instance located in 

Cestas, near Bordeaux, on 260 hectares (the equivalent of 370 football fields). Finding new 

lands to develop projects has therefore become the main concern of renewable energy 

developers. In addition, facing the desire of public authorities to limit the use of large 

agricultural areas for the construction of ground-mounted PV plants, environmentally 

acceptable alternatives must be found. 

The objective of this thesis is to present and study a solution that can respond to this 

problem: take advantage of linear surfaces, extending from hundreds of meters to tens, or even 

hundreds of kilometers, and only a few meters or few tens of meters large, such as cycle paths, 

motorway edges, railways, river dikes, etc. to install high-power PV systems. These potential 

surfaces have the advantages of being very present in Europe and throughout the world, 

exploitable for PV and inexpensive (because of little value for other uses). The installation of 

new types of linear PV plants will open up opportunities but on the other hand, they also have 

challenges to face such as technical problems to identify and study. 

The work of this thesis will, in particular, consist in defining and optimizing the electrical 

architecture of these large-scale innovative linear photovoltaic systems, according to criteria 

related to energy performance, operating reliability and installation, maintenance costs because 
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so-called classical architectures are unsuitable here. This thesis will also aim to identify the 

services contributed by these plants to the electricity network. It is divided into six chapters: 

- The first chapter presents the state of the art and the energy context of renewable energy, 

solar energy and linear PV systems. 

- In the second chapter, we develop a modeling tool, which must be at the same time 

precise, reliable, robust and which can be adapted to each of the simulation needs of the 

thesis. In this chapter, we present detailed Matlab / Simulink models of all major 

components of a typical PV system: PV modules, DC / DC and DC / AC converters, 

cables, MPPT. 

- In the third chapter, we first constitute, from the detailed models of the components 

developed in the previous chapter, a complete model of a PV system. After verifying 

the reliability of this model, we use it to model different electrical architectures of a 

large-scale linear PV plant in order to estimate the relative performance of each of them, 

study the technical requirements or limits and determine innovative and more efficient 

architectures for this new type of PV system, as well as an optimized sizing of their 

components. 

- In the fourth chapter, we design an efficient optimization tool in order to deal with 

technical and economic optimization problems of large-scale linear PV systems, since 

financial aspects are always preponderant in the design of a plant and its components. 

- In the fifth chapter, we exploit the advantageous contributions that high power linear 

PV systems occupying a territory over a significant length can make regarding the 

services for the electricity network. Six different auxiliary services, or even ancillary 

services are discussed: frequency adjustment, voltage adjustment, improvement of 

network stability, support capacity in the event of a short-circuit, congestion 

management and compensation of electricity transmission losses. 

- Finally, the thesis ends with a conclusion on the innovative points and the advantages 

of linear PV plants to offer the possibility of responding to real needs and provide 

benefits that conventional architectures cannot. We also make a review of the limits of 

current policy and technology regarding this new PV system type and open some 

perspectives that may follow this research. 
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I. INTRODUCTION 

I.1. Contexte énergétique 

I.1.1.  Contexte énergétique dans le monde 

Au cours des dernières décennies, les nouvelles avancées technologiques ont radicalement 

changé notre mode de vie. Ces changements tentent de satisfaire nos besoins basiques en tant 

qu'êtres humains, mais ils ont également l'intention d’améliorer notre confort en éliminant les 

tâches répétitives et en facilitant notre quotidien. Pour atteindre ces objectifs, la production et 

la fourniture d'énergie sont devenues un élément crucial pour la durabilité de la société 

moderne. 

Les systèmes de production d'électricité actuellement utilisés dans le monde peuvent être 

classés en trois principales catégories: combustibles fossiles, énergie nucléaire et énergies 

renouvelables (Prakash & Bhat, 2009). Les combustibles fossiles dans leur forme brute, c'est-

à-dire le bois, le charbon et le pétrole, constituent traditionnellement la ressource énergétique 

la plus étendue utilisée. L’énergie nucléaire n'est accessible que dans certains pays. L'énergie 

renouvelable signifie l'énergie provenant de sources qui - contrairement au charbon, au pétrole- 

se reconstituent. Les ressources énergétiques renouvelables sont abondantes dans la nature et 

facilement accessibles dans le monde entier. L'énergie solaire, l’énergie éolienne, la 

géothermie, la biomasse moderne ainsi que l'hydroélectricité sont les principales sources. 

 

La demande en énergie augmente rapidement dans le monde et la tendance devrait continuer 

dans l'avenir selon la projection de l’EIA d’ici 2040 (Figure I-1) . L'augmentation de sa 

production se traduit par une meilleure qualité de vie et la création de richesse. 
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Figure I-1 Evolution de la consommation d’énergie dans le monde [1] 

 

Cette augmentation est notamment soutenue par les pays émergents et dépend étroitement 

à la croissance économique. La demande énergétique mondiale a augmenté de 0,9% en 2019 

Figure I-2, soit 120 millions de tonnes équivalent pétrole (Mtep), soit seulement 40% du taux 

de croissance observé en 2018. Le ralentissement de la croissance économique et les conditions 

météorologiques expliquent l'essentiel du ralentissement.  

 

 

Figure I-2 Taux de croissance de la demande énergétique mondiale [2] 

Les énergies renouvelables et le gaz naturel ont tous les deux gagné des parts de la marché, 

le gaz atteint aujourd’hui 23% et les énergies renouvelables 14%, tandis que la part du charbon 

a fortement diminué Figure I-3. 
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Figure I-3 Variation annuelle moyenne de la demande d'énergie (par Mtep), 2018 et 2019 [2] 

 

Les énergies renouvelables ont connu à la fois la croissance absolue la plus importante et le 

taux de croissance le plus rapide en 2019, leur utilisation globale augmentant de 75 Mtep, soit 

une part de marché de 3,7%. L'énergie éolienne et l'énergie solaire photovoltaïque (PV) ont 

connu une nouvelle année de croissance à deux chiffres.  

Alors que l'utilisation des énergies renouvelables a augmenté dans presque toutes les 

régions, plus de 40% de la croissance mondiale de la production d'électricité à partir d'énergies 

renouvelables a été concentrée en Chine.  

L'utilisation des énergies renouvelables pour la production d’électricité a représenté la 

grande majorité de la croissance globale, en raison d'un large soutien politique et de la baisse 

des coûts technologiques. La consommation d'énergie renouvelable dans les transports et la 

production de chaleur a également progressé.  

En 2019, la production mondiale d’électricité à partir des énergies renouvelables a 

augmenté de 440 TWh (+6,5% d'une année sur l'autre), la deuxième plus forte augmentation 

après 2018 (Figure I-4). La croissance annuelle de la production d’énergie renouvelable est de 

6,5%, plus rapide que celle de tout autre combustible, y compris le charbon et le gaz naturel. 

La part des énergies renouvelables dans l'approvisionnement mondial en électricité a atteint 

27% en 2019, niveau le plus élevé jamais enregistré. L'éolien, le solaire photovoltaïque et 

l'hydroélectricité représentent ensemble plus de 85% de la croissance des énergies 

renouvelables, complétées principalement par la bioénergie. 
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Figure I-4 La croissance de la demande de l’électricité et de la production des énergies renouvelables, 2010-

2019 [2] 

Les coûts des énergies renouvelables ont continué de baisser rapidement. Globalement, la 

baisse des coûts d'électricité des projets photovoltaïques (PV) à grande échelle depuis 2010 est 

remarquable, le coût moyen mondial diminue de 73% [3]. Des baisses de coûts ont été 

observées dans divers pays, en Arabie saoudite, aux Émirats arabes unis, au Brésil et aux États-

Unis , où les coûts de l'énergie éolienne et solaire photovoltaïque approchent désormais de 2 à 

3 cents US par kilowatt-heure (kWh) [3] . La Figure I-5 montre le niveau de LCOE des différentes 

sources d’énergie pour la période 2019-2023. 

 

Figure I-5 Perspectives du marché mondial 2019-2023 

Les nouvelles installations annuelles des systèmes solaires photovoltaïques sont passées de 

29,5 GW en 2012 à 107 GW dans le monde en 2018, poussées par le développement de grands 

systèmes PV d'une part et la réduction générale des prix des systèmes photovoltaïques d'autre 
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part. L'installation annuelle en 2018 était d'environ 5% supérieure à celle de 2017, portant la 

puissance photovoltaïque mondiale à près de 520 GW fin 2018 (Figure I-6). 

 

Figure I-6 Installations cumulées de systèmes PV de 2010 à 2019 

I.1.2. Contexte énergétique en Europe 

Les systèmes solaires photovoltaïques (PV) connectés au réseau dans l'Union européenne 

sont passé d’une capacité totale installée de 11,3 GW fin 2008 à 125.8 GW fin 2018 (Figure 

I-7). 
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Figure I-7 capacité totale installée des systèmes PV en Europe 

Juste avant la réunion de la COP à Katowice en décembre 2018, la Commission Européenne 

a publié sa vision pour 2050, « A Clean Planet for all », dans laquelle elle a souligné que 

l'utilisation de sources d'énergie renouvelables doit dépasser 60% d'ici 2050 pour atteindre 

l’objectif de zéro émission nette de gaz à effet de serre [EC 2018].  

Ursula von der Leyen, la nouvelle présidente de la Commission exécutive de l'Union 

européenne, souhaite que l'UE réduise ses émissions de carbone d'au moins 50% d'ici 2030, par 

rapport aux niveaux de 1990, bien plus que l'objectif actuel de 40%. 

En ce qui concerne la production électrique, un total d'environ 21,7 GW de nouvelles 

capacités de production d'électricité a été installée dans l'UE l'année dernière. Les sources 

d'énergie renouvelables représentaient 20,7 GW ou 95,4% de toutes les nouvelles capacités de 

production d'électricité. La capacité de production d'électricité photovoltaïque nouvellement 

installée représentait 9 GW, soit 42% du total (Figure I-8). 
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Figure I-8 Nouvelles capacités de production d'électricité connectée dans l'UE en 2018 [4] 

I.1.3. Contexte énergétique en France 

En 2019, on note une consommation légèrement en baisse par rapport à 2018. Cette légère 

baisse s’explique par des températures globalement plus douces en début d’année et par une 

croissance économique moins soutenue qu’en 2018 et à son plus bas niveau depuis 10 ans. 

 

Figure I-9 Consommation d’électricité en France en 2019 [5] 

 

La production totale d’électricité en France s’établit à 537,7 TWh sur l’année 2019, soit une 

baisse de 2% (11 TWh) par rapport à 2018. Les énergies renouvelables fournissent plus de 21% 

de l’énergie électrique totale malgré une baisse de la production hydraulique de plus de 12% 

par rapport à 2018. La production éolienne augmente en effet fortement par rapport à 2018 

(+21,2%), de même que la production solaire, en hausse significative de +7,8% et atteint 11,6 

TWh.  
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Figure I-10 La production d’électricité en France en 2019 [5] 

 

 



26 

 

 

 

Figure I-11 La production d’électricité d’origine solaire en France en 2019 [5] 

A titre indicatif, la production solaire atteint le 13 mai 2019 à 14h un maximum historique 

de 7 379 MW, soit un facteur de charge de 83,3%. C’est durant la période de mai à août que la 

production solaire est logiquement la plus élevée. 

 

Figure I-12 La production solaire mensuelle en France en 2019 [5] 

La capacité totale du parc solaire était de 9 435 MW au 31 décembre 2019. 8 793 MW sont 

raccordés aux réseaux d’Enedis, des ELD et d’EDF-SEI pour la Corse, ainsi que 643 MW sur 

le réseau de transport de RTE. Cela représente une augmentation de 10,4 % par rapport à 2018. 

Le rythme de développement du parc solaire en 2018 est dans la moyenne de ces dernières 

années avec 889 MW nouvellement raccordés. 



27 

 

La programmation pluriannuelle de l’énergie (PPE) a fixé un objectif de capacité solaire 

installée à l’horizon 2023 de 18,2 GW dans l’option basse et de 20,2 GW dans l’option haute. 

Le taux d’atteinte de l’objectif 2023 de la PPE (option basse) est donc de 51%. 

 

Figure I-13 Parc solaire installé en France [5] 
 

I.1.4. Vision énergétique en France 2030-2050 

La demande d’énergie en France commence tend à se réduire. A l’horizon 2030, c’est le 

secteur du bâtiment (résidentiel et tertiaire) qui contribue majoritairement à cette baisse de la 

consommation pour plus de 50 % (15 Mtep), grâce à la rénovation de 500 000 logements par 

an en moyenne. Les transports y contribuent à hauteur de 30 % (8 Mtep), les évolutions plus 

profondes qui sont nécessaires dans ce secteur étant plus longues à installer. La baisse totale de 

consommation d’énergie finale en 2030 par rapport à 2010 est donc de 28 Mtep, soit près de 

18%. 

 

Figure I-14 Bilan de la consommation énergétique en 2010 et 2030, en Mtep finales [6] 
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Figure I-15 Bilan et prévision de la consommation énergétique 2010-2030 par secteur [6] 

Pour l’énergie photovoltaïque, les prévisions suivant sont basées sur le fait que le silicium 

cristallin restera la technologie de modules majoritairement utilisée jusqu’en 2030. Par 

conséquent, il n’est pas envisagé de problème de disponibilité des ressources en matières 

premières.  

Au 2020, le scénario d’ADEME prévoit une puissance installée cumulée se situant entre 16 

et 17 GW. Cet objectif est en cohérence avec le développement de la filière industrielle 

française dont la capacité de production de modules PV à la fin 2012 est environ 800 MW. Il 

correspondrait à une puissance installée moyenne annuelle de 1,55 GW environ (2012-2020). 

Cela implique la révision à la hausse de l’objectif Grenelle mais cela reste soutenable 

financièrement avec un ajustement des tarifs d’achat à la baisse concernant l’intégration 

simplifiée et les centrales au sol.  

A l’horizon 2030, l’objectif de puissance installée cumulée se situerait dans une fourchette 

de 32 à 34 GW. 
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Figure I-16 Projection d’évolution de la puissance nominale PV installé en France 

La puissance installée annuelle, pour la période 2021-2030 se situerait entre 1,5 et 2 GW 

avec un objectif de 10-12 GW installé pour les systèmes de moyenne puissance (9-250 kW) et 

de 13-15 GW pour les systèmes de grande puissance (> 250 kW), dont le potentiel arriverait 

relativement rapidement à saturation (centrales au sol). Le démantèlement des systèmes en fin 

de vie a été pris en compte dans le calcul de la puissance installée annuelle, mais son impact ne 

devient significatif qu’à partir de 2041. 

L’estimation du productible est basé sur un nombre d’heure équivalent pleine puissance de 

1150 h à 1200h par an. Le nombre d'heure de fonctionnement annuelles à puissance nominale 

moyen pour le PV varie en France entre 850 et 1400 du Nord au Sud (et selon la typologie de 

systèmes). 1150 à 1200h correspondent à une moyenne pondérée, basée sur le fait que les 

systèmes photovoltaïques seront plus majoritairement installés dans la partie Sud de la France 

(dans des régions ayant un nombre d'heures équivalent pleine puissance compris entre 1050 et 

1400). Le gisement mobilisable pour le PV est de 33 GW en 2030, soit un rythme d’installation 

moyen de 1,55 GW par an. 

Les centrales au sol sont uniquement exploitées sur des lieux sans conflit d’usage. 
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A l’horizon 2030, le gisement relatif aux centrales au sol sera complètement exploité. Le 

potentiel restant des grandes toitures sera de l’ordre de 68 GW.  

Il est difficile de prévoir l’évolution des rendements modules et systèmes PV après 2030. A 

l’horizon 2040, les technologies classiques silicium cristallin et couches minces auront atteint 

leur rendement maximal. Mais d’autres technologies de modules haut rendement intégrant des 

dispositifs avancés (concept multispectral, nanocristaux de Si ou autres, piégeage optique) 

seront probablement viables d’un point de vue économique avant 2040 avec des rendements 

systèmes supérieurs à 30%.  

Le potentiel des grandes toitures à l’horizon 2050 pourrait être supérieur à 85 GW en 

considérant uniquement les augmentations de rendement (sans tenir compte des nouvelles 

surfaces disponibles).  

A partir de 2030, la filière photovoltaïque sera compétitive quels que soient les technologies 

et les secteurs d’application, en France. Les modules photovoltaïques se seront banalisés dans 

le secteur du bâtiment et seront devenus des composants de construction diffusés à grande 

échelle. 

 

Tableau I-1 Hypothèse d’évolution des rendements système 

Il sera plus intéressant pour un particulier d’autoconsommer l’électricité produite. 

L'utilisation de systèmes de stockage de petite et de moyenne taille (2,5 à 7,5 kWh) permettra 

un taux d'autoconsommation de 40 à 96 %. 
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Le développement des installations PV après 2030 dépendra essentiellement de la capacité 

du réseau électrique à intégrer cette source d’énergie fluctuante. Le recours aux technologies 

de prédiction de production, le développement des interconnexions, la mise en œuvre du 

stockage, et la baisse du prix des systèmes PV devraient permettre d’atteindre à l’horizon une 

puissance PV installée cumulée de l’ordre de 65 GW. A compter de 2030, les systèmes PV de 

moyenne et forte puissance seront installés en grande majorité sur des grandes surfaces de 

toitures. 

 

Tableau I-2 Développement des installations PV en France 
 

I.2.  Nécessité de recherche de nouveau système PV innovant 

Le contexte de forte demande en énergie « propre », d’un réseau électrique à fort taux 

d’énergie renouvelable (jusqu’à 30% en 2030 en France) et d’expansion du solaire, nécessite 

d’installer de nombreuses grandes centrales photovoltaïques (PV) au sol de l’ordre de quelques 

centaines MW chacune. La question de des terrains disponibles à cette utilisation devient donc 

cruciale.  

En effet, au regard des surfaces requises, le développement des grandes centrales solaires 

au sol peut engendrer des conflits d’usage avec les terres agricoles et affecter la biodiversité. 

La centrale solaire la plus puissante en France à ce jour (300 MW) est ainsi implantée à Cestas, 

près de Bordeaux, sur 260 hectares (soit l’équivalent de 370 terrains de football). Trouver de 

nouveaux terrains pour développer des projets est donc devenu la principale préoccupation des 

développeurs d’énergies renouvelables. De plus, devant la volonté des autorités publiques de 

limiter l’usage de grands espaces agricoles pour la réalisation de centrales PV au sol, des 

alternatives écologiquement acceptables doivent être trouvées. 

L’objectif de cette thèse est de présenter et d’étudier une solution qui répond à cette 

problématique : profiter de surfaces linéaires, s’étendant sur des centaines de mètres à des 

dizaines, voire des centaines de kilomètres, et seulement larges de quelques mètres à quelques 

dizaines de mètres, comme les pistes cyclables, les bordures d’autoroute, les voies ferrées, les 

digues de fleuves…  pour installer des systèmes PV de fortes puissances. Ces surfaces 
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potentielles ont pour avantages d’être très présentes en Europe et dans le monde entier, 

exploitables pour le PV et pas chères (car peu valorisables pour d’autres utilisations). 

L’installation de nouveaux types de centrales PV linéaires va ouvrir des opportunités, mais par 

contre, elles auront aussi des challenges à relever, comme les contraintes techniques 

spécifiques,  à caractériser et à étudier. 

Dans le monde, il existe déjà quelques projets de PV linéaires. Pourtant ces projets sont à 

priori de petite taille. De plus, très peu d’articles sur la conception des systèmes PV linéaires 

ont été publié. Il y a donc une manque d’études scientifiques sur cette nouvelle solution 

intéressante. 

Passer de centrales PV occupant des dizaines ou centaines d’hectares à des centrale 

s’étendant sur des dizaines d’hectomètres ou kilomètres implique de repenser toute 

l’architecture électrique. 

Les travaux de cette thèse vont, entre autres, consister à définir et optimiser l’architecture 

électrique de ces grands systèmes photovoltaïques linéaires innovants, selon des critères liés 

aux performances énergétiques, à la fiabilité de fonctionnement et aux coûts d’installation et de 

maintenance car les architectures dites classiques sont inadaptées ici. Cette thèse va aussi 

aborder et identifier les services contribués par ces centrales au réseau électrique.  

 

I.3. Organisation de la thèse 

Après ce premier chapitre qui présente l’état de l’art, le contexte énergétique de l’énergie 

renouvelable, de l’énergie solaire et des systèmes PV linéaire, la suite cette thèse se divise en 

cinq chapitres : 

- Dans le deuxième chapitre, nous développons un outil de modélisation qui doit être à 

la fois précis, fiable, robuste et qui peut s’adapter à chacun des besoins en simulation 

de la thèse. Dans ce chapitre, nous présentons les modèles Matlab/Simulink détaillés 

de tous les composants principaux d’un système PV typique : les modules PV, les 

convertisseurs DC/DC et DC/AC, les câbles, le MPPT. 

- Dans le troisième chapitre, nous constituons d’abord, à partir des modèles détaillés des 

composants développés dans le chapitre précédent, un modèle complet d’un système 

PV complet. Après avoir vérifié la fiabilité de ce modèle, nous l’utilisons pour 

modéliser différentes architectures électriques d’une grande centrale PV linéaire afin 
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d’estimer les performances relatives de chacune d’elles, d’étudier les exigences ou 

limites techniques et de déterminer des architectures innovantes et plus performantes 

pour ce nouveau type de système PV, ainsi qu’un dimensionnement optimisé de leurs 

composants. 

- Dans le quatrième chapitre, nous concevons un outil d’optimisation efficace afin de 

traiter des problèmes d’optimisation technico-économique des grands systèmes PV 

linéaires, car les aspects financiers sont toujours prépondérants dans la conception 

d’une centrale et de ses composants. 

- Au cinquième chapitre, nous exploitons les contributions avantageuses que peuvent 

apporter les systèmes PV linéaires de forte puissance occupant un territoire sur une 

longueur notable vis-à-vis des services pour le réseau électrique. Six différents 

services auxiliaires, ou encore services systèmes seront abordés : le réglage de 

fréquence, le réglage de tension, l’amélioration de la stabilité du réseau, la capacité de 

support en cas de court-circuit, la gestion de congestion et la compensation des pertes 

de transport d’électricité. 

- Enfin, la thèse se termine par une conclusion sur les points innovants et les avantages 

que les centrales PV linéaires offrent pour répondre à de réels besoins et procurer des 

bénéfices, choses que les architectures classiques ne peuvent pas proposer. Nous 

faisons aussi un point sur les limites de la politique énergétique et de la technologie 

actuelle vis-à-vis de ce nouveau type de système PV et ouvrons quelques perspectives 

qui pourront faire suite à cette recherche. 
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II. MODELISATION DES COMPOSANTS D’UN SYSTEME PV 

II.1. Introduction 

Les travaux de cette thèse vont, entre autres, consister à optimiser l’architecture électrique 

des grandes centrales photovoltaïques linéaires, selon des critères liés aux performances 

énergétiques, à la fiabilité de fonctionnement et aux coûts d’installation et de maintenance. Pour 

évaluer d’un point de vue technico-économique ces trois éléments, il est nécessaire de disposer 

d’un outil de modélisation qui est à la fois précis, fiable, robuste, qui s’adapte à chacun des 

besoins de la simulation et qui a un temps de calcul raisonnable. Or, des outils de modélisation 

commerciaux comme PVsyst, PVSOL ne sont pas assez détaillés, flexibles et robustes, ne nous 

permettent pas à réaliser des études sur l’aspect dynamique du fonctionnement des systèmes 

PV et ne sont pas optimisé pour étudier des nouvelles architectures électriques comme le PV 

linéaire.  

Dans ce chapitre, nous allons présenter les modèles détaillés sous Matlab/Simulink de tous 

les composants principaux d’un système PV typique : des modules PV au convertisseurs 

DC/DC et DC/AC. Ces modèles détaillés seront par la suite utilisés dans le chapitre trois pour 

étudier le fonctionnement d’un système PV linéaire complet. Nous présentons aussi dans ce 

chapitre une approche de modélisation simplifiée de ces composants qui servira à  des études 

d’optimisation technico-économique du chapitre quatre. 

II.2. Généralités sur l’architecture électrique 

L’onduleur transforme le courant électrique continu produit par le champ PV en un courant 

électrique alternatif injecté dans le réseau (de distribution, de transport, ou mini-réseau 

autonome). Outre la fiabilité et le coût, le point-clef dans la conception de l’onduleur est le 

rendement de conversion DC/AC, du point de vue de l’utilisateur. Le rendement des onduleurs 

actuels est très élevé : par exemple, Power Electronics fabrique les onduleurs ayant un 

rendement jusqu’à 97.8% pour quelques MW [7] . Comme tout système électronique, 

l’onduleur a une durée de vie limitée, comprise entre 10 et 15 ans. Actuellement, il existe 

principalement trois topologies, ou architectures électriques, de systèmes PV (associations de 

module PV et onduleur) comme indiqué dans la Figure II-1 : 

➢ Système avec onduleur centralisé : un seul ou quelques gros onduleurs 

dimensionnés en fonction de la puissance totale de la centrale PV ; chaque 
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onduleur est alimenté par un champ PV composé de sous-champs, eux-mêmes 

constitués de chaînes parallèles de modules, 

➢ Système avec onduleurs strings (ou de chaînes) : la centrale comprend alors un 

nombre important d’onduleurs ; chaque onduleur est alimenté par une ou plusieurs 

chaines parallèles de modules PV. Cette option est requise notamment lorsque 

plusieurs champs de modules sont orientés différemment, 

➢ Système avec onduleurs intégrés aux modules PV (ou micro-onduleurs) ; on a 

alors un onduleur pour 1 à 4 modules, en général. 

 

Figure II-1. Topologies des systèmes photovoltaïques connectés à un réseau électrique 

 

Ces topologies peuvent se différencier selon leurs performances, les pertes de puissance et 

le coût, comme présenté dans le Tableau II-1. La première catégorie, performance (ou 

caractéristiques générales), considère la robustesse, la flexibilité et l'efficacité du MPPT [8] [9]. 

La deuxième catégorie, les pertes de puissance, considère le mismatch, les pertes énergétiques 

des côtés AC et DC du système. Les pertes de mismatch sont inévitables dans tous les systèmes 

PV. Cela dépend du type de module au sein d’une chaîne PV, de la différences entre des chaines 

PV en parallèles, de l'ombrage, des salissures, de l'efficacité MPPT, entre autres [10] [11]. La 

troisième catégorie, le coût, concerne l'installation, la maintenance, le coût du terrain et la 
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longueur des câbles DC et AC [12] [13]. Le coût du terrain n’est pas inclus ici car il dépend de 

la localisation du système PV. 

 
 

Tableau II-1. Principales caractéristiques des topologies des systèmes PV 

 

Le Tableau II-2 résume les principales caractéristiques de certains grands systèmes PV 

développés par SMA, ABB, SunPower et Danfoss. Ce tableau indique la zone, le nombre de 

panneaux photovoltaïques, le type de panneau, les onduleurs photovoltaïques et la topologie 

utilisés pour le fonctionnement des grands systèmes PV (la lettre M désigne un système 

d’onduleur string ou multi-String, la lettre C désigne un système d’onduleur centralisé). On 

remarque que le nombre d'onduleurs dépend de la topologie utilisée, un grand nombre 

d'onduleurs photovoltaïques sont courants dans la topologie string ou multistring. 

 



37 

 

 

Tableau II-2. Détails de certains grand systèmes PV [14] 

 

La structure générale d’un système PV est présentée dans la Figure II-2: 

 

Figure II-2. Structure générale d’un système photovoltaïque connecté au réseau électrique 

 

L’isolement galvanique de l’onduleur connecté au réseau dépend des normes en vigueur 

dans chaque pays. Par exemple aux USA, l’isolement galvanique est toujours exigé. Pour 

l’isolement galvanique, on utilise un transformateur BF ou HF. Cette dernière solution est plus 

compacte, mais il faut faire attention à la conception des transformateurs afin de minimiser les 

pertes (les pertes du système PV dépendront aussi du transformateur). C’est pourquoi 
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l’onduleur sans transformateur a toujours le rendement le plus élevé (et un coût moindre). 

Différents types d’onduleurs PV sont présentés dans la Figure II-3. 

 

Figure II-3. Classement des onduleurs photovoltaïques 

 

Les systèmes PV produisant un courant continu, la connexion au réseau électrique rend 

nécessaire un étage DC/AC. Parfois un seul convertisseur assure les deux réglages usuels : 

l’extraction du maximum de puissance et l’injection au réseau de courants sinusoïdaux. la 

plupart de structures industrialisées comportent deux étages de conversion successifs : un 

DC/DC et un DC/AC. 

Il existe plusieurs types d’étage d’adaptation ; [15] dresse une liste de schémas 

correspondants aux applications PV. Le type du hacheur parallèle (Boost) est souvent choisi 

d’une part [16] pour sa simplicité et d’autre part car il offre un rapport d’élévation (ratio entre 

la tension sortie et la tension entrée du hacheur) inférieur à environ 3, ce qui permet d’obtenir 

un rendement correct. 

Il existe deux types d’onduleurs : monophasé et triphasé, comme indiqué sur la Figure II-4. 

Dans cette partie, on va présenter plus particulièrement le contrôle/commande global du 
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système PV avec onduleur, monophasé et triphasé, sans transformateur, et avec convertisseur 

DC-DC. Ces deux types d’onduleurs comportent les fonctions suivantes : 

➢ Commande de l’hacheur Boost pour régler le courant du bus continu, la 

référence de ce courant étant fournie par un algorithme MPPT. 

➢ Commande de l’onduleur de tension pour régler le courant de sortie et la tension 

du bus continu, incluant : 

• Une boucle à verrouillage de phase (PLL : Phase Locked Loop) pour la 

synchronisation à la tension du réseau. 

• Une boucle de réglage de la tension du bus continu laquelle impose la 

référence du courant à injecter au réseau 

• Une boucle de poursuite du courant réseau désiré. 

 

Figure II-4. Onduleurs monophasé (à gauche) et triphasé (à droite) connectés au réseau 

 

II.3. Modélisation détaillée d’un module photovoltaïque en 

Matlab/Simulink 

L’élément de base qui joue un rôle déterminant dans la précision de la modélisation d’un 

système photovoltaïque est le modèle des cellules et des modules photovoltaïques dont il est 

constitué. La question de la modélisation des modules PV dans des conditions non constantes 

(variation de l’irradiance, de la température …) et non-uniformes, telles que les conditions 

d'ombrage partiel, a été largement étudiée par la communauté scientifique et a obtenu des 

résultats significatifs. Il existe principalement deux modèles électriques d’un module 
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photovoltaïque : le modèle à une diode et le modèle à deux diodes. Un modèle de module PV à 

une diode avec des résistances en série et en parallèle a été proposé par [17] pour une précision 

acceptable. Ensuite, un modèle de module PV à deux diodes, nécessitant un temps d'exécution 

acceptable, a été étudié par [2] pour accroitre la précision. Dans [18], l'auteur a essayé à résoudre 

le problème du temps de calcul trop élevé de nombreux modèles à deux diodes existants [19] 

[20] en réduisant le nombre de paramètres du modèle et en utilisant une méthode de calcul plus 

efficace .  

Cette section présente d’abord les deux méthodes de modélisation détaillée d’un module 

photovoltaïque. Ensuite, une méthode pour améliorer encore le temps de calcul du modèle à 

deux diode présentée dans [18] est proposée. Enfin, une comparaison de la précision et du temps 

de calcul entre ces modèles ainsi qu’une analyse de leurs faiblesses sont effectuées afin de 

trouver le modèle le plus approprié au besoin de modélisation et de simulation de cette thèse.  

 

II.3.1. Modélisation d’un module photovoltaïque avec le 

modèle à une diode 

Le circuit équivalent d’une cellule photovoltaïque est présenté dans la Figure II-5. Il inclut 

une source de courant, une diode, une résistance série et une résistance shunt. 

 

Figure II-5 Modèle électrique avec une diode d’une cellule PV 

 

 En se basant sur le circuit, le courant de sortie d’un module photovoltaïque contenant 

Ns cellules en série sera : 

𝐼 =  𝐼𝑝ℎ − 𝐼0 [𝑒𝑥𝑝 (
𝑉+ 𝑅𝑠𝐼

𝑎
) − 1] −

𝑉+𝑅𝑠𝐼

𝑅𝑝
   (II-1) 

Avec : 

𝑎 =  
𝑁𝑠×𝐴×𝑘×𝑇𝑐

𝑞
= 𝑁𝑠 × 𝐴 × 𝑉𝑇  (II-2) 
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Où : 

• 𝐼𝑝ℎ : le photo-courant d’une cellule (A) 

• 𝐼0 : le courant de saturation inverse de la diode d’une cellule (A) 

• V : la tension imposée à la diode (V) 

• 𝑅𝑠 : la résistance série de la cellule (Ω) 

• 𝑅𝑝 : la résistance shunt de la cellule (Ω) 

• 𝑎 : le facteur d’idéalité de diode 

• 𝑁𝑠 : nombre de cellule en série  

• 𝐴 : le facteur d’idéalité de diode 

• 𝑇𝑐 : température réelle de la cellule (K) 

• 𝑘 : constante de Boltzmann 

• 𝑞 : la charge d’électron  

• 𝑉𝑇 =
𝑘𝑇𝑐

𝑞
 : tension thermique 

Comme l’équation 𝐼 =  𝐼𝑝ℎ − 𝐼0 [𝑒𝑥𝑝 (
𝑉+ 𝑅𝑠𝐼

𝑎
) − 1] −

𝑉+𝑅𝑠𝐼

𝑅𝑝
   (II-1 est une 

équation implicite, il faut donc la résoudre par une méthode d’analyse numérique. Les 

paramètres inconnus de ce modèle sont : 𝐼𝑝ℎ, 𝐼0 , 𝑅𝑠 et 𝑅𝑝. D’après [17], 𝐼𝑝ℎ peut être 

déterminé avec l’équation suivante : 

𝐼𝑝ℎ =
𝐺

𝐺𝑟𝑒𝑓
(𝐼𝑝ℎ,𝑟𝑒𝑓 + 𝜇𝑠𝑐 × ∆𝑇)  (II-3) 

Où : 

• 𝐺 : irradiance (W/m²) 

• 𝐺𝑟𝑒𝑓 : irradiance à STC = 1000 W/m² 

• ∆𝑇 = 𝑇𝑐 − 𝑇𝑐,𝑟𝑒𝑓  avec 𝑇𝑐,𝑟𝑒𝑓 est la température de cellule à STC = 298 K 

• 𝜇𝑠𝑐 : coefficiente de température du courant court-circuit (A/K), donnée par le 

constructeur 

•  𝐼𝑝ℎ,𝑟𝑒𝑓 : le photo-courant à STC (A) 

𝐼0 peut être déterminé avec l’équation suivante : 

𝐼0 = 𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓𝑒𝑥𝑝 (
−𝑉𝑜𝑐,𝑟𝑒𝑓

𝑎
) (

𝑇𝑐

𝑇𝑐,𝑟𝑒𝑓
)
3

× 𝑒𝑥𝑝 [(
𝑞𝜀𝐺

𝐴×𝐾
) (

1

𝑇𝑐,𝑟𝑒𝑓
−

1

𝑇𝑐
)]  (II-4) 

Où : 

• 𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓 : courant court-circuit à STC (A) 

• 𝑉𝑜𝑐,𝑟𝑒𝑓 : tension de circuit ouvert à STC (V) 
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• 𝑇𝑐,𝑟𝑒𝑓 : température de la cellule à STC (K) 

• 𝜀𝐺  : énergie de bande interdite de matériel (eV), (1.12 eV pour Si) 

Ensuite, Rs et Rp sont choisies pour que la puissance maximale calculée Pmp soit égale à 

celle expérimentale 𝑃𝑚𝑝,𝑒𝑥 aux conditions STC. On a l’équation suivante : 

𝑅𝑝 = 
𝑉𝑚𝑝,𝑟𝑒𝑓+𝐼𝑚𝑝,𝑟𝑒𝑓𝑅𝑠

𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓−𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓{𝑒𝑥𝑝[
𝑉𝑚𝑝,𝑟𝑒𝑓+𝐼𝑚𝑝,𝑟𝑒𝑓𝑅𝑠−𝑉𝑜𝑐,𝑟𝑒𝑓

𝑎
]}+𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓{𝑒𝑥𝑝(

−𝑉𝑜𝑐,𝑟𝑒𝑓

𝑎
)}−

𝑃𝑚𝑎𝑥,𝑒𝑥
𝑉𝑚𝑝,𝑟𝑒𝑓

 (II-5) 

On résout l’équation II-5 en utilisant une méthode par itérations suivant l’organigramme 

présenté dans la Figure II-6. L’itération commence à 𝑅𝑠 = 0, puis on augmente sa valeur afin 

de déplacer le point de puissance maximale modélisé jusqu’à ce qu’il corresponde au point 

de puissance maximale expérimentale.  

 

 

Figure II-6 Organigramme de l’itération 
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II.3.2. Modélisation d’un module photovoltaïque avec le 

modèle à deux diodes 

Le modèle à une diode est basé sur l'hypothèse que la perte par recombinaison dans la zone 

de déplétion est absente. Dans une vraie cellule solaire, la recombinaison représente une perte 

substantielle, notamment à basse tension. Cela ne peut pas être modélisé de manière adéquate 

en utilisant une seule diode. La prise en compte de cette perte conduit à un modèle plus complet 

appelé modèle à deux diodes [21]. L'introduction d'une diode supplémentaire augmente le 

nombre des paramètres. Le principal défi consiste maintenant à estimer les valeurs de tous les 

paramètres du modèle tout en gardant un temps de simulation raisonnable. 

Le circuit équivalent d’une cellule photovoltaïque suivant le modèle à deux diodes est 

présenté dans la Figure II-7. Il inclut une source de courant, deux diodes, une résistance série 

et une résistance shunt. 

 

Figure II-7 Modèle électrique avec deux diodes d’une cellule photovoltaïque 

 

𝐼 =  𝐼𝑝ℎ − 𝐼01 [𝑒𝑥𝑝 (
𝑉+ 𝑅𝑠𝐼

𝑎1𝑉𝑇1
) − 1] − 𝐼02 [𝑒𝑥𝑝 (

𝑉+ 𝑅𝑠𝐼

𝑎2𝑉𝑇2
) − 1] −

𝑉+𝑅𝑠𝐼

𝑅𝑝
 (I-6) 

Où : 

• 𝐼𝑝ℎ : le photo-courant d’une cellule (A) 

• 𝐼01, 𝐼02 : les courants de saturation inverse de la diode 1 et de la diode 2 d’une cellule 

(A) 

• V : la tension imposée à la diode (V) 

• 𝑅𝑠 : la résistance série de la cellule (Ω) 

• 𝑅𝑝 : la résistance shunt de la cellule (Ω) 

• 𝑎1, 𝑎2 : les facteurs d’idéalité de la diode 1 et de la diode 2 

• 𝑇𝑐 : température réelle de la cellule (K) 
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• 𝑘 : constante de Boltzmann 

• 𝑞 : la charge d’électron  

• 𝑉𝑇1 =
𝑘𝑇𝑐1

𝑞
 : tension thermique de la diode 1 

• 𝑉𝑇2 =
𝑘𝑇𝑐2

𝑞
 : tension thermique de la diode 2 

 𝐼𝑝ℎ peut être déterminé avec l’équation suivante : 

𝐼𝑝ℎ =
𝐺

𝐺𝑟𝑒𝑓
(𝐼𝑝ℎ,𝑟𝑒𝑓 + 𝐾𝑖∆𝑇)  (I-7) 

Où : 

• 𝐺 : irradiance (W/m²) 

• 𝐺𝑟𝑒𝑓 : irradiance à STC = 1000 W/m² 

• ∆𝑇 = 𝑇𝑐 − 𝑇𝑐,𝑟𝑒𝑓  avec 𝑇𝑐,𝑟𝑒𝑓 est la température de cellule à STC = 298 K 

• 𝐾𝑖 : coefficient du courant court-circuit, donné par le constructeur 

•  𝐼𝑝ℎ,𝑟𝑒𝑓 : le photo-courant à STC (A) 

 

Selon [3], les courants de saturation inverse 𝐼01 𝑒𝑡 𝐼02 peuvent être calculés avec l’équation 

suivante : 

𝐼01 = 𝐼02 =
𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓+𝐾𝑖∆𝑇

𝑒𝑥𝑝[
(𝑉𝑜𝑐,𝑟𝑒𝑓+𝐾𝑉∆𝑇)

𝑉𝑇
]−1

  (I-8) 

Où : 

• 𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓 : courant court-circuit à STC (A) 

• 𝑉𝑜𝑐,𝑟𝑒𝑓 : tension de circuit ouvert à STC (V) 

• 𝐾𝑉  : coefficient de la tension du circuit ouvert, donné par le constructeur 

Les deux paramètres restants Rs et Rp sont obtenus par itération selon l’organigramme de 

la Figure II-8. L’idée est de faire correspondre la puissance crête calculée (𝑃𝑚𝑝, 𝑐) et la puissance 

crête expérimentale (𝑃𝑚𝑝, 𝑒𝑥) en augmentant de manière incrémentale la valeur de Rs tout en 

calculant simultanément la valeur de Rp. L’expression de Rp peut être écrire comme ci-

dessous : 

𝑅𝑝 = 
𝑉𝑚𝑝(𝑉𝑚𝑝+𝐼𝑚𝑝𝑅𝑠)

{𝑉𝑚𝑝[𝐼𝑝ℎ−𝐼𝑑1−𝐼𝑑2]−𝑃𝑚𝑎𝑥,𝐸}
 (I-9) 
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Avec: 

𝐼𝑑1 = 𝐼01 (exp (
𝑉+𝐼𝑅𝑠

𝑎1𝑉𝑇1
) − 1) (I-10) 

𝐼𝑑2 = 𝐼02 (exp (
𝑉+𝐼𝑅𝑠

𝑎2𝑉𝑇2
) − 1) (I-11) 

Les conditions initiales pour les deux résistances sont les suivantes : 

𝑅𝑠0 = 0 ;  𝑅𝑝0 =
𝑉𝑚𝑝

𝐼𝑠𝑐,𝑟𝑒𝑓−𝐼𝑚𝑝
−
𝑉𝑜𝑐,𝑟𝑒𝑓−𝑉𝑚𝑝

𝐼𝑚𝑝
 (I-12) 

Au bout d’une quarantaine d’itérations, on arrive à déterminer les deux paramètres Rs et 

Rp. 

 

Figure II-8 Organigramme de l’itération pour le modèle à deux diodes 

Pour vérifier l'exactitude du modèle à deux diodes, nous avons comparé les Pmp calculées 

par le modèle à STC (G = 1000W / m², T = 25 ° C) de six modules différents avec leur Pmp 

donnée dans leur fiche technique. Le résultat est illustré sur la Figure II-9. 
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Figure II-9 Exactitude du modèle à deux diodes par rapport à la fiche technique de six modules PV différents 

 

Une faiblesse commune de ces modèles de modules PV est que le temps de calcul augmente 

très rapidement lorsque le nombre de calculs augmente. Le résultat d'un test simple du temps 

de calcul du modèle à deux diodes est illustré à la Figure II-10. Dans ce test, nous utilisons le 

modèle à deux diodes pour calculer une courbe de caractéristiques I-V, qui est considérée 

comme un échantillon. Pour un module donné, il est valable pour un couple (irradiance, 

température) donné. Lorsque le nombre d'échantillons (samples) augmente, au gré de la 

simulation et de la variation des couples (irradiance, température), nous pouvons observer que 

le temps de calcul augmente de façon exponentielle. 

 

Figure II-10 Le temps de calcul du modèle à deux diodes augmente de façon exponentielle avec le nombre de 

calculs 

 

La cause de ce ralentissement significatif du calcul de ces échantillons est la présence 

d'une boucle algébrique à l'intérieur du modèle. Dans un modèle Simulink, une boucle 

algébrique se produit lorsqu'une boucle de signal existe avec uniquement des blocs de 
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traversée directe dans la boucle. La traversée directe signifie que la sortie du bloc dépend de 

la valeur d'un port d'entrée, la valeur de l'entrée contrôle directement la valeur de la sortie. 

Cette boucle algébrique est incontournable car elle provient de l'équation fondamentale du 

module PV (l’équation implicite𝐼 =  𝐼𝑝ℎ − 𝐼0 [𝑒𝑥𝑝 (
𝑉+ 𝑅𝑠𝐼

𝑎
) − 1] −

𝑉+𝑅𝑠𝐼

𝑅𝑝
   (II-1). 

Par conséquent, on a décidé de rompre cette boucle algébrique en introduisant un bloc de 

retard unitaire du simulink dans le modèle comme dans la Figure II-11. 

 

Figure II-11 Insertion du bloc delay dans le calcul de courant de sortie du modèle 

 

Le modèle avec un bloc de délai introduit s'exécute beaucoup plus rapidement que le modèle 

d'origine. On a établi un test simple pour déterminer le gain en temps d'exécution due à cette 

amélioration avec le modèle à deux diodes en calculant de 1 à 30 000 courbes I-V avec 1 300 

points pour chaque courbe. Le temps de calcul de ce modèle est fortement réduit et augmente 

linéairement avec le nombre d'échantillons. Le graphique des temps de calcul est illustré dans 

la Figure II-12. 
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Figure II-12 Temps de calcul du modèle à deux diodes avec un bloc de retard unitaire  

  

II.3.3. Comparaison des modèles de module 

photovoltaïque à une et à deux diodes 

Dans cette section, nous comparons le modèle à une diode et le modèle à deux diodes en 

termes de temps d'exécution et précision du calcul. Dans cette comparaison, le modèle à deux 

diodes est considéré comme la référence en raison de sa grande précision prouvée dans [3]. La 

comparaison nous aide à trouver le modèle le plus approprié au besoin de modélisation et de 

simulation de cette thèse.  

Le module que nous utilisons dans la comparaison est le Shell SP-70 (Figure II-13). 

 

Figure II-13 Caractéristiques électriques du module PV Shell SP-70 

 

0

5

10

15

20

25

0 5000 10000 15000 20000 25000 30000 35000

C
o

m
p

u
ta

ti
o

n
 t

im
e

Number of IV curve 



49 

 

La Figure II-14(a) montre les performances des deux modèles pour le calcul du Pmp lorsqu'il 

est soumis à des variations d'irradiance. Pour ce test, la température du module est maintenue 

constante à la valeur STC, T = 25 ° C. 

La Figure II-14(b) montre les performances des deux modèles pour le calcul du Pmp lorsqu'il 

est soumis à des variations de température du module. Pour ce test, l'irradiance est maintenue 

constante à sa valeur STC, G = 1000 W / m². 

 

 

(a) 

 

(b) 

Figure II-14 Erreur relative entre les deux modèles lorsque  T=25°C et G varie (a), et lorsque G=1000W/m² et T 

varie (b) 

 

 D'après la Figure II-14, nous pouvons voir que les modèles à une diode et à deux diodes 
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température varie : moins de 0,2 % (Figure II-14(b)) . Cependant, lorsque l'irradiance varie, en 

particulier à faible irradiance, le modèle à une diode ne donne pas un bon résultat. Dans ce 

dernier cas, l’erreur à faible irradiance peut aller jusqu’à 6.6% (et jusqu’à 1% dès que G > 200 

W/m).   

 

II.3.4. Approche simplifiée – méthode de base de données 

La modélisation considérée dans le cadre d’une étude d’optimisation du dimensionnement 

doit permettre d’évaluer un grand nombre de configurations dans un temps de calcul 

raisonnable. Nous allons donc modéliser ici les panneaux PV avec une approche simplifiée, qui 

a pour avantages être beaucoup plus rapide, sans perdre de la précision. 

En utilisant le modèle physique à deux diodes sous Matlab/Simulink présenté 

précédemment, nous simulons tous les points de fonctionnements d’un panneau PV dans une 

plage de température de -20°C à 80°C (avec un pas de 1°C) et un plage d’irradiance de 0 à 1500 

W/m² (avec un pas de 100W/m²). Ensuite, nous enregistrons toutes ces données sous forme une 

base données précalculée. En utilisant par la suite une algorithme d’interpolation, nous arrivons 

facilement à extraire toutes les informations de ce panneau PV (tension, courant, puissante) sur 

un point de fonctionnement quelconques. Nous appelons ce modèle le modèle des bases de 

données (BDD). 

 Les avantages et inconvénients supposés des deux approches sont présentés dans le Tableau 

II-3. L’approche physique repose sur une modélisation électrique d’un module photovoltaïque 

comprenant divers éléments physiques tels que source de courant, diode(s), résistances, et avec 

une prise en compte de tous les facteurs qui peuvent affecter la production de ce module (niveau 

d’éclairement, température),tandis que l’approche simplifiée utilise une base de données de 

résultats précalculés du fonctionnement d’un module photovoltaïque afin de pouvoir calculer 

le plus rapidement possible la production de ce module photovoltaïque à un point de 

fonctionnement donné. 

Approche de modélisation Avantages Inconvénients 

Physique (détaillé) 

- Fidélité améliorée du 

modèle par rapport au 

module réel 

- Robuste, prise en compte 

tous les coefficients 

physiques 

- Temps de calcul élevé 

- Paramètres nécessaires 

nombreux 
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Base de données 

(simplifiée) 

- Simplification du modèle 

- Temps de calcul faible 

- Moins robuste 

- Ne peut être utilisé pour 

étudier le fonctionnement 

des modules PV 

Tableau II-3 Comparaison des approches de modélisation 

 

II.4. Système PV monophasé 

Dans ce mémoire, on se limitera à la description de l’onduleur sans transformateur avec 

convertisseur DC-DC. La structure d’un système avec un tel onduleur, présentée dans la Figure 

II-15 , comprend : 

➢ Les modules PV raccordés en entrée de l’onduleur via un filtre qui élimine les 

interférences électromagnétiques (filtre EMI - non représenté sur le schéma) 

➢ Un hacheur survolteur (convertisseur Boost) qui amplifie la tension d’entrée 

➢ Un pont d’interrupteurs IGBT qui convertit ensuite le courant continu (DC) 

fourni par le convertisseur DC/DC en courant alternatif (AC) en utilisant la 

technique de modulation de largeur d’impulsion (MLI ou PWM en anglais) 

dont le fondamental est à la fréquence de 50 Hz en France (60 Hz aux USA). + 

filtre de sortie 

 

Figure II-15. Circuit de puissance et de commande d’un système photovoltaïque monophasé  
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Cette topologie est largement utilisée dans les onduleurs PV commercialisés. 

On va étudier chaque composant de la partie commande (couleur rouge dans la Figure 

II-15). 

 

II.4.1. Phase Locked Loop (PLL) 

Afin de connecter des sources PV au réseau électrique, il faut synchroniser la tension 

alternative du générateur PV (en fait les courants injectés) à celle du réseau, c'est pourquoi 

l’information de phase et de fréquence de la tension du réseau est nécessaire. 

Dans la littérature, il existe plusieurs méthodes classiques telles que présentées dans [22] : 

➢ « Zero Crossing » [23] qui utilise une logique de OU exclusif ; 

➢ Méthode de filtrage de la tension comme αβ filtre [24] [25] [26] ou dq filtre 

[22]. 

➢ Méthode PLL (Phase Locked Loop) 

La méthode PLL est la plus efficace, sa structure est très diversifiée, mais comprend 

toujours 3 blocs : détecteur de phase, correcteur, oscillateur commandé en tension. 

Pour le système triphasé, le principe de la PLL est présenté dans [27] [28] [29] [30] [31] 

[32] [33]. Avec les techniques avancées de PLL, on effectue une poursuite robuste de la phase 

du réseau et ce, face aux perturbations possibles : saut de phase, creux et bosses de tension, 

harmoniques, saut de fréquence. 
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(b) 

Figure II-16. Structure de principe d’une PLL triphasée (a) et monophasée (b) 

 

Les PLL monophasées sont soumis aux mêmes problèmes que celles triphasées avec une 

difficulté supplémentaire qui résulte du champ d’information plus réduit (une seule phase). Pour 

créer 2 signaux orthogonaux, la PLL triphasée peut utiliser la transformation de Park, mais pour 

la PLL monophasée, il faut rajouter un bloc « Quadrature » de démodulation, voir Figure II-16 

(a). Plusieurs solutions sont décrites dans la littérature en utilisant des retards, et diverses 

transformations : Hilbert, projection sur un repère orthogonal, intégrateurs généralisés… [34] 

[35] [36]. 

Un filtre est souvent introduit dans la boucle afin de réduire les distorsions du signal de la 

tension mesurée : simple passe bas, résonant, moyenné glissant [37] [38] [39] [40] [41]. 

Dans cette partie, une PLL dont la structure présentée dans la Figure II-17 ci-dessous est 

utilisée: 

 

Figure II-17. Structure du PLL monophasé 
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➢ Le Bloc DP représente le Détecteur de Phase 

➢ Le Bloc « Moyenne » dans le correcteur calcule la valeur moyenne de l’entrée 

sur une période variable (il joue le rôle de filtre anti harmoniques, et s’adapte à 

la fréquence variable) 

La réponse considérée de la PLL dépend des perturbations : saut de fréquence, chute de 

tension, distorsion harmonique, saut de phase. Dans la Figure II-18 (a), face à une chute de 

tension de 90%, la PLL détecte la variation de fréquence et la phase en moins de 0,1 s. La Figure 

II-18(b) montre la réponse de la PLL quand le signal de tension présente une distorsion de 30%  

des harmoniques 3, 5, 7 et 9. La Figure II-18 (c) et la Figure II-18(d) montrent le comportement 

de la PLL face aux sauts respectivement de fréquence 50 à 51 Hz et de phase de 30°. 

 

Chute de tension 90% à 0,5s 

 

Distorsion harmonique 30% à 0,5s 

  

 

(a) 

 

(b) 

0.4 0.45 0.5 0.55 0.6 0.65

-1

-0.5

0

0.5

1

V
in

0.4 0.45 0.5 0.55 0.6 0.65

-1

-0.5

0

0.5

1

V
in

0.4 0.45 0.5 0.55 0.6 0.65
47

48

49

50

51

52

f

0.4 0.5 0.6
49.8

49.9

50

50.1

0.4 0.45 0.5 0.55 0.6 0.65

0

2

4

6

p
h
i

0.4 0.45 0.5 0.55 0.6 0.65

0

2

4

6



55 

 

 

Saut de fréquence à 0,5s 

 

Saut de phase à 0,5s 

 

© 

 

(d) 

Figure II-18. Réponses de la PLL en cas : chute de tension 90% (a), 30% 

distorsion harmonique (b), saut de fréquence de 1 Hz (c) et saut de phase 30° (d) 

Il est ainsi possible de conclure que la PLL choisie est performante et robuste par rapport 

aux perturbations du réseau. Les lois de contrôle/commande du système PV pourront être 

exploitées sans se soucier outre mesure des performances de la PLL. 

 

II.4.2. MPPT 

Les systèmes PV se comportent comme une source intermittente, leur puissance dépend de 

la température et de l’éclairement : la Figure II-19 montre les caractéristiques P=f(V) lorsque 

les conditions varient. Dans le cas du système PV raccordé au réseau, on travaille au point de 

puissance maximale MPP afin de maximiser la production. Mais ce MPP varie continuellement 

en fonction de l’irradiation, de la dérive des paramètres, de la température, de la non uniformité 

de l’éclairement… On doit donc mettre en œuvre un algorithme permettant de retrouver ce point 

en temps réel, il s’agit de l’algorithme MPPT. 
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(a) 

 

(b) 

Figure II-19. Puissance maximale en fonction de la température (a) et de l’éclairement (b) 

du module Sunpower E20-327 

Dans la littérature, il existe beaucoup d’articles sur le MPPT ; les trois méthodes les plus 

utilisées sont la Hill Climbing, Perturbation and Observation (P&O) [42] et l’Incrément de 

Conductance (IncCond). Dans [43], un point de vue global sur 19 méthodes de MPPT est 

présenté, et donne une estimation et une comparaison basée sur les critères suivants : simplicité, 

nombre de capteurs, prix et application. La méthode P&O est largement utilisée pour sa 

simplicité d’implémentation en numérique et son temps de réponse acceptable, c’est pourquoi 

elle convient à l’application PV. 

Le principe de la commande de type P&O consiste à perturber la tension VPV d’une faible 

amplitude ∆V autour de sa valeur initiale et à analyser la variation de puissance PPV qui en 

résulte. 



57 

 

Plus concrètement, à l’instant initial, si la puissance est P1, on incrémente positivement la 

tension jusqu’à V2=V1+∆V et la puissance devient P2 après un pas de temps ∆t. 

➢ Si P2>P1, cela signifie que le point de fonctionnement actuel se trouve à gauche 

du MPP comme l’illustre dans la Figure II-20. Alors, dans le pas du temps 

suivant, il faut commencer à incrémenter la tension V3=V2+∆V, et ainsi de 

suite, 

➢ Si au contraire, P2<P1, cela signifie que le point de fonctionnement actuel se 

trouve à droite du MPP. Alors dans le pas de temps suivant, il faut décroître la 

tension V3=V2-∆V. 

 

 

Figure II-20. Caractéristique P(V) 
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Mesures 

Vpvn et Ipvn

Ppvn=Pvn-1

Calcul Ppvn

Ppvn=Vpvn*Ipvn

K=sign(Ppvn-

Ppvn-1)/Vpvn-

Vpvn-1)

Vref=Vref+k*

∆V

Retard

∆t

oui

non

 

Figure II-21. Algorithme de la méthode P&O 

 

Une analyse similaire peut être effectuée lorsque la tension (V1) décroît (∆V négatif). A 

partir de ces diverses analyses relatives aux conséquences d’une variation de tension sur la 

caractéristique P(V), il est alors facile de situer le point de fonctionnement par rapport au MPP, 

et de faire converger ce dernier vers le maximum de puissance à travers un ordre de commande 

approprié. La Figure II-21 illustre l’algorithme sur lequel repose cette méthode. 

Une caractéristique de la méthode P&O est qu’elle envoie de petites perturbations autour 

du MPP en régime établi car le principe de recherche du MPP doit être répété périodiquement, 

obligeant ainsi le système à osciller en permanence autour du MPP, une fois ce dernier atteint. 

Ces oscillations peuvent être minimisées en réduisant la valeur de la variable perturbatrice. 

Cependant, une faible valeur d’incrément tend à ralentir la recherche du MPP, il faut donc 

trouver un compromis entre précision et rapidité. 

Pour estimer la performance de l’algorithme MPPT présenté dans Figure II-21; nous avons 

utilisé un système PV ayant les caractéristiques de la Figure II-22: 
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Figure II-22. Caractéristique du module PV utilisé pour le test de l’algorithme P&O 

 

Pour ce test, on définit 3 périodes : 

➢ De t=0 à 0,6 s, le système PV travaille sur la caractéristique verte (Figure II-22) 

➢ De t= 0,6 à 1,1 s, le système PV passe à la caractéristique bleue (diminution de 

l’éclairement) 

➢ A t=1,1 s, le système PV retourne à la caractéristique bleue 

 

Les deux MPP correspondant aux deux caractéristiques sont : 

➢ VMPPT1=235V, IMPPT1=13,15A, PMPPT1=3110W 

➢ VMPPT2=212V, IMPPT2=9,9A, PMPPT2=2105W 
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a. Le Courant PV varie autour des valeurs IMPPT1 et IMPPT2 alternativement 

 

b. La Tension PV varie autour des valeurs VMPPT1 et VMPPT2 alternativement 

 

c. La Puissance PV oscille autour des valeurs 3105 W et 2100 W 

Figure II-23. Comportement du MPPT 
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Dans la Figure II-23, on voit que :  

➢ à t=0.6s, on change de caractéristique, le MPPT trouve le nouveau MPP en 0,1s 

➢ à t=1.1s, on revient à la caractéristique initiale, le MPPT retrouve l’ancien MPP en 

0.1s également. 

La simulation est effectuée avec un incrément de tension ΔV=5V et un pas de temps 

Δt=0,01s. Le point de fonctionnement du PV oscille autour du MPP : la puissance obtenue du 

système PV est légèrement inférieure à la valeur maximale, mais le rendement reste encore très 

élevé (plus de 99 %). 

 

II.4.3. Commande de la partie DC/DC 

a)  Commande de la tension VPV du module PV 

Le bloc MPPT ayant fixé la tension Vpv_ref, on doit ensuite déterminer le courant de 

référence ILref qui assure cette tension (cf. Figure II-15) et ce, via la commande du hacheur. Un 

correcteur PI est utilisé pour déterminer ILref, dont les correcteurs Kp et Ki sont calculés comme 

suit (Figure II-24) : 

G1(p)C1(p)

VPV_ref VPVILref

 

Figure II-24. en Boucle fermée, calcul du courant de référence Iref 

L’Équation régissant le condensateur CPV est: 

CPV (
dVPV
dt

) = iPV − iL (II.6) 

La transformation Laplace de la fonction de transfert du modèle en petits signaux s’écrit : 

G1(p) =
VPV(p)

iL(p)
= −

1

CPV. p
 (II.7) 
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Avec un correcteur PI, 𝐶1(𝑝) = 𝐾𝑝1 +
𝐾𝑖1

𝑝
, la fonction de transfert en boucle fermée (FTBF) 

s’écrit alors :  

FTBF1(p) =
C1(p)G1p)

1 + C1(p)G1p)
=

1 +
Kp1
Ki1

p

1 +
Kp1
Ki1

p −
CPV
Ki1

p2
 (II.8) 

 

En identifiant le dénominateur de FTBF à la forme normalisée p2 + 2σωip + ωi
2, on 

déduit : 

{
Ki1 = −CPVωi

2

Kp1 = −2σCPVωi
 (II.9) 

 

Pour annuler l’oscillation, on choit  =1. Un temps de réponse T1=10ms ( i=1/T1) est 

choisi.  

b)  Commande du courant IL (Figure II-25) 

hacheur

IPV

CPV

V
P

V

IL

 

Figure II-25. Partie DC-DC 

Le hacheur joue le rôle de poursuite du courant de référence Iref fourni par le MPPT. 

Un correcteur PI (dont les coefficients Kp et Ki sont calculés comme ci-dessous),  est utilisé 

pour déterminer le rapport cyclique  du hacheur (Figure II-26). 
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Figure II-26. Boucle de commande du courant du Hacheur 

L’Équation de le hacheur est:  

Lhar
diL
dt

= VPV − RhariL − VDC(1 − u) (II.10) 

Lhar, Rhar : inductance et résistance de le hacheur, u état de l’interrupteur (0 : ouvert, 1 fermé) 

Le modèle moyen s’obtient directement en remplaçant les variables d’état par leurs valeurs 

moyennes et la fonction u de commutation par sa valeur moyenne, i.e. le rapport cyclique . 

Pour des raisons de commodité d’écriture, on ne changera pas la notation entre les variables 

d’état brutes et leurs moyennes. 

Si l’on suppose les variations de VDC  très lentes , on peut faire l’hypothèse que cette 

dernière est constante et de là transformer le modèle initial de dimension « 3 » non linéaire (VDC 

est une variable d’état en toute logique) en un modèle d’ordre « 2 » linéaire et de là donner sa 

fonction de transfert : 

Lhar
dIL̃
dt

= −Rhar. IL̃ − VDC(1 −  α̃) (II.11) 

 

Où :{
IL̃ = IL − ILeq
α̃ = α − αeq

 

ILeq et eq : point d’équilibre de IL et  
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En tenant compte du fait que l’on suppose les tensions d’entrée et de sortie du hacheur 

constantes, et en ne s’intéressant qu’aux petites variations de IL̃ et α̃,la fonction de transfert 

reliant IL(p) et (p) est : 

G2(p) =
IL̃(p)

α̃(p)
=

VDC
Rhar

1 +
Lhar
Rhar

p
 (II.12) 

Le correcteur PI est de la forme 𝐶2(𝑝) = 𝐾𝑝2 +
𝐾𝑖2

𝑝
 

La Fonction transfert en boucle fermée est: 

FTBF2(p) =
C2(p)G2p)

1 + C2(p)G2p)

=

VDC
Lhar

(p. Kp2 + Ki2)

p2 +
Kp2VDC + Rhar

Lhar
p +

Ki2VDC
Lhar

 

(II.13) 

En identifiant le dénominateur de FTBF à la forme normalisée p2 + 2σωip + ωi
2, on 

obtient :  

{
 
 

 
 Kp2VDC + Rhar

Lhar
= 2σωi

Ki2VDC
Lhar

= ωi
2

⇒

{
 
 

 
 Kp2 =

2σωiLhar − Rhar
VDC

Ki2 =
ωi
2Lhar
VDC

 (II.14) 

Pour annuler l’oscillation, on choit  =1. 

 

II.4.4. Commande de la partie DC/AC 

La partie DC/AC de l’onduleur joue le rôle de réglage de la tension du bus continu VDC via 

le courant injecté au réseau ; elle assure de même une poursuite sinusoïdale de ce courant. 

Parfois, en transparence par rapport à l’amont, on peut demander à cet onduleur des fonctions 

comme la compensation de réactif et encore plus rarement la compensation d’harmoniques 

(filtrage actif).  

Le schéma de commande est représenté de manière très classique dans la Figure II-28 : en 

deux parties distinctes, la commande du courant de sortie (boucle interne) et la commande de 

la tension du bus continu (boucle externe). 
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a) Régulation de la tension du bus continu 

La tension moyenne VDC aux bornes du condensateur doit être maintenue à une valeur fixe. 

La principale cause susceptible de la modifier est les pertes (dans les interrupteurs et filtres de 

sortie) ou bien la fluctuation de la tension du réseau. La sortie du régulateur Pref engendre un 

courant fondamental actif corrigeant ainsi VDC. La puissance Pref représente la puissance active 

nécessaire pour maintenir la tension VDC égale à la valeur de la tension de référence souhaitée 

(VDCref). 

En négligeant les pertes de commutation de l’onduleur ainsi que l’énergie stockée dans 

l’inductance du filtre de sortie, la relation entre la puissance absorbée par le filtre actif et la 

tension aux bornes du condensateur peut s’écrire sous la forme suivante : 

Pref = CDC. VDCref .
d(VDC)

dt
 (II.15) 

A partir de la relation ci-dessus, et en prenant en compte le régulateur PI, la boucle de 

régulation de la tension continue peut être représentée par le schéma de la Figure II-27 : 

PI
P*

ref VDC
VDCref

sCV dcdcref

1

Filtre de 

fluctuation

 

Figure II-27. Boucle de régulation de la tension continue 

 

b) Commande du courant de sortie 

A la sortie de la boucle de régulation de tension VDC on obtient la puissance de référence 

P*
ref. Grâce cette puissance de référence et la tension du réseau Vres, on peut identifier le courant 

de référence (Figure II-28) : 

Iref = I√2sinθ 

Où : 

I =
Pref
V
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V : valeur efficace de la tension du réseau Vres 

 : angle de synchronisation, donnée par la PLL 

I

I
o

n
d

PI
β

MLI

Onduleur

P/U

Vres

PLL

Iref

Sin(θ)

VDC

V*
DCref

P*
PI

RMS

2
u1-6

 

Figure II-28. Boucles de commande de l’étage DC/AC 

 

L’Équation d’état de l’onduleur est: 

RondIond + Lond
dIond
dt

= Vond − Vres (II.16) 

Lond et Rond : inductance et résistance de l’onduleur 

Transformation Laplace de la fonction de transfert du modèle aux petits signaux [44]: 

G3(p) =
Iond̃(p)

β̃(p)
=

VDC
Lond. p + Rond

 (II.17) 

Le correcteur PI est de la forme 𝐶3(𝑝) = 𝐾𝑝3 +
𝐾𝑖3

𝑝
 

La Fonction de transfert en boucle fermée est: 

FTBF3(p) =
C3(p)G3(p)

1 + C3(p)G3(p)

=

Vond
Lond

(pKp3 + Ki3)

p2 +
Kp3VDC + Rond

Lond
p +

Ki3VDC
Lond

 

(II.18) 

En identifiant le dénominateur de FTBF à la forme normalisée p2 + 2σωip + ωi
2, on 

obtient :  
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{
 
 

 
 Kp3VDC + Rond

Lond
= 2σωi

Ki3VDC
Lond

= ωi
2

⇒

{
 
 

 
 Kp3 =

2σωiLhar − Rond
VDC

Ki2 =
ωi
2Lond
VDC

 (II.19) 

Pour annuler l’oscillation, on choit  =1. 

 

II.4.5. Simulation 

Dans cette partie, la simulation a pour but d’évaluer les performances de la commande du 

système PV monophasé. 

 

Figure II-29. Caractéristique tension-puissance du panneau PV 

 

De la Figure II-29, on suppose que l’ensoleillement baisse à l’instant t=0.6 s et revient à sa 

valeur initiale à t=1.1s (durée d’occultation partielle de l’éclairement de 0.5s). La courbe bleue 

correspond à l’état initial, et la courbe rouge correspond à l’état après la diminution de 

l’ensoleillement. 
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b. Taux de distorsion de la tension du réseau 

 

c. Variation du courant de l’onduleur PV 

 

d. Taux de distorsion harmonique du courant de l’onduleur PV 

 

e. Variation de la tension du bus continu 

 

f. Puissance de sortie de l’onduleur PV 

Figure II-30. Comportement de l’onduleur PV 
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La Figure II-30(e) montre que la tension du bus continu est maintenue inférieure à 500V. 

Le taux de distorsion harmonique du courant est environ 1%, il est acceptable, voir Figure 

II-30(d). 

La simulation est effectuée avec les fréquences de découpage suivantes : celle de l’hacheur 

(10 kHz), et celle de l’onduleur (20 kHz). On observe que la puissance de sortie de l’onduleur 

diminue en même temps que celle fournie par le panneau PV (Figure II-30(f)). En plus, 

l’onduleur PV ne perturbe pas la tension du réseau, cela est justifié par le taux de distorsion de 

la tension du réseau reste assez faible (Figure II-30(a et b)). 

 

II.5. Système PV triphasé 

II.5.1. Structure et commande 

Dans cette partie, un système PV triphasé de type sans transformateur avec convertisseur 

DC-DC est étudié car ce type est largement utilisé par les onduleurs commercialisés. 

La structure présentée dans la Figure II-31 comporte : 

➢ Les panneaux, raccordés en entrée de l’onduleur via un filtre EMI (non 

représenté sur le schéma) 

➢ Un hacheur survolteur, appelé également convertisseur Boost (une seule entrée 

est représentée sur le schéma) 

➢ Les 3 convertisseurs Boost sont raccordés en parallèle sur un pont triphasé (3 

demi ponts) qui convertit ensuite le courant continu (DC) fourni par le 

convertisseur DC/DC en courant alternatif (AC) en utilisant une modulation de 

largeur d’impulsion dont le fondamental est à la fréquence de 50 Hz (le point 

milieu des condensateurs situés juste avant le pont triphasé est raccordé au 

neutre du réseau). 

➢ Un filtre élimine les harmoniques à hautes fréquences 
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Figure II-31. Circuit de puissance et commande d’un système PV triphasé 

 

Par rapport à la commande de l’onduleur monophasé, les seules différences se situent 

dans la PLL et la boucle de commande du courant injecté au réseau (Figure II-32 et Figure 

II-33). 
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Figure II-32. Structure de la PLL triphasé 
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Figure II-33. Boucles de commande de l’étage DC/AC 

 

Les composantes directe et en quadrature (Figure II-33) sont calculées comme suit : 

Id = 
2

3

P∗Vd + Q
∗Vq

Vd
2 + Vq

2 
;  Iq = 

2

3

P∗Vq + Q
∗Vd

Vd
2 + Vq

2 
  (II.20) 

Où : 

Idq, Vdq –Transformation de Park des courants et tensions en sortie de l’onduleur. 

P* - Référence de puissance active, donnée par boucle de contrôle tension VDC 

Q* - Référence de puissance réactive, normalement égale 0. 

II.5.2. Simulation 

On procède comme dans le cas de l’onduleur monophasé mais la durée d’occultation est ici 

de 1s : on a considéré une variation d’ensoleillement de t=2s jusqu’à t=3s (Figure II-34, la 

courbe bleue correspond à état initial). 
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Figure II-34. Caractéristique tension-puissance du panneau PV 

 

Figure II-35. Courant triphasé injecté au réseau 

 

Figure II-36. Taux de distorsion harmonique de courant d’une phase 
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Figure II-37. Tension du bus DC 

 

Figure II-38. Puissance injectée au réseau 

Les Figure II-35-28 illustrent les résultats de simulation concernant l’amplitude et le THD 

du courant, la tension du bus continu et la puissance injectée au réseau. 

II.6. Conclusion 

Dans ce chapitre, nous avons étudié, modélisé et testé de façon détaillée sous 

Matlab/Simulink tous les composants principaux qui participent directement au fonctionnement 

d’un système PV. A partir de ces modèles, nous pouvons constituer dans le chapitre qui suit un 

modèle pour des grands systèmes PV complets afin d’étudier leurs caractéristiques techniques 

ainsi que leurs comportements de fonctionnement. En plus, nous avons présenté aussi dans ce 

chapitre une approche simplifiée de modélisation des modules PV en utilisant leurs bases de 

données de fonctionnement. L’avantage de cette méthode est sa simplicité et son faible temps 

de calcul qui la permet à être utilisé plu tard dans les études d’optimisation technico-

économique du chapitre 4. 
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III. MODELISATION D’UN SYSTEME PV COMPLET ET 

COMPARAISON DE DIFFERENTES STRUCTURES 

ELECTRIQUES D’UN SYSTEME PV LINEAIRE 

III.1. Introduction 

Dans le chapitre II, on a présenté le principe de fonctionnement ainsi que la modélisation 

de tous les composants principaux d’une centrale PV typique. Dans ce chapitre, on étudie le cas 

d’une centrale PV équivalente mais en configuration linéaire.  

Premièrement, en se basant sur les modèles des composants présentés précédemment, on 

développe un modèle complet d’une centrale PV. Afin de s’assurer que le modèle  développé 

soit le plus fidèle possible à la réalité, on a décidé de modéliser sous Matlab/Simulink une 

centrale PV réelle en France (plusieurs MWc) afin de vérifier l’exactitude de ce modèle complet 

en comparant les résultats obtenus à partir de monitoring. 

Deuxièmement, on utilise ce modèle complet pour étudier le comportement des systèmes 

PV de type linéaire. On commence par la modélisation d’un grand système PV linéaire sous de 

différentes architecture électriques. Puis, on compare les différentes caractéristiques et les 

performances des architectures afin de montrer les points forts et les points faibles de chacune 

des architectures électriques pour un grand système PV linéaire. Au travers de cette étude, on 

arrive à faire ressortir les différentes exigences techniques d’un système PV linéaire par rapport 

à un système PV normal. 

 

III.2.  Modèle complet d’un système photovoltaïque  

III.2.1. Modélisation sous Matlab/Simulink d’une centrale 

PV réelle  

Le modèle complet d’un système PV est présenté dans la Figure III-1. Dans ce modèle, on 

modélise tous les composants principaux qui participent directement au fonctionnement d’un 

système PV. 
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Figure III-1 Modèle Matlab/Simulink complet d’un système PV 

 

Ce modèle est composé des éléments suivants : 

- A l’entrée se trouve une base de données météorologiques de l’irradiance et de 

température du champ PV. 

-  Un champ PV constitué de modules PV, connectés d’abord en série pour former des 

strings (ou chaînes) PV et puis en parallèle pour former des groupes ou sous-champs 

PV. 

- Un convertisseur DC-DC Boost, qui joue à la fois le rôle de contrôleur MPPT du 

système et de régulateur de la tension côté DC, suivant la commande de l’onduleur. Le   

contrôleur MPPT est implémenté à l'aide d'une variante de sous-système de contrôle de 

suralimentation MPPT DC-DC, qui varie automatiquement et optimise le rapport 

cyclique de commutation, afin de générer la tension requise et extraire la puissance 

maximale, à l'aide de l'algorithme Perturb & Observe. 

- Un onduleur de type convertisseur de source de tension triphasée (VSC) est illustré sur 

la Figure III-2. Le VSC convertit la tension DC en tension AC, et conserve le facteur de 

puissance unitaire. Le système de contrôle du VSC utilise deux boucles de contrôle: une 

boucle de contrôle externe, qui régule la tension DC et une boucle de contrôle interne, 

qui régule les courants de réseau Id et Iq (composantes de courants actif et réactif). La 

référence de courant Id est la sortie du contrôleur externe de tension DC. La référence 

de courant Iq est mise à zéro afin de maintenir le facteur de puissance unitaire. Les 

sorties de tension Vd et Vq du contrôleur de courant sont converties en trois signaux de 

modulation Uabc_ref. 
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- Une transformateur triphasé 400V/20kV qui relie la sortie de l’onduleur au réseau 

électrique. 

- Des résistances des câbles du côté DC et côté AC. 

 

Figure III-2 Modèle de l’onduleur type VSC 

 

Afin de vérifier l’exactitude de ce modèle, nous l’appliquons à une grande centrale PV en 

fonctionnement en France. Cette centrale a pour puissance totale d’environ 12MWc et est 

divisée en nombreux blocs unitaires de 500kW chacun. Nous modélisons ici qu’un bloc unitaire 

de 500kW qui comporte tous les éléments de base d’une centrale PV au sol typique. Par la suite, 

nous allons considérer ce bloc unitaire comme une centrale PV complète et indépendante.  Le 

synoptique de branchement de cette  nouvelle centrale est présentée dans la Figure III-3.  

 

Figure III-3 Synoptique de branchement de la centrale PV réelle 
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Elle s’agit d’une centrale PV de 500 kW. Cette centrale se compose des éléments suivants : 

- Sept groupes de modules PV. Chaque groupe est constitué de 16 à 30 branches en 

parallèle de 11 modules PV en série (en bleu sur la figure précédente). Ce qui fait un 

total de 166 branches de modules PV parallèles. Les modules PV utilisés sont les 

Sunpower E20/327 Wc, ce qui fait donc un champ PV global de 597,1 kWc. Les 

spécifications électriques de ce module mesurées dans les conditions de test standard 

(STC), soit une irradiation solaire de 1000 W/m², une température module de 25°C, et 

un coefficient de masse d’air égal à 1,5, sont données dans le Tableau III-1. 

- Un onduleur 500 HE TL de la marque IngeconSun de puissance nominale de 500 kVA. 

Ses caractéristiques électriques sont présentées dans la Figure III-4. Cet onduleur est 

doté de 12 entrées DC, mais seulement 7 sont utilisées dans la présente configuration. 

Le synoptique de connexion de cet onduleur se trouve dans la Figure III-5.  

- Les informations sur le câblage côté DC de cette centrale se trouvent dans le Tableau 

III-2. Les câbles DC sont référenciés selon les références du synoptique de l’onduleur. 

Chaque entrée d’une boîte de jonction est constitué de deux strings PV en parallèle.  

- Un transformateur Siemens de 500 kVA. 

 

Tableau III-1 Données électriques du module PV Sunpower E20-327 à STC 
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Figure III-4 Données électriques de l’onduleur 500HE TL  

 

 

Figure III-5 Synoptique de l’onduleur de la centrale PV réelle 
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Tableau III-2 Câblage DC de la centrale PV réelle 

 

En basant sur les synoptiques électriques ci-dessus, nous modélisons cette centrale PV de 

500 kW sous Matlab/Simulink. Chacun des sept groupes PV modélisé séparément et est 

présenté dans la Figure III-6.  

 

Figure III-6 Modèle Matlab/Simulink complet de la centrale PV réelle de 500 kW 

 

La simulation de cette centrale se fait par la suite avec les données météorologiques 

enregistrées sur place obtenues via le système de surveillance du CEA-INES. Dans la Figure 

III-8, on présente les courbes d’irradiance et de température module de cette centrale sur une 

journée. Comme cette centrale est équipées des systèmes de « trackers solaires », la courbe 

données d’irradiance a une forme un peu différente avec celle d’une centrale sans « trackers ».  

Boîte de Jonction Nombre d'entrée Protection Longueur câble/pôle Type de câble Fourreau Connecteur

1 8 160A 159 U-1000 AR2V 2x(1x300mm²) φ 160 Cosses Alu Cuivre 300²

2 8 160A 162 U-1000 AR2V 2x(1x300mm²) φ 160 Cosses Alu Cuivre 300²

3 11 200A 136 U-1000 AR2V 2x(1x300mm²) φ 160 Cosses Alu Cuivre 300²

4 15 250A 60 U-1000 AR2V 2x(1x300mm²) φ 160 Cosses Alu Cuivre 300²

5 15 250A 60 U-1000 AR2V 2x(1x300mm²) φ 160 Cosses Alu Cuivre 300²

6 13 250A 112 U-1000 AR2V 2x(1x300mm²) φ 160 Cosses Alu Cuivre 300²

7 13 250A 27 U-1000 AR2V 2x(1x300mm²) φ 160 Cosses Alu Cuivre 300²
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Figure III-7 Variation de l’irradiance obtenues par monitoring 

 

 

Figure III-8 Données de la variation de température de la centrale obtenue par monitoring 

 

Ensuite, nous effectuons plusieurs simulations pour bien vérifier l’incertitude ce modèle. 

Les résultats des simulations sont ensuite comparés aux données de production de la centrale 

PV. Une comparaison de puissance obtenue par la simulation et par monitoring est présentée 

sur la Figure III-9. 
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Figure III-9 Comparaison de la puissance obtenue par simulation et par monitoring 

 

La comparaison est faite sur la production totale de centrale obtenue par simulation et par 

monitoring de la centrale. Sur la Figure III-9, nous observons que la courbe de puissance de 

simulation reste assez fidèle à la courbe de puissance donnée par le système de surveillance tout 

au long de la journée. La puissance simulée est légèrement supérieure à celle de la centrale 

réelle et l’écart maximal des deux courbes est environ 3%. Cet écart vient peut-être du manque 

de précision de certaines informations réelles concernant la météo (un seul capteur d’irradiance 

et de température disposé sur l’ensemble de la centrale) et des autres pertes imprévues lors du 

fonctionnement de la centrale réelle. Nous avons répété cette comparaison pour plusieurs 

journées différentes et le résultat est similaire. Cette incertitude est donc acceptable, raisonnable 

et vérifiée. Le modèle est donc prêt à être utilisé pour la prochaine étape. 

 

III.3. Différentes architectures électriques pour un système 

PV linéaire 

III.3.1. Architecture complètement centralisée à un 

onduleur et architecture moins centralisée à deux 

onduleurs d’un système PV linéaire 
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Pour comprendre les différentes exigences techniques des systèmes photovoltaïques 

linéaires, deux architecture différentes d'une centrale photovoltaïque de 5 MWc sont simulées 

à l'aide du modèle Matlab / Simulink proposé précédemment. Les schémas de principe des deux 

différentes architectures sont présentés dans la Figure III-10 et la Figure III-11.  

 

Figure III-10 Schéma principe de l’architecture complètement centralisée à un onduleur 

 

 

Figure III-11 Schéma principe de l’architecture centralisée à deux onduleurs 

Ces deux centrales PV de 5 MWc sont installées le long d'un linéaire de 5 km. 

L’architecture à un onduleur comprend les éléments suivants : 
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- Dix groupes de modules PV. Chaque groupe fournit une puissance maximale de 500 

kWc. Les modules PV utilisés sont toujours les Sunpower E20/327 Wc, dont les 

caractéristiques sont été présentées dans le Tableau III-1. Chaque groupe de modules 

PV est connecté via une boîte de jonction BJ à une entrée de l’onduleur. 

- Un onduleur (convertisseur DC-AC) de type VSC de 5 MVA, comprenant 10 entrées. 

Le niveau de la tension DC est 1500 V. 

- Un transformateur triphasé 400 V/20 kV de 5 MVA qui connecte la sortie de l’onduleur 

au réseau électrique. 

L’architecture à deux onduleurs comporte les éléments suivants : 

- Dix groupes de modules PV avec la même configuration que ceux de l’architecture 

centralisée. 

- Deux onduleurs de type VSC de 2,5 MW chacun. Chaque onduleur est alimenté par cinq 

groupes de modules PV via cinq boîtes de jonction BJ.  Le niveau de la tension DC est 

1500V. 

- Deux transformateurs triphasés 400V/20kV de 2,5 MW, qui connectent les deux 

onduleurs au réseau électrique. 

Nous modélisons sous Matlab/Simulink ces deux architectures, cf. Figure III-12 et Figure 

III-13. 
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Figure III-12 Architecture centralisée à un onduleur simulée par Simulink 

 

Figure III-13 Architecture centralisée à deux onduleur simulée par Simulink 
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A l’entrée des deux modèles se trouve une base de donnée météorologique d’une journée 

réelle dont la variation de l’irradiance est présentée dans Figure III-14.  

 

Figure III-14 Variation de l’irradiance sur une journée  

Pour la modélisation de cette partie de l’étude, nous négligeons les câbles DC qui relient les 

strings de modules PV à des boîtes de jonction BJ car ils sont identiques dans les deux 

architectures électriques.  

Pour déterminer les câbles DC qui relient les BJ à l’onduleur et calculer les pertes résistives, 

nous procédons comme si : 

- Premièrement, d’après le « guide d’installations photovoltaïques raccordées au réseau 

public de distribution » UTE C15-712, la chute de tension maximale autorisée dans la 

partie courant continu de l’installation est de 3% du courant au point de Pmax à STC.  

- Pour calculer la chute de tension, on utilise la formule ci-dessous : 

𝑢 = 𝑏 ×
𝜌×𝐿

𝑆
× 𝐼  (III-1) 

Avec : 

u : chute de tension en volts. 

b : coefficient  égal à 1 pour les circuits triphasés, et 

 égal à  2 pour les circuits monophasés. 

ρ : résistivité des conducteurs en service normal, prise égale à la résistivité à la 

température en service normal, soit 1,25 fois la résistivité à 20°C, soit 0,023 Ωmm²/m 

pour le cuivre et 0,037 Ωmm²/m pour l’aluminium. 
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L : longueur simple de la canalisation, en mètres. 

S : section des conducteurs, en mm². 

I : courant assigné, en ampères. 

- Dans notre cas, la tension DC est égale à 1500V donc la chute maximale acceptable est 

égale à 45V (3% de 1500V).   

- Le courant court-circuit d’un bloc de 500 kWc de panneaux PV est de 394,7A.  

- A partir de cette valeur de la chute maximale de tension, le courant court-circuit d’un 

bloc PV et  de l’équation 𝑢 = 𝑏 ×
𝜌×𝐿

𝑆
× 𝐼  (III-1, nous déduisons la section minimale 

des câbles DC. Le résultat du calcul de la section minimale des câbles DC est reporté 

dans le Tableau III-3. 

 

Tableau III-3 Résultat du calcul de la section des câbles DC 

- A partir de la section calculée, nous pouvons calculer la résistance du câble DC avec la 

formule suivante : 

𝑅 = 2 ×
𝜌×𝐿

𝑆
  (III-2) 

Avec R la résistance du câble DC, en ohms. 

- Pertes Joule : P = R.I² 

Pour la simulation effectuée dans ce chapitre, nous décidons d’utiliser des câbles en cuivre 

(même type de câble que celui de la centrale PV réelle présentée au début du chapitre). Nous 

allons utiliser aussi des câbles de même section pour la liaison BJ–Onduleur. Cette 

Cas Numéro du bloc PV Distance à l'onduleur (m) Section câble Alu (mm²) Section câble Cu (mm²)

1 2250 1225 761

2 1750 953 592

3 1250 680 423

4 750 408 254

5 250 136 85

6 250 136 85

7 750 408 254

8 1250 680 423

9 1750 953 592

10 2250 1225 761

1 1000 544 338

2 500 272 169

3 10 5 3

4 500 272 169

5 1000 544 338

6 1000 544 338

7 500 272 169

8 10 5 3

9 500 272 169

10 1000 544 338

Centralisée

Décentralisée
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configuration est suffisante pour montrer la différence entre les deux architectures électriques 

sans compliquer les calculs. Dans le prochain chapitre, nous irons plus loin dans la sélection de 

chacun des composants afin de résoudre des problèmes d’optimisation technico-économique. 

Alors, à partir du Tableau III-3, nous pouvons déduire qu’un câble en cuivre de section 

minimum égale à 338 mm² est suffisant pour relier toutes les BJ à l’onduleur dans l’architecture 

décentralisée. Or, dans la réalité, il existe des câbles de 2x185mm² qui sont plus proches de ce 

critère. Nous allons donc utiliser ce câble pour notre simulation. Le Tableau III-4 résume la 

résistance des câbles BJ-Onduleur en cuivre de section 2x185mm² de chacun des blocs de 

panneaux PV des deux architectures électriques. 

 

Tableau III-4 Résistances des câbles BJ-Onduleur en cuivre de section 2x185mm² 

Avec cette configuration, on obtient les résultats de simulation des deux architectures 

électriques suivant : 

Cas Numéro du bloc PV Resistance avec câble 2x185 Cu(Ω)

1 0.280

2 0.218

3 0.155

4 0.093

5 0.031

6 0.031

7 0.093

8 0.155

9 0.218

10 0.280

1 0.124

2 0.062

3 0.001

4 0.062

5 0.124

6 0.124

7 0.062

8 0.001

9 0.062

10 0.124

Centralisée

Décentralisée
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Figure III-15 Variation de tension DC de l’onduleur 1, avec l’architecture à deux onduleurs 

Dans la Figure III-15 , on voit bien que dans l’architecture à deux onduleurs, la tension DC 

à l’entrée des onduleurs sont bien régulée autour de la valeur de référence de 1500V grâce à la 

boucle de contrôle DC-DC implémentée.  

 

Figure III-16 Chute de tension DC du bloc PV numéro 1 des deux architectures 
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Figure III-17 Puissance totale des deux architectures 

 

Pourtant, la Figure III-16 montre que avec cette configuration de câblage, la chute de tension 

DC dans le cas de l’architecture centralisée est très importante. La plupart de temps, elle dépasse 

la limite de 3% de la tension DC 1500V. au contraire, la chute de tension DC de l’architecture 

décentralisée reste tout temps dans la limite acceptable de moins de 45V. 

Ce résultat est prévisible car la section 2x185mm² des câbles DC n’est optimisée que pour 

l’architecture décentralisée. Si nous voulons obtenir un même niveau de chute de tension dans 

l’architecture centralisée, théoriquement, il faut utiliser des câbles de section minimum de 

761mm² selon le Tableau III-3. Cela correspond à une augmentation très importante du volume 

de câble utilisé. Afin de voir la différence de la quantité de câble utilisée dans le cas optimal 

pour les deux architectures, nous calculons le volume de cuivre utilisé : 

𝑉𝐶𝑢_𝐶𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎𝑙𝑖𝑠é = ∑ 𝐿𝑖 × 𝑆𝑖 ≈ 22,5 (𝑚
3)10

𝑖=1   (III-3) 

𝑉𝐶𝑢_𝐷é𝑐𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎𝑙𝑖𝑠é = ∑ 𝐿𝑖 × 𝑆𝑖 ≈ 5,4 (𝑚
3)10

𝑖=1   (III-4) 

Nous voyons que dans ce cas optimal, c’est-à-dire que pour obtenir une même niveau de 

chute de tension DC, le volume de câble utilisé pour l’architecture centralisée est environ quatre 

fois plus grand que celui de l’architecture décentralisée. 

De plus des chutes de tension, la Figure III-17 nous montre aussi une perte non négligeable 

de la puissance produite totale dans le cas de l’architecture centralisée. Cette dernière perte au 
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maximum de 10% de puissance par rapport à la production de l’architecture décentralisée. Cette 

perte vient notamment aussi des pertes importantes dans les câbles DC.  

L’architecture décentralisée nous permet non seulement de réduire significativement le 

nombre de câble utilisé et les pertes importantes dans la partie DC, elle sera beaucoup plus 

robuste au cas de défaillance d’un des onduleurs. Si un onduleur rencontre de problème et 

devrait être déconnecté, on perdrait la totalité de puissance dans le cas de l’architecture 

centralisée. Tandis que pour le même problème, l’architecture décentralisée nous permettrais 

de garder la moitié de la production. Cela constitue de l’avantage des systèmes de production 

distribuée.  

A travers de la comparaison entre les deux architectures électriques, une complètement 

centralisée et l’autre moins centralisée, nous avons montré d’abord la différence dans l’exigence 

technique entre un système PV normal et un système PV linéaire. L’architecture centralisée, 

qui est largement utilisée dans la conception des grands systèmes PV normaux, devient 

rapidement obsolète et inadaptée lorsqu’on passe au système linéaire. Plus la taille de ce 

système linéaire est grande, plus la différence est significative. Deuxièmement, nous avons 

montré de nombreux d’avantages d’un système de production distribuée, décentralisée dans la 

conception des grands systèmes PV linéaires. Ici nous avons présenté un exemple de 

l’architecture moins centralisée avec deux onduleurs, pourtant nous pourrions aisément aller 

plus loin en augmentant le nombre de l’onduleur pour concevoir des architectures plus 

décentralisées. Pourtant, à partir de quel point l’architecture d’une centrale PV linéaire 

décentralisée sera-t-elle optimale ? Nous allons traiter cette question dans le prochain chapitre 

sur l’optimisation technico-économique des grands systèmes PV linéaires.  

 

III.3.2. Architecture avec ligne DC unique dans les 

systèmes PV linéaires 

Dans la partie précédente, nous avons montré le gain de production distribuée d’un système 

PV linéaire à travers une architecture électrique moins centralisée. Pour aller encore plus loin, 

nous proposons ici une nouvelle architecture électrique, qui n’existe pas dans la conception des 

centrales PV classiques et qui ne s’adapte qu’aux systèmes PV linéaires. Cette architecture 

conserve les avantages de l’architecture à deux onduleurs en ajoutant l’aspect robustesse au 

système PV linéaire. Il s’agit de l’architecture linéaire qui utilise une seule ligne DC pour relier 

toutes les sous-groupes de modules PV et qui alimente le réseau électrique à travers de 
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nombreux d’onduleurs. Le schéma de principe de cette architecture électrique est présenté dans 

la Figure III-18. 

 

Figure III-18 Schéma principe de l’architecture électrique avec une ligne DC unique 

Ce système PV linéaire comporte : 

- Dix groupes de modules PV avec la même configuration que les deux architectures 

précédentes. 

- Deux onduleurs de type VSC. Ici pour montrer la flexibilité de cette architecture 

électrique, nous configurons différentes  puissances pour les onduleurs : un onduleur de 

1 MW et l’autre de 4 MW. Les deux onduleurs sont connectés au même câble DC 

unique, qui relie les dix groupes de modules PV. 

- La tension DC est fixée en premier lieu à 1500V.  

- Deux transformateurs triphasés 400V/20kV raccordent les deux onduleurs au réseau 

électrique. 

La Figure III-19 montre le modèle Matlab/Simulink de cette architecture électrique. 
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Figure III-19 Modèle Matlab/Simulink de l’architecture d’une ligne DC unique 

Pour la modélisation de cette partie, nous négligeons aussi les câbles DC qui relient les 

strings de modules PV aux boîtes de jonction BJ comme dans la partie précédente car ces 

configurations sont identiques dans toutes les architectures. 

Pour calculer les câbles de la ligne DC unique, nous procédons comme dans la partie 

précédente en prenant en compte les éléments suivants : 

- La longueur L de ce câble est égale à la longueur du système PV linéaire. Dans ce cas 

L = 5km = 5000m. 

- En utilisant l’équation 𝑢 = 𝑏 ×
𝜌×𝐿

𝑆
× 𝐼  (III-1, nous déduisons que la section 

minimale d’un câble en cuivre pour assurer une chute de tension DC inférieure à 3% est 

de : S3% = 1692 mm². 

- Le courant maximal qui circule dans ce câble est calculé à partir de la puissance 

maximale susceptible d’être demandé de cette ligne DC unique, c’est-à-dire la puissance 

maximale du plus grand onduleur, celui de 4 MW. Donc : 

𝐼𝑚𝑎𝑥 =
𝑃𝑜𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 𝑚𝑎𝑥

𝑉𝐷𝐶
=

4×106

1500
= 2667 (𝐴)  (III-5) 

- En comparant la valeur de ce courant max avec le tableau des courants admissibles des 

conducteurs du « guide d’installations photovoltaïques raccordées au réseau public de 
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distribution » UTE C15-712, nous déduisons que la section minimale pour qu’un câble 

en cuivre puisse supporter le courant Imax est : Scourant max =1288 mm². Comme Scourant 

max < S3%, alors la section S du câble DC est choisie égale à S3%, soit S = 1692 mm². 

Sachant que cette section reste une valeur minimale théorique. En réalité, il faut qu’on 

utilise des câbles de standard de section la plus proche à cette valeur.  

- En utilisant l’équation 𝑅 = 2 ×
𝜌×𝐿

𝑆
  (III-2), nous calculons donc la résistance 

de cette ligne DC : 

𝑅 = 2 ×
𝜌 × 𝐿

𝑆
= 2 ×

0.023 × 5000

1692
= 0.1359 (Ω) 

Avec cette configuration, on obtient les résultats de simulation de cette architecture 

électrique suivant : 

 

Figure III-20 Tension DC de l’architecture à ligne DC unique 

La Figure III-20 nous montre que la tension DC de cette architecture est toujours bien 

régulée autour de la valeur de référence de 1500V grâce à la boucle de commande implémentée. 
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Figure III-21 Puissance totale et puissance de chaque onduleur de l’architecture à ligne DC unique 

Dans la Figure III-21, nous remarquons que la puissance totale produite par la centrale PV 

se partage très bien entre les deux onduleurs de façon proportionnelle selon leurs puissances 

max respectives. Chacun des onduleurs commande la puissance suivant sa capacité. Le fait que 

la puissance PV de cette architecture puisse se répartir entre les deux onduleurs augmente la 

robustesse et la fiabilité de l’ensemble de ce système PV. En effet, dans cette architecture, au 

cas où un des onduleurs rencontre un problème et devrait être déconnecté, la répartition de 

puissance est redistribuée sur ce système et le(s) autre(s) onduleur(s) pourront prendre en charge 

une partie, ou la totalité, de la puissance PV de cet onduleur déconnecté. Au contraire, dans les 

deux premières architectures, si un des onduleurs est déconnecté, nous perdrions la totalité de 

la puissance PV gérée par cet onduleur. 

Le seul point faible de cette architecture est que la section du câble DC demandé est très 

grande, ici S ≥ 1692mm². Pourtant ce problème pourrait être résolu facilement avec 

l’augmentation de la tension des chaines PV, ou du côté DC. En fait, l’augmentation de la 

tension DC, notamment dans les grands systèmes PV, est une tendance indéniable des dernières 

années. En seulement quelques années, la norme pour les systèmes PV est passée de 600 Vdc 

à 1000 Vdc, puis maintenant à 1500 Vdc pour les nouvelles grandes centrales PV au sol. 

Bientôt, la référence pourrait atteindre 2000 Vdc à 3000 Vdc. Une tension DC plus haute est 

moins chère pour les grandes centrales PV car moins de matériaux sont nécessaires, des grands 

composants comme les onduleurs aux petits composants comme les câbles et les sectionneurs. 
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En effet, le courant, qui est inversement proportionnel à la tension, diminuera à mesure que les 

tensions augmenteront. La taille des conducteurs diminue en conséquence car le courant est 

moindre et les coûts diminuent avec la taille des conducteurs. Le Tableau III-5 présente la 

section de câble de ligne DC nécessaire à l’architecture lorsque la tension DC augmente de 

1500 V à 3000 V. Nous remarquons qu’à 3000 Vdc, un câble en cuivre de section d’environ 

2x300 mm² pourrait très bien servir pour alimenter l’ensemble du système. Ce type de câble 

existe actuellement sur le marché et peut être utilisé largement dans les grands projets PV. 

 

Tableau III-5 Section câble DC d’architecture à ligne DC unique avec 1500 Vdc et 3000 Vdc 

  

Alu Cu

1500 2722 1692

3000 849 644

Tension DC (V)

Ligne DC unique

Section de câble (mm²)
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III.4.  Conclusion 

Dans ce chapitre, nous avons présenté et vérifié l’exactitude d’un modèle complet d’une 

grande centrale PV typique. Nous avons aussi étudié le comportement d’un grand système PV 

linéaire sous différentes architectures électriques.  

A travers de la comparaison entre les deux architectures complètement centralisées à un 

onduleur et moins centralisée à deux onduleurs, nous avons montré d’abord la différence dans 

l’exigence technique entre un système PV normal et un système PV linéaire. L’architecture 

centralisée, qui est largement utilisée dans la conception des grands systèmes PV normaux, 

devient rapidement obsolète et inadaptée lorsqu’on passe au système linéaire. Plus la taille de 

ce système linéaire est grande, plus la différence est significative. Deuxièmement, nous avons 

montré de nombreux d’avantages d’un système de production distribuée, décentralisée dans la 

conception des grands systèmes PV linéaires. 

Nous avons présenté aussi l’architecture électrique très innovante, l’architecture avec une 

ligne DC unique, qui s’adapte très bien à des grands système PV linéaire. Cette architecture 

conserve les avantages de l’architecture décentralisée en ajoutant l’aspect robustesse au système 

PV linéaire.  

  



97 

 

IV. OPTIMISATION TECHNICO-ECONOMIQUE DU 

DIMENSIONNEMENT DES GRANDS SYSTEMES PV 

LINEAIRES 

IV.1. Introduction 

Dans le précédent chapitre, on a étudié techniquement différentes architectures électriques 

possibles pour un système PV linéaire. Dans ce chapitre, en basant sur les architectures 

électriques présentées, on complète cette étude par une approche économique des grands 

systèmes PV linéaire.  

Les installations photovoltaïques à grande échelle sont composées de plusieurs milliers de 

panneaux photovoltaïques. Lors de leur conception, le concepteur doit sélectionner les 

composants et ainsi définir les valeurs de nombreux paramètres: nombre et type de modules PV 

et d’onduleurs PV, distribution des composants dans le champ d'installation, etc. Parfois, les 

valeurs des paramètres de conception sont contradictoires. Par exemple, l'installation de 

nombreux modules PV augmente la production d'énergie de l'installation photovoltaïque mais 

conduit également à des coûts élevés d'installation et de maintenance sur la durée de vie de 

l'installation PV. La conception d'une centrale photovoltaïque constitue donc parfois un grand 

défi, notamment pour un nouveau type de système PV, et fait l’objet d’études détaillées en 

amont. 

Dans ce chapitre, une nouvelle méthode est présentée pour la conception optimale des 

installations photovoltaïques à grande échelle. En utilisant la technique d'optimisation 

proposée, une configuration optimale est calculée, de sorte que le LCOE soit minimisé. Le 

processus d’optimisation de la conception est effectué en tenant compte de l’impact du nombre 

de composants, de leur agencement, de leurs caractéristiques (niveau de tension) mais aussi des 

différents types d’architecture électriques de la centrale possibles. 
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IV.2. Description du problème d’optimisation du 

dimensionnement 

IV.2.1. Description du problème 

Pour ce problème d’optimisation, nous considérons une centrale PV de 5MWc (même 

puissance que celle de la centrale étudiée au chapitre 3). Cette centrale est installée au long 

d’une piste cyclable de la Via Rhôna pour créer un « chemin solaire ». Elle fait l’objet d’un 

projet de recherche du CEA avec la Compagnie Nationale du Rhône. Une photographie 

aérienne de cette piste est montrée dans la Figure IV-1.  

Dans ce chapitre, nous utilisons les modèles simplifiés de base de données présentées dans 

le chapitre 2 pour modéliser les systèmes PV. 

Ici, nous allons utiliser la base de données de météo du site Clermont-Ferrand, générée par 

le logiciel PVSYST, pour simuler et faire des études d’optimisation technico-économique de 

ce système PV linéaire. Le Tableau IV-1 résume des données d’irradiance et de température du 

site pendant une année typique. Avec ce logiciel, on a aussi réalisé une optimisation de l’angle 

d’inclinaison des panneaux PV (Figure IV-2). Cette optimisation n’est valide que pour le site 

Clermont-Ferrand. 
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Figure IV-1 Photo aérienne de la portion de via Rhôna étudiée 

 

 

Tableau IV-1 Données météo du site 
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Figure IV-2 Optimisation d’angle d’inclinaison des panneaux PV (PVSyst) 

 

Le schéma d’implantation de cette centrale est représenté dans la Figure IV-3. Les modules 

sont disposés sur une structure porteuse de 5m de haut et 5m de large, placée au-dessus de la 

piste, pour former un abri (Figure IV-4). La largeur permet d’avoir des poteaux à 1m de part et 

d’autre de la piste, donc suffisamment éloignés. 

 

Figure IV-3 Plan général de la centrale linéaire considérée 
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Figure IV-4 Structure porteuse panneaux PV de la centrale 

 

 

Figure IV-5 Schéma de principe de la centrale linéaire considérée 

Le schéma de principe de cette centrale linéaire est présenté en Figure IV-5. La puissance 

nominale de la centrale est égale à 5MW. On a choisi une configuration à deux postes de 

livraison avec deux transformateurs de 2.5  MW, comme au chapitre 3. Pourtant ici, le nombre 

des autres composants de la centrale (notamment des onduleurs, des boîtes de jonction) varie 

selon l’architecture considérée. 

Le module considéré est toujours le PV Sunpower E20 327. Ses caractéristiques électriques 

ont été présentées au chapitre 3. Ses dimensions sont présentées en Figure IV-6. 
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Figure IV-6 Dimensions du module PV Sunpower E20 327 

Le module ayant une longueur de 1.56m, on peut en disposer 3 en mode paysage sur la 

largeur de la structure (comme sur la figure I-4), le mode paysage étant requis pour limiter les 

impacts des ombrages entre modules. 

Deux catégories d’onduleurs sont utilisées dans cette étude. La première catégorie 

comprend des onduleurs centralisés de puissance allant de 1 MW à 5 MW, de type SMA Sunny 

Central 1500V. La  datasheet d’un tel onduleur est présentée en Figure IV-7. La deuxième 

catégorie d’onduleur est celle des onduleurs décentralisés, comprenant les onduleurs string ou 

de chaîne, dont la puissance est de quelques kW à 200 kW. Les spécifications techniques de 

l’onduleur string utilisé dans cette étude, le Huawei Sun2000-60KTL, sont présentées dans la 

Figure IV-8. Les boîtes de jonction (ou boîtier de regroupement) utilisées dans cette étude 

viennent d’ ABB, sont de type Gemini et leurs caractéristiques sont présentées dans la Figure 

IV-9. 
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Figure IV-7 Datasheet Sunny central 2500 EV 

 

Figure IV-8 Datasheet de l’onduleur Huawei Sun2000-60KTL 
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Figure IV-9 Boîte de jonction d’ABB 

Pour bien dimensionner un grand système PV, un calcul précis des câbles est nécessaire. Il 

y a notamment trois grands niveaux de câblage :  

- Les câbles DC, qui relient les chaines PV aux boîtes de jonction (BJ),  

- Les câbles DC, qui relient des BJ aux onduleurs,  

- Les câbles AC (triphasés généralement), qui relient des onduleurs au(x) 

transformateur(s). 

Premièrement, on calcule les câbles DC qui relient les chaines PV aux BJ. Le schéma des 

câbles DC de ce niveau est présenté en Figure IV-10. 

 

Figure IV-10 Schéma des câbles DC entre chaines PV et BJ 

Si nchaine pair,  la longueur totale (câbles + et -) des câbles DC reliant des chaines PV à une 

BJ (LBJ) est calculée par la formule: 

𝐿𝐵𝐽 = 2 × {𝑎 + (𝑎 + 2𝑎) + (2𝑎 + 3𝑎) +⋯+ [(
𝑛𝑐ℎ𝑎𝑖𝑛𝑒
2

− 1)𝑎 +
𝑛𝑐ℎ𝑎𝑖𝑛𝑒
2

𝑎]} 

= 2 × [𝑎 + 3𝑎 + 5𝑎 +⋯𝑎 (2 ×
𝑛𝑐ℎ𝑎𝑖𝑛𝑒
2

− 1)] 
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=  2𝑎 (
𝑛𝑐ℎ𝑎𝑖𝑛𝑒
2

)
2

 

=
1

2
𝑎𝑛𝑐ℎ𝑎𝑖𝑛𝑒

2             (IV-1) 

Où: 

a : longueur d’une chaine PV (en mètre) à laquelle s’ajoute 5 mètres de la hauteur des 

modules PV par rapport à la terre. 

nchaine : nombre de chaines PV raccordées à une BJ. 

Si nchaine impair, la longueur totale (câbles + et -) des câbles DC reliant des chaines PV à 

une BJ (LBJ) est calculée par la formule: 

𝐿𝐵𝐽 =
1

2
𝑎(𝑛𝑐ℎ𝑎𝑖𝑛𝑒

2 + 1)            ( IV-2) 

 

En multipliant LBJ par le nombre de BJ, on obtient la longueur totale des câbles DC reliant 

des chaines PV aux BJ. 

On calcule ensuite les câbles DC, qui relient les BJ aux onduleurs. Le schéma des câbles 

DC de ce niveau est présenté dans Figure IV-11. 

 

Figure IV-11 Schéma des câbles DC entre BJ et onduleurs 

Si nBJ est impair, la longueur totale des câbles DC (LOnduleur ) reliant des BJ à un onduleur 

est calculé par: 

𝐿𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 = 2 × 2 × [𝑑 + 2𝑑 +⋯+ (
𝑛𝐵𝐽 − 1

2
) 𝑑] 

= 4 × 𝑑 [1 + 2 + ⋯+ (
𝑛𝐵𝐽 − 1

2
)] 

= 4 × 𝑑 [
(
𝑛𝐵𝐽 − 1
2

) × (
𝑛𝐵𝐽 − 1
2 + 1)

2
] 

=
𝑑

2
[(𝑛𝐵𝐽 − 1) × (𝑛𝐵𝐽 + 1)] 
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=
𝑑

2
(𝑛𝐵𝐽

2 − 1)         ( IV-3) 

où : 

d : la distance entre deux BJ (mètres) 

nBJ : nombre BJ par onduleur. 

Si nBJ pair, la longueur total edes câbles DC (LOnduleur ) reliant des BJ à un onduleur est 

déterminée par: 

𝐿𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 = 2 × 2 × {
𝑑

2
+
3𝑑

2
+
5𝑑

2
…+ [

𝑑

2
+ (

𝑛𝐵𝐽
2
− 1)] 𝑑} 

= 2 × 𝑑 × [1 + 3 + 5 +⋯+ (2 ×
𝑛𝐵𝐽
2
− 1)] 

=
𝑑 × 𝑛𝐵𝐽

2

2
            (IV-4) 

 

En multipliant LOnduleur par le nombre d’onduleurs, on obtient la longueur totale des câbles DC 

reliant des BJ aux onduleurs. 

On calcule enfin les câbles AC triphasés, qui relient les onduleurs aux transformateurs. Le 

schéma des câbles AC de ce niveau est présenté en Figure IV-11. 

 

Figure IV-12 Schéma des câbles AC entre onduleurs et transformateurs 

Si nOnduleur est impair, la longueur totale des câbles AC reliant les onduleurs (Ltransformateur) à 

chaque transformateur: 

𝐿𝑡𝑟𝑎𝑛𝑠𝑓𝑜𝑟𝑚𝑎𝑡𝑒𝑢𝑟 = 3 × 2 × [𝑑 + 2𝑑 +⋯+ (
𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 − 1

2
)𝑑] 

= 6 × 𝑑 [1 + 2 +⋯+ (
𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 − 1

2
)] 

= 6 × 𝑑 [
(
𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 − 1

2 ) × (
𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 − 1

2 + 1)

2
] 

=
3

4
𝑑[(𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 − 1) × (𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟 + 1)] 
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=
3

4
𝑑(𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟

2 − 1)         ( IV-5) 

Avec : 

d : la distance entre deux onduleurs (mètres) 

nOnduleur : nombre onduleur par transformateur 

Si nOnduleur pair, la longueur totale des câbles AC reliant des onduleurs (Ltransformateur) à un 

transformateur: 

𝐿𝑡𝑟𝑎𝑛𝑠𝑓𝑜𝑟𝑚𝑎𝑡𝑒𝑢𝑟 = 2 × 2 × {
𝑑

2
+
3𝑑

2
+
5𝑑

2
…+ [

𝑑

2
+ (

𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟
2

− 1)] 𝑑} 

=
3

4
𝑑 × 𝑛𝑂𝑛𝑑𝑢𝑙𝑒𝑢𝑟

2          (IV-6) 

 

En multipliant Ltransformateur par le nombre de transformateurs, on obtient la longueur totale 

des câbles AC reliant des onduleurs aux transformateurs. 

La section de ces câbles est déterminée en fonction de l’intensité de courant admissible et 

la chute de tension maximale de chacun des niveaux suivant la méthode présentée dans le 

chapitre 3. 

 

IV.2.2. Fonction d’objectif de l’optimisation  

L’optimisation technico-économique du dimensionnement consiste à déterminer le ou les 

meilleurs dimensionnements permettant de minimiser des critères liés aux performances du 

système. Les valeurs de ces critères dépendent de l’architecture électrique considérée. La 

fonction d’objectif technico-économique utilisée pour évaluer des architectures électriques dans 

cette partie est le « coût actualisé de l’énergie », ou bien « Levelized Cost Of Energy » en 

anglais (LCOE). Il correspond, pour une installation de production d’énergie donnée, à la 

somme des coûts actualisés de production d’énergie divisée par la quantité d’énergie produite, 

elle aussi actualisée. Il s’exprime typiquement en c€/kWh (ou autre monnaie) et est 

fréquemment employé dans le secteur électrique. La fonction d’objectif est de minimiser le coût 

actualisé de l’énergie du système : 

𝑚𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑠𝑒𝑟 {𝐿𝐶𝑂𝐸(𝑋)} = 𝑚𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑠𝑒𝑟 (
𝐶𝑐(𝑋)+𝐶𝑜(𝑋)

𝐸𝑡𝑜𝑡(𝑋)
)  IV-7 

 

 

https://www.connaissancedesenergies.org/node/142
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Avec  

X = Variable de décision : 

 𝑋 = [𝑁𝑆, 𝑁𝑃, 𝛽]  IV-8 

LCOE : « coût actualisé de l’énergie »  ou « Levelized Cost Of Energy ». 

Cc : Coût d’investissement total de l’installation PV, y compris le coût des composants, de 

la main-d'œuvre et des coûts supplémentaires qu'implique le système solaire, ou 

(CAPEX). 

Co : Coût d’opération et de maintenance, qui représente les dépenses de fonctionnement et 

des coûts tels que l'utilisation, l'entretien, les taxes, etc. (OPEX). 

Etot: L'énergie totale effectivement injectée dans le réseau électrique par l'installation 

photovoltaïque pendant sa durée de vie opérationnelle. 

X : Des variables de décision 

Ns : Nombre de module connectés en série dans une chaîne 

Np : Nombre de chaînes de modules connectées en parallèle 

𝛽 : L’angle d’inclinaison des modules PV. 

Depuis les premières installations raccordées au réseau développées en France au début des 

années 2000, la filière photovoltaïque a bénéficié d’une baisse importante de ses coûts 

d’investissements. Cette tendance - déjà observée à l’occasion de l’audit de la CRE 

(Commission Régulation de l’Energie) de 2014 – se poursuit, comme le montre la Figure IV-13 

ci-dessous pour les installations dont la date de mise en service est comprise entre 2017 et 2020. 
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Figure IV-13 Evolution des CAPEX des installations au sols et sur bâtiments selon CRE [45] 

Les graphiques ci-dessous présentent la ventilation moyenne des coûts d’investissement en 

fonction de la taille et selon la typologie de l’installation. Le CAPEX regroupe 

schématiquement : 

- Les coûts liés à la centrale elle-même, à savoir l’achat et la pose du matériel électrique 

(modules photovoltaïques, onduleurs, boitiers, etc…) et des éléments de structure (souvent en 

acier ou aluminium), ces deux blocs représentant près de 80 % de l’investissement en moyenne. 

- Les coûts de raccordement de l’installation au réseau public de distribution d’électricité, 

pour 10 % de l’investissement en moyenne. 

- Les frais annexes d’ingénierie, de développement, financiers et légaux pour la part 

restante. 
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Figure IV-14 répartition moyenne des CAPEX par type de dépenses (ensemble des installations) [45] 

Le récapitulatif des coûts CAPEX utilisés pour notre étude d’optimisation est présenté dans 

le Tableau IV-2. 

 

 

Tableau IV-2 CAPEX pour l’étude d’optimisation (Données CEA) 

Dans le CAPEX, on calcule particulièrement en détail le coût des câbles électriques DC et 

AC, qui représente une grande partie des investissements initiaux. Le coût par mètre des câbles 

en cuivre selon leurs sections est présenté dans le Tableau IV-3. 

Module PV €/kWp 312

Onduleur €/kWp 50

Total BOS €/kWp 314

Prix achat terrain €/kWp 23.8

Taxes, permis €/kWp 125

Total investissement €/kWp 824.8

CAPEX
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Tableau IV-3 Coût des câbles utilisés [46] 

 

Les coûts d’exploitation (OPEX) annuels suivent également une tendance à la baisse depuis 

quelques années. La Figure IV-15 représente l’évolution des OPEX au cours des dernières 

années. 

 

Figure IV-15 Evolution des OPEX [45] 

Les différents coûts d’OPEX utilisés dans cette étude sont représentés dans le tableau ci-

dessous. 

Section (mm²) Prix câble Cu par mètre (euros)

6 1.03

10 1.61

16 2.48

25 3.78

35 5.22

50 7.39

70 10.27

95 14.38

120 17.35

150 21.56

185 26.41

240 35.17

300 43.55

370 53.59

600 86.81
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Tableau IV-4 OPEX pour l’étude d’optimisation (Données CEA) 

La Figure IV-16 présente l’organigramme du processus d’optimisation. L’outil 

d’optimisation utilisé sera expliqué en détail dans la prochaine partie. 

 

 

Figure IV-16 Organigramme du processus d’optimisation 

 

IV.2.3. Méthode et outil considérés pour la résolution du 

problème 

IV.2.3.1. Choix de l’outil utilisé 

Un parcours exhaustif de l’ensemble des solutions possibles impliquerait un temps de calcul 

très long. Le problème d’optimisation de type combinatoire posé ici doit donc être résolu avec 

une méthode permettant de balayer rapidement l’espace des solutions sans évaluer toutes les 

Maintenance €/kWp 8 to 12

Loyer €/kWp 0 (or +8)

Taxes €/kWp 10

Gestion €/kWp 2 to 3

Total €/kWp 20 to 50 (or +8)

OPEX



113 

 

solutions possibles, afin de converger vers les meilleures solutions. Les points suivants doivent 

être considérés pour le choix de l’outil de résolution : 

- Le nombre de variables de décision du problème ainsi que leur valeurs limites 

impliquent un espace de recherche vaste, avec une optimisation de type combinatoire ; 

- Le temps de calcul doit être acceptable; 

- Le problème est non-linéaire. 

Les outils utilisés pour résoudre ce type de problème sont souvent basés sur des méthodes 

approchées utilisant des métaheuristiques. Ces méthodes permettent de converger rapidement 

vers un optimum global grâce à une approche stochastique. Une revue bibliographique des 

différents outils considérés dans la littérature est proposée dans plusieurs références [47] [48] 

[49]. Les algorithmes les plus utilisés sont l’algorithme génétique, l’algorithme basé sur le 

recuit simulé et l’algorithme basé sur les essaims particulaires. Le choix de l’outil utilisé pour 

la résolution du problème présenté dans ce chapitre s’est porté vers l’algorithme génétique 

NSGA-II (Nondominated Sorting Genetic Algorithm, 2ème version), développé par K. Deb et 

al. en 2002 [50]. Cet algorithme a en effet été utilisé dans de nombreux travaux traitant de 

l’optimisation du dimensionnement ces dernières années, tels que la thèse d’A. Bouabdallah 

[51], de D. Abbes [47], de Y. Thiaux [52] ainsi que dans plusieurs références citées dans [48]. 

Sa fréquente utilisation est souvent justifiée par les avantages suivants : 

- Capacité à parcourir rapidement l’espace de solutions afin de trouver l’optimum global 

[52] ; 

- Efficacité pour la résolution de problèmes d’optimisation difficiles (non-linéaires, 

dimension élevée, etc.) [53]; 

- Paramétrage et implémentation simples [47], etc. 

Quelques explications sur le principe de fonctionnement de l’algorithme NSGA-II sont 

proposées ci-après, selon plusieurs références [52] [51] [47] [50]. 

IV.2.3.2. Description de l’algorithme NSGA-II 

L’algorithme génétique NSGA-II est un algorithme génétique évolutionnaire, basé sur la 

théorie de l’évolution naturelle des espèces évoquée par C. Darwin en 1859 : sous contrainte de 

la sélection naturelle, les espèces peuvent s’adapter à leur milieu en modifiant leur patrimoine 

génétique, afin d’améliorer leur adaptation à l’environnement dans lequel elles vivent. Selon ce 

principe, les liens suivants peuvent être établis entre le vocabulaire lié au domaine de la 

génétique et celui lié au problème d’optimisation du dimensionnement : 
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- Chromosome : le nombre d’unités d’un élément (source ou stockage) du système multi- 

sources, correspondant à un élément du vecteur 𝑌 ; 

- Individu : un dimensionnement caractérisé par un vecteur 𝑌, soit un ensemble de 5 

chromosomes ; 

- Population : un ensemble de dimensionnements (individus), chacun étant caractérisé par 

un vecteur 𝑌. Certains dimensionnements peuvent être identiques dans une population. 

Une population est composée de N_ind individus ; 

- Génération : une itération de l’algorithme, au cours de laquelle les performances de 

chaque dimensionnement de la population sont évaluées. 

L’algorithme d’optimisation NSGA-II consiste à évaluer une succession de N_gen 

générations, en conservant les meilleurs dimensionnements d’une génération à une autre, c’est-

à-dire ceux présentant les meilleures performances au regard des objectifs à minimiser, et en 

rejetant les dimensionnements les moins performants. L’organigramme de l’algorithme 

génétique est présenté dans la Figure IV-17 ; les différentes étapes de l’algorithme NSGA-II 

sont décrites ci-après : 

- Une population initiale de N_ind individus est d’abord créée aléatoirement, afin d’être 

utilisée lors de la 1 ère génération ; 

- Chaque génération consiste à évaluer les performances de 2N_ind individus : les N_ind 

parents issus de la génération précédente, auxquels sont ajoutés N_ind enfants issus de 

l’application d’opérateurs génétiques. Ceux-ci apportent une diversification des 

individus à chaque génération, afin d’explorer l’espace des solutions. Deux types 

d’opérateurs génétiques (appelés aussi opérateurs d’évolution) sont appliqués aux 

individus les plus performants de la population parent (phase de sélection) : 

- Croisement : les chromosomes de deux individus (2 parents) sont échangés de manière 

à créer deux nouveaux individus (2 enfants), soit deux nouveaux dimensionnements. 

- Mutation : un des chromosomes d’un individu est modifié, aboutissant à un nouveau 

dimensionnement. 

Une sélection de N_ind individus est ensuite effectuée parmi les 2N_ind individus: les 

individus dominants sont conservés (approche élitiste), puis la population est complétée si 

besoin avec les meilleurs individus restants de manière à obtenir une nouvelle population de 

N_ind individus utilisée lors de la génération suivante. Ainsi, les meilleurs individus ne sont 

jamais perdus d’une génération à une autre. 
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L’algorithme génétique est exécuté tant que le nombre de générations N_gen n’a pas été 

atteint. 

 

Figure IV-17 Organigramme de l’algorithme NSGA-II 

L’algorithme génétique NSGA-II [54] est implémenté sur le logiciel MATLAB 2017b. Les 

valeurs retenues ont été obtenues après un balayage de différentes valeurs [54]. Elles permettent 

d’obtenir un bon compromis entre une convergence vers un front de solutions optimales et un 

temps de calcul acceptable.  

  



116 

 

IV.3.  Résultats d’optimisation technico-économique  

Nous allons étudier trois différentes architectures de ce système PV linéaire de 5MW : 

- L’architecture centralisée avec deux postes de bocages, intégrant chacun un onduleur 

2500 kW Sunny Central et un transformateur. Le schéma de principe de cette 

architecture est présenté dans la Figure IV-18. 

- L’architecture moins centralisée avec quatre onduleurs de 1250 kW chacun. Les 

onduleurs sont placés de façon équidistante avec les deux transformateurs. Le schéma 

de principe de cette architecture est présenté dans la Figure IV-19. 

- L’architecture décentralisé avec 76 onduleurs strings de 66 kW, chacun de type Huawei 

Sun2000-60KTL. Les onduleurs sont placés près des chaines de PV. Le schéma de 

principe de cette architecture est présenté dans la Figure IV-20. 

- La tension DC maximale des trois architectures est limitée à 1500V. 

 

Figure IV-18 Schéma principe de l’architecture centralisée avec deux onduleurs 2500kW 

 

Figure IV-19 Schéma principe de l’architecture centralisée avec quatre onduleurs 1250kW 
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Figure IV-20 Schéma principe de l’architecture décentralisée avec des onduleurs strings 66kW 

Le résultat d’optimisation de la configuration de chacune des architectures électriques est 

présenté dans le Tableau IV-5.  

 

Tableau IV-5 Configuration des trois architectures électriques 

 

On voit bien qu’il y a une grande différence dans la section et la longueur des câbles dans 

les trois cas.  

- L’architecture la plus centralisée avec des onduleurs de 2500kW requiert beaucoup de 

grands câbles BJ_Onduleur (environ 50km de câble DC de section de 120mm²). 

Pourtant, comme les deux gros onduleurs sont installés dans la même poste de bocage 

avec les transformateurs, leurs câbles onduleur-transformateur, ou câble AC, sont de 

longueur négligeable.  

- Dans le cas des onduleurs 1250kW, la demande de câble DC est moins importante qu’au 

premier cas. Pourtant comme des quatre onduleurs centralisés sont installés assez loin 

des deux transformateurs, cette configuration nécessite des gros câbles AC (de section 

2x300mm²) afin de pouvoir transporter de grandes puissances vers les postes de 

transformation. 

- L’architecture décentralisé avec les onduleurs strings demande logiquement beaucoup 

moins de câbles DC (de petite section et de courte longueur) mais la longueur des câbles 

Puissance d'onduleur (kW) 2500 1250 66

Nombre d'onduleur 2 4 76

Nombre de panneaux en série (Ns) 24 24 15

Section câble chaine_BJ (mm²) 6 6 6

Section câble BJ_Onduleur (mm²) 120 70 6

Section câble onduleur_transfo (mm²) Négligeable 2x300 240

Longueur totale câble chaine_BJ (m) 23232 23232 3648

Longueur totale câble BJ_Onduleur (m) 50688 25344 43776

Longueur totale câble onduleur_transfo (m) Négligeable 4599 116430
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AC reliant les 76 onduleurs aux deux transformateurs devient très importante (environ 

116km).  

Le récapitulatif des pertes DC et AC des trois cas est présenté dans la Figure IV-21 tandis 

que les comparaison des coûts des câbles et le LCOE sont présentées dans la Figure IV-22 et la 

Figure IV-23 respectivement. 

 

Figure IV-21 Pertes énergétiques des trois architectures électriques 

 

Figure IV-22 Coût des câbles des trois architectures électriques.  
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Figure IV-23 LCOE des trois architectures électriques 

L’effet de la différence dans la configuration des trois architectures se voit très clairement 

dans le récapitulatif des pertes et des coûts des câbles. Les pertes du côté DC sont importantes 

dans les deux architectures centralisées, tandis qu’elles sont presque négligeables dans 

l’architecture décentralisée. Au contraire, les pertes AC des deux dernières architectures 

électriques sont assez grandes, ce qui est prévisible vu la quantité de câble AC qu’elles 

demandent.  

Au niveau du coût, l’architecture décentralisée coûte beaucoup plus cher les deux autres 

architectures. Tandis que l’architecture centralisé avec des onduleurs 1250kW est la moins 

chèer des trois architectures. L’augmentation du coût de l’architecture décentralisée vient de la 

grande quantité des câbles AC nécessaire pour relier les petits onduleurs aux postes de 

transformations. Ce résultat montre un grand point faible de l’architecture décentralisée dans la 

conception des grands systèmes PV linéaires lorsque le nombre des postes de transformations 

est limité. 

Ces différences de coût et de pertes énergétique se voient logiquement dans le résultat final 

de calcul de LCOE. L’architecture décentralisée est la plus chère des trois architectures 

électriques (76,2 euros vs 53,1 euros et 48,9 euros). Cette différence vient non seulement des 

coûts des câbles mais aussi du coût de la main-d’œuvre et le coût d’entretien plus élevé. Selon 

l’étude réalisée par Schneider en 2017, le coût de la main-d’œuvre et le coût d’entretien de cette 

architecture est respectivement 0.3 centimes $/W et 10 centimes $/W plus cher que les 

architectures centralisées. 
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Une autre possibilité pour mieux adapter l’architecture décentralisée au grand système PV 

linéaire est d’augmenter le nombre de poste de transformation en utilisant de plus petits 

transformateurs, dit décentralisés. Le schéma principe de cette deuxième architecture 

décentralisée est présenté dans la Figure IV-24. Dans cette configuration, deux onduleurs 

strings sont reliés à un transformateur décentralisé BT/HTA. On a donc au total 38 

transformateurs décentralisés. Ces transformateurs sont connectés au réseau électrique via deux 

points de connexions. 

 

Figure IV-24 Schéma principe de l’architecture avec des onduleurs strings et transformateurs décentralisés 

La Figure IV-25 montre une grande différence entre le coût de câble des deux architectures 

décentralisées. Dans la deuxième architecture, l’augmentation de la tension AC de 400V à 20kV 

dès la sortie des onduleurs strings grâce aux transformateurs décentralisés réduit 

significativement le volume de câble AC nécessaire pour transporter l’énergie produite de 

l’onduleur au réseau. Cette réduction permet non seulement de baisser le coût total du câblage 

mais aussi de baisser des pertes énergétiques de la partie AC de la centrale PV linéaire (Figure 

IV-26). La baisse des pertes et du coût de l’investissement entraine une baisse importante du 

LCOE final (comme présenté la Figure IV-27). Avec un LCOE très faible (45,7 euros par 

MWh), cette deuxième architecture décentralisée devient l’architecture la moins chère des 

quatre architectures présentées. Dès lors, cette architecture décentralisée serait à privilégier 

dans la conception des grandes centrales PV linéaires. 
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Figure IV-25 Comparaison de coût de câble des deux architectures décentralisées 

 

 

Figure IV-26 Comparaison des pertes énergétiques en 25 ans des deux architectures décentralisées 
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Figure IV-27 Comparaison de LCOE des quatre architectures électriques 

Pour aller plus loin, nous avons réalisé aussi une optimisation pour l’architecture centralisée 

avec l’onduleur de 2500kW avec un niveau de tension DC élevé, de 3000V (qui nécessiterait 

une nouvelle réglementation et de nouveaux équipements). La comparaison des coûts des câbles 

et le LCOE final se trouvent dans les Figure IV-28 et Figure IV-29. On peut observer qu’avec 

une augmentation de tension DC, on arrive à réduire significativement l’ensemble des coûts des 

câbles et le LCOE final, avec une hypothèse d’une augmentation de 20% dans le calcul du prix 

des câbles DC de 3000V (qui n’existent pas à ce jour) par rapport à ceux existants en 1500V. 

Cela montre l’intérêt important de l’augmentation du niveau de tension DC dans la conception 

des grands systèmes PV linéaires (d’ailleurs, certains designers de centrales PV 

conventionnelles s’intéressent déjà à une tension de 2000 V). 

 

Figure IV-28 Comparaison du coût des câbles des cas 3000Vdc et 1500Vdc centralisés 
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Figure IV-29 Comparaison du LCOE des cas 3000Vdc et 1500Vdc centralisés 

 

IV.4. Conclusion 

Dans ce chapitre, on a présenté d’abord un outil de modélisation simplifié qui est à la fois 

précis et rapide pour les études d’optimisation. On a étudié par la suite l’optimisation technico-

économique des grands systèmes PV linéaires en optimisant le LCOE de différentes 

architectures électriques possibles de ce type de système PV. On a vu que pour un tel grand 

système PV linéaire, l’architecture décentralisée (avec onduleurs strings et transformateurs 

décentralisés) reste un bon choix par rapport à d’autres architectures électriques. Avec la baisse 

sans cesse des prix des petits onduleurs au cours des années récentes, on peut espérer que 

l’architecture décentralisées avec des petits onduleurs strings, qui sont plus robustes et flexibles, 

deviendra de plus en plus rentable. En outre, dans l’avenir, si on arrive à augmenter le niveau 

tension DC (jusqu’à 3000Vdc par exemple), on pourrait réduire considérablement le CAPEX, 

ou même l’OPEX des grandes centrales PV linéaires. 
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V. SERVICES CONTRIBUES AU RESEAU PAR LES 

SYSTEMES PV LINEAIRES 

 

V.1. Introduction 

Le développement de commutateurs à semi-conducteurs contrôlables et des technologies de 

convertisseur de source de tension (VSC : Voltage-Source Converter) élargit rapidement les 

domaines d'applications des systèmes à courant continu à haute tension (HVDC : High-Voltage 

Direct Current) et des systèmes AC de transport flexibles (FACTS : Flexible AC Transmission 

Systems) dans les réseaux électriques. Les systèmes HVDC basés sur VSC présentent en effet 

plusieurs avantages par rapport aux systèmes HVDC traditionnels basés sur un convertisseur 

commuté en ligne (LCC: Line-Commutated Converter). La technologie VSC – HVDC combine 

un transistor bipolaire à grille isolée (IGBT) basé sur VSC avec les lignes DC de transport de 

puissance jusqu'à plusieurs milliers de MW. Les applications potentielles des systèmes VSC – 

HVDC incluent les interconnexions de systèmes asynchrones, l’intégration au réseau de parcs 

éoliens offshores, l'électrification des îles éloignées et des stations pétrolières et gazières, les 

systèmes à courant continu multi terminaux [55] [56] [57] [58] [59] [60] [61] [62] [63], et les 

systèmes PV linéaires comme dans cette thèse. 

Les systèmes VSC-HVDC peuvent indépendamment maîtriser les puissances actives et 

réactives en maintenant la tension et la fréquence stables, en particulier pour alimenter des 

réseaux très faibles. Diverses VSC topologies, y compris les topologies conventionnelles à deux 

niveaux et à plusieurs niveaux, les convertisseurs multiniveaux à condensateur flottant et à 

diode, ont été proposés. Cependant, en raison de la complexité des contrôles et des limites 

pratiques, les installations du système VSC – HVDC ont été limitées au convertisseurs à diode 

à deux et trois niveaux. Récemment, le développement du convertisseur modulaire 

multiniveaux (MMC : Modular Multilevel Converters) technologie avec modules demi-pont 

connectés en série, a surmonté les limitations d'autres topologies de convertisseurs 

multiniveaux pour les applications HVDC. Les topologies MMC permettent l’utilisation d’une 

fréquence de commutation inférieure pour réduire les pertes du convertisseur. De plus, les 

exigences de filtre sont éliminées en utilisant un nombre important de niveaux par phase. 

Atteindre de plus hautes tensions est facilité et la fiabilité est améliorée en augmentant le 

nombre de sous-modules (SM : submodules) par bras multi-valves. Cela confère un avantage 

important à l’application des systèmes PV linéaires. 
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L’installation de systèmes PV linéaire, en particulier de forte puissance (quelques centaines 

de MW) , peut présenter des avantages très intéressants lorsque ceux-ci sont étendus et couvrent 

des distances notables. Ces systèmes peuvent contribuer de manière importante aux services 

systèmes pour le réseau électrique. 

Les services auxiliaires ou encore services systèmes sont des services nécessaires pour tout 

gestionnaire de réseau et permettent d’assurer un fonctionnement fiable, stable et efficace du 

réseau électrique. Par suite, les services systèmes sont un facteur déterminant pour la qualité et 

la robustesse d’un réseau électrique ; ceux-ci comprennent : 

• SERV1 : Réglage de fréquence: gestion des réserves de puissance active, réglage 

primaire, réglage secondaire et réglage tertiaire de fréquence 

• SERV2 : Réglage de la tension 

• SERV3 : Amélioration de la stabilité du réseau (fréquence, tension et angle 

rotorique ou angulaire) 

• SERV4 : Capacité de support en cas de court-circuit 

• SERV5 : Gestion des congestions 

• SERV6 : Compensation des pertes de transport… 

Dans ce chapitre nous allons étudier le réseau de transport de New England, lequel comporte 

39 nœuds principaux. Ce réseau est modélisé avec les logiciels EMTP et Powerfactory, dans le 

cas d’un système PV linéaire. Ce réseau comporte six centrales PV de 50 MW. Une liaison DC 

(DC Link) relie ces six centrales PV via des convertisseurs DC/DC. Deux VSC (Voltage Source 

Converter) connectent ce bus DC au réseau AC. 

Dans ce chapitre, les points suivants seront traités :  

- Tout d’abord, la modélisation du système du convertisseur modulaire multiniveaux 

VSC-MMC; 

- Le calcul de la répartition de puissance (loadflow) d’un système Mix AC/DC; 

- La capacité du système PV linéaire face au court-circuit ; 

- L’amélioration de la stabilité du réseau (fréquence, tension et angle rotorique ou 

angulaire) par le système PV linéaire ; 

- Et enfin la participation du système PV linéaire à la gestion de la congestion du réseau. 
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V.2. Modélisation d’un VSC-MMC 

Dans cette partie, nous allons présenter la modélisation d’un système VSC-MMC avec son 

système de contrôle/commande. Les modèles de valeur moyenne (AVM : Average Value 

Model) approchant la dynamique du système en négligeant les détails de commutation seront 

modélisés et utilisés dans cette thèse. Les AVM nécessitent moins de ressources en calcul et 

peuvent utiliser une plus grande intégration par des pas de temps, conduisant à des calculs 

beaucoup plus rapides [4]. Les AVM ont été initialement développés pour les convertisseurs de 

l’électroniques de puissance et depuis lors, ce concept a été appliqué à la modélisation de 

nombreux systèmes, y compris la production éolienne.  

La topologie MMC étant de type VSC, elle utilise un contrôle de niveau supérieur 

comprenant un contrôleur interne et un contrôleur externe (VSC Control). Cependant, la 

topologie MMC nécessite des contrôleurs supplémentaires afin de stabiliser certaines variables 

(MMC Control): tensions de condensateur SM et courants de circulation du second harmonique 

de chaque phase. Un niveau supérieur de la structure de contrôle est présenté à la Figure V-1. 

 

Figure V-1 Hiérarchie de contrôle pour une station VSC – MMC 
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Plusieurs méthodes de contrôle sont disponibles pour le contrôle de niveau supérieur. Parmi 

elles, les commandes de puissance-angle (P/) et de courant vectoriel sont les plus largement 

utilisées. Le principe du contrôle de puissance-angle est simple. La puissance active est 

contrôlée par le décalage de l'angle entre le VSC et le système à courant alternatif, tandis que 

la puissance réactive est contrôlée en faisant varier l'amplitude de la tension VSC. La 

commande de puissance-angle (ou commande V/f) est utilisée lorsque le convertisseur VSC est 

connecté à un système à courant alternatif avec une charge passive ou pour des applications 

éoliennes. Le contrôle du courant vectoriel est une technologie basée sur le contrôle du courant. 

Ainsi, il peut naturellement limiter le courant circulant dans le convertisseur lors de 

perturbations. Le principe de base du contrôle de courant vectoriel est de réguler 

indépendamment les puissances active et réactive instantanées via une boucle de contrôle rapide 

de courant interne. En utilisant une technique de décomposition dq avec la tension du réseau 

comme référence de phase, la boucle de contrôle de courant interne découple le courant en 

composantes d et q, où les boucles externes peuvent utiliser le composant d pour contrôler la 

puissance active ou la tension DC, et la composante q pour contrôler la puissance réactive ou 

la tension AC. En raison de son implication dans le système de transmission HVDC, le contrôle 

du courant vectoriel est devenu la méthode de contrôle dominante pour les VSC connectés au 

réseau dans presque toutes les applications aujourd'hui. 

V.2.1. Contrôle de niveau supérieur: Contrôle VSC 

Le modèle VSC-MMC présenté dans cette thèse utilise la classique stratégie de contrôle 

vectoriel qui calcule une tension à travers les inductances du transformateur et du bras qui sont 

nécessaires pour changer le courant de la valeur actuelle à la valeur de référence. Les ordres 

courants de dq0-frame au contrôleur sont calculés à partir de la puissance active de consigne ou 

de tension DC et de la puissance réactive. Le contrôleur interne permet de contrôler la tension 

AC du convertisseur. Les courants actifs et réactifs dans le dq0-frame peuvent être 

indépendamment commandés via une commande proportionnelle-intégrale (PI). La commande 

de puissance réactive permet de maintenir la tension AC dans des limites acceptables. 

V.2.2. Contrôle de niveau inférieur: contrôle MMC 

Les déséquilibres de tension entre les phases du bras de la MMC introduisent des courants 

de circulation contenant une deuxième composante harmonique qui non seulement déforme les 

courants de bras, mais augmente également l'ondulation des tensions SM. Les courants de 

circulation peuvent être éliminés en utilisant un contrôle actif sur la tension AC de référence ou 
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en ajoutant un condensateur parallèle (filtre résonant) entre les points milieu des inductances 

des bras supérieur et inférieur sur chaque phase. Le modèle MMC proposé utilise le contrôle de 

suppression du courant de circulation (CCSC : circulating current suppression control). Ce 

contrôle élimine la deuxième composante harmonique du courant de circulation réduisant 

considérablement l’ondulation de tension sur les condensateurs SM. 

Par conséquent, des méthodes de type escalier plus efficaces, telles que la technique de 

contrôle de niveau le plus proche (NLC : nearest level control) sont utilisées (Figure V-1). Les 

tensions de condensateur de tous les SM doivent être équilibrées pendant le fonctionnement 

normal. Cette tension doit être surveillée et les condensateurs commutés (on/off) sur la base 

d'une commande d'équilibrage (BCA : balancing control algorithm). L'algorithme de contrôle 

d'équilibrage nécessite des mesures de toutes les tensions de condensateur à chaque point 

temporel, afin de les trier avant de sélectionner les SM inférieur allumé. 

 

V.3. Calcul de Loadflow d’un système AC/DC 

Pour effectuer les études, un réseau de transport de New England de 39 nœuds, dont 10 

générateurs synchrones (G1-G10 : centrales électriques) est utilisé (Figure V-2). C’est un 

réseau américain de fréquence 60 Hz et de tension 345 kV. La production et la consommation 

totales sont respectivement de 6200 MW et 6100 MW. Dans cette partie, on suppose que six 

systèmes PV, avec une puissance totale de 300 MW (50x6), sont raccordés à ce réseau entre le 

nœud 26 et le nœud 29 via deux convertisseurs VSC avec une puissance de 400MVA 

(VSC1=VSC2=400 MVA ou 4 pu). Les systèmes PV sont connectés sur un réseau HVDC via 

six convertisseurs VSC. La tension DC est de +/-200kV DC. Ce réseau est utilisé pour étudier 

les services contribués par ce système PV linéaire.  

Avant de lancer les simulations, un calcul de répartition de puissance (loadflow) est 

nécessaire pour déterminer les conditions initiales. Le résultat de calcul de load flow triphasé 

est présenté dans le Tableau V-1.  

Les Figure V-3 et Figure V-4 présentent les puissances actives et réactives des générateurs. 

Les Figure V-5 et Figure V-6 présentent les puissances actives et réactives des 

consommations (charges). 
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Figure V-2 Réseau de transport avec un système PV linéaire 

 

Bus Type Vabc (kV,deg) P (W) Q (VAR) Eabc (kV,deg) Iabc (A,deg)  

PowerPlant_02 Slack 1.96E+01 -3.00E+01 2.81E+08 2.27E+08 3.69E+01 -3.35E+00 1.51E+04 -6.90E+01 

1.96E+01 -1.50E+02 3.69E+01 -1.23E+02 1.51E+04 1.71E+02 

1.96E+01 9.00E+01 3.69E+01 1.17E+02 1.51E+04 5.10E+01 

PowerPlant_01 PVbus 3.55E+02 -3.52E+01 1.00E+09 2.33E+08 3.76E+02 -2.52E+01 2.36E+03 -4.83E+01 

3.55E+02 -1.55E+02 3.76E+02 -1.45E+02 2.36E+03 -1.68E+02 

3.55E+02 8.48E+01 3.76E+02 9.48E+01 2.36E+03 7.17E+01 

PowerPlant_03 PVbus 1.97E+01 -2.29E+01 6.50E+08 2.65E+08 4.59E+01 2.15E+01 2.91E+04 -4.51E+01 

1.97E+01 -1.43E+02 4.59E+01 -9.85E+01 2.91E+04 -1.65E+02 

1.97E+01 9.71E+01 4.59E+01 1.42E+02 2.91E+04 7.49E+01 

PowerPlant_04 PVbus 1.99E+01 -1.91E+01 6.32E+08 1.78E+08 4.41E+01 2.93E+01 2.69E+04 -3.49E+01 

1.99E+01 -1.39E+02 4.41E+01 -9.07E+01 2.69E+04 -1.55E+02 

1.99E+01 1.01E+02 4.41E+01 1.49E+02 2.69E+04 8.51E+01 

PowerPlant_05 PVbus 2.02E+01 -2.00E+01 5.08E+08 2.05E+08 7.96E+01 3.44E+01 2.22E+04 -4.21E+01 

2.02E+01 -1.40E+02 7.96E+01 -8.56E+01 2.22E+04 -1.62E+02 

2.02E+01 1.00E+02 7.96E+01 1.54E+02 2.22E+04 7.79E+01 

PowerPlant_06 PVbus 2.10E+01 -1.76E+01 6.50E+08 2.64E+08 4.54E+01 2.49E+01 2.73E+04 -3.97E+01 

2.10E+01 -1.38E+02 4.54E+01 -9.51E+01 2.73E+04 -1.60E+02 

2.10E+01 1.02E+02 4.54E+01 1.45E+02 2.73E+04 8.03E+01 

PowerPlant_07 PVbus 2.13E+01 -1.49E+01 5.60E+08 1.37E+08 4.23E+01 3.21E+01 2.21E+04 -2.87E+01 

2.13E+01 -1.35E+02 4.23E+01 -8.79E+01 2.21E+04 -1.49E+02 

2.13E+01 1.05E+02 4.23E+01 1.52E+02 2.21E+04 9.13E+01 

PowerPlant_08 PVbus 2.06E+01 -1.99E+01 5.40E+08 7.88E+07 3.90E+01 3.04E+01 2.17E+04 -2.82E+01 

2.06E+01 -1.40E+02 3.90E+01 -8.96E+01 2.17E+04 -1.48E+02 

2.06E+01 1.00E+02 3.90E+01 1.50E+02 2.17E+04 9.18E+01 

PowerPlant_09 PVbus 2.05E+01 -8.53E+00 8.30E+08 1.11E+08 4.19E+01 4.48E+01 3.33E+04 -1.61E+01 

2.05E+01 -1.29E+02 4.19E+01 -7.52E+01 3.33E+04 -1.36E+02 

2.05E+01 1.11E+02 4.19E+01 1.65E+02 3.33E+04 1.04E+02 

PowerPlant_10 PVbus 2.09E+01 -2.60E+01 2.50E+08 1.70E+08 2.40E+01 -1.63E+01 1.18E+04 -6.03E+01 

2.09E+01 -1.46E+02 2.40E+01 -1.36E+02 1.18E+04 1.80E+02 

2.09E+01 9.40E+01 2.40E+01 1.04E+02 1.18E+04 5.97E+01 

VSC_PV1  PQbus 6.30E+01 -9.16E-17 5.00E+07 9.33E-10 6.30E+01 7.22E-03 6.48E+02 5.13E-11 

6.30E+01 -1.20E+02 6.30E+01 -1.20E+02 6.48E+02 -1.20E+02 

6.30E+01 1.20E+02 6.30E+01 1.20E+02 6.48E+02 1.20E+02 

VSC_PV2  PQbus 6.30E+01 -9.16E-17 5.00E+07 9.33E-10 6.30E+01 7.22E-03 6.48E+02 5.13E-11 

6.30E+01 -1.20E+02 6.30E+01 -1.20E+02 6.48E+02 -1.20E+02 
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6.30E+01 1.20E+02 6.30E+01 1.20E+02 6.48E+02 1.20E+02 

VSC_PV3  PQbus 6.30E+01 -9.16E-17 5.00E+07 9.33E-10 6.30E+01 7.22E-03 6.48E+02 5.13E-11 

6.30E+01 -1.20E+02 6.30E+01 -1.20E+02 6.48E+02 -1.20E+02 

6.30E+01 1.20E+02 6.30E+01 1.20E+02 6.48E+02 1.20E+02 

VSC_PV4  PQbus 6.30E+01 -9.16E-17 5.00E+07 9.33E-10 6.30E+01 7.22E-03 6.48E+02 5.13E-11 

6.30E+01 -1.20E+02 6.30E+01 -1.20E+02 6.48E+02 -1.20E+02 

6.30E+01 1.20E+02 6.30E+01 1.20E+02 6.48E+02 1.20E+02 

VSC_PV5  PQbus 6.30E+01 -9.16E-17 5.00E+07 9.33E-10 6.30E+01 7.22E-03 6.48E+02 5.13E-11 

6.30E+01 -1.20E+02 6.30E+01 -1.20E+02 6.48E+02 -1.20E+02 

6.30E+01 1.20E+02 6.30E+01 1.20E+02 6.48E+02 1.20E+02 

VSC_PV6  PQbus 6.30E+01 -9.16E-17 5.00E+07 9.33E-10 6.30E+01 7.22E-03 6.48E+02 5.13E-11 

6.30E+01 -1.20E+02 6.30E+01 -1.20E+02 6.48E+02 -1.20E+02 

6.30E+01 1.20E+02 6.30E+01 1.20E+02 6.48E+02 1.20E+02 

VSC_1  PQbus 3.55E+02 4.50E+00 1.00E+08 1.16E-08 3.55E+02 4.50E+00 2.30E+02 4.50E+00 

3.55E+02 -1.16E+02 3.55E+02 -1.16E+02 2.30E+02 -1.16E+02 

3.55E+02 1.24E+02 3.55E+02 1.24E+02 2.30E+02 1.24E+02 

VSC_2  PQbus 3.58E+02 1.44E+01 2.00E+08 -2.98E-08 3.58E+02 1.44E+01 4.57E+02 1.44E+01 

3.58E+02 -1.06E+02 3.58E+02 -1.06E+02 4.57E+02 -1.06E+02 

3.58E+02 1.34E+02 3.58E+02 1.34E+02 4.57E+02 1.34E+02 

  
 

Total Generation 6.20E+09 1.87E+09     
Load3/Load03_a PQload 2.52E+01 -3.67E+01 1.07E+08 8.00E+05   1.04E+04 -3.71E+01 

Load3/Load03_b PQload 2.52E+01 -1.57E+02 1.07E+08 8.00E+05   1.04E+04 -1.57E+02 

Load3/Load03_c PQload 2.52E+01 8.33E+01 1.07E+08 8.00E+05   1.04E+04 8.29E+01 

Load4/Load04a PQload 2.37E+01 -3.92E+01 1.67E+08 6.13E+07   1.83E+04 -5.94E+01 

Load4/Load04b PQload 2.37E+01 -1.59E+02 1.67E+08 6.13E+07   1.83E+04 -1.79E+02 

Load4/Load04c PQload 2.37E+01 8.08E+01 1.67E+08 6.13E+07   1.83E+04 6.06E+01 

Load7/Load07_a PQload 2.37E+01 -4.02E+01 7.79E+07 2.80E+07   8.56E+03 -6.00E+01 

Load7/Load07_b PQload 2.37E+01 -1.60E+02 7.79E+07 2.80E+07   8.56E+03 -1.80E+02 

Load7/Load07_c PQload 2.37E+01 7.98E+01 7.79E+07 2.80E+07   8.56E+03 6.00E+01 

Load8/Load08_a PQload 2.34E+01 -4.21E+01 1.74E+08 5.87E+07   1.92E+04 -6.07E+01 

Load8/Load08_b PQload 2.34E+01 -1.62E+02 1.74E+08 5.87E+07   1.92E+04 1.79E+02 

Load8/Load08_c PQload 2.34E+01 7.79E+01 1.74E+08 5.87E+07   1.92E+04 5.93E+01 

Load12/Load12_a PQload 2.42E+01 -3.19E+01 2.50E+06 2.93E+07   2.98E+03 -1.17E+02 

Load12/Load12_b PQload 2.42E+01 -1.52E+02 2.50E+06 2.93E+07   2.98E+03 1.23E+02 

Load12/Load12_c PQload 2.42E+01 8.81E+01 2.50E+06 2.93E+07   2.98E+03 2.99E+00 

Load15/Load15_a PQload 2.39E+01 -3.55E+01 1.07E+08 5.10E+07   1.21E+04 -6.10E+01 

Load15/Load15_b PQload 2.39E+01 -1.55E+02 1.07E+08 5.10E+07   1.21E+04 1.79E+02 

Load15/Load15_c PQload 2.39E+01 8.45E+01 1.07E+08 5.10E+07   1.21E+04 5.90E+01 

Load16/Load16_a PQload 2.51E+01 -3.32E+01 1.10E+08 1.08E+07   1.08E+04 -3.88E+01 

Load16/Load16_b PQload 2.51E+01 -1.53E+02 1.10E+08 1.08E+07   1.08E+04 -1.59E+02 

Load16/Load16_c PQload 2.51E+01 8.68E+01 1.10E+08 1.08E+07   1.08E+04 8.12E+01 

Load18/Load18_a PQload 2.50E+01 -3.36E+01 5.27E+07 1.00E+07   5.24E+03 -4.43E+01 

Load18/Load18_b PQload 2.50E+01 -1.54E+02 5.27E+07 1.00E+07   5.24E+03 -1.64E+02 

Load18/Load18_c PQload 2.50E+01 8.64E+01 5.27E+07 1.00E+07   5.24E+03 7.57E+01 

Load20/Load20_a PQload 2.40E+01 -3.02E+01 2.09E+08 3.43E+07   2.16E+04 -3.95E+01 

Load20/Load20_b PQload 2.40E+01 -1.50E+02 2.09E+08 3.43E+07   2.16E+04 -1.59E+02 

Load20/Load20_c PQload 2.40E+01 8.98E+01 2.09E+08 3.43E+07   2.16E+04 8.05E+01 

Load21/Load21_a PQload 2.50E+01 -2.90E+01 9.13E+07 3.83E+07   9.69E+03 -5.17E+01 

Load21/Load21_b PQload 2.50E+01 -1.49E+02 9.13E+07 3.83E+07   9.69E+03 -1.72E+02 

Load21/Load21_c PQload 2.50E+01 9.10E+01 9.13E+07 3.83E+07   9.69E+03 6.83E+01 

Load23/Load23_a PQload 2.53E+01 -2.61E+01 8.25E+07 2.82E+07   8.44E+03 -4.50E+01 

Load23/Load23_b PQload 2.53E+01 -1.46E+02 8.25E+07 2.82E+07   8.44E+03 -1.65E+02 

Load23/Load23_c PQload 2.53E+01 9.39E+01 8.25E+07 2.82E+07   8.44E+03 7.50E+01 

Load24/Load24_a PQload 2.54E+01 -3.37E+01 1.03E+08 1.49E-08   9.93E+03 -3.37E+01 

Load24/Load24_b PQload 2.54E+01 -1.54E+02 1.03E+08 7.45E-09   9.93E+03 -1.54E+02 

Load24/Load24_c PQload 2.54E+01 8.63E+01 1.03E+08 9.31E-09   9.93E+03 8.63E+01 

Load25/Load25_a PQload 2.56E+01 -2.97E+01 7.47E+07 1.57E+07   7.29E+03 -4.16E+01 

Load25/Load25_b PQload 2.56E+01 -1.50E+02 7.47E+07 1.57E+07   7.29E+03 -1.62E+02 

Load25/Load25_c PQload 2.56E+01 9.03E+01 7.47E+07 1.57E+07   7.29E+03 7.84E+01 

Load26/Load26_a PQload 2.54E+01 -2.93E+01 4.63E+07 5.67E+06   4.50E+03 -3.63E+01 

Load26/Load26_b PQload 2.54E+01 -1.49E+02 4.63E+07 5.67E+06   4.50E+03 -1.56E+02 

Load26/Load26_c PQload 2.54E+01 9.07E+01 4.63E+07 5.67E+06   4.50E+03 8.37E+01 

Load27/Load27_a PQload 2.45E+01 -3.43E+01 9.37E+07 2.52E+07   9.70E+03 -4.93E+01 

Load27/Load27_b PQload 2.45E+01 -1.54E+02 9.37E+07 2.52E+07   9.70E+03 -1.69E+02 

Load27/Load27_c PQload 2.45E+01 8.57E+01 9.37E+07 2.52E+07   9.70E+03 7.07E+01 

Load28/Load28_a PQload 2.55E+01 -2.31E+01 6.87E+07 9.20E+06   6.67E+03 -3.07E+01 

Load28/Load28_b PQload 2.55E+01 -1.43E+02 6.87E+07 9.20E+06   6.67E+03 -1.51E+02 

Load28/Load28_c PQload 2.55E+01 9.69E+01 6.87E+07 9.20E+06   6.67E+03 8.93E+01 

Load29/Load29_a PQload 2.57E+01 -1.95E+01 9.45E+07 8.97E+06   9.06E+03 -2.49E+01 

Load29/Load29_b PQload 2.57E+01 -1.39E+02 9.45E+07 8.97E+06   9.06E+03 -1.45E+02 

Load29/Load29_c PQload 2.57E+01 1.01E+02 9.45E+07 8.97E+06   9.06E+03 9.51E+01 

Load39/Load39_a PQload 2.52E+01 -3.92E+01 3.68E+08 8.33E+07   3.66E+04 -5.20E+01 

Load39/Load39_b PQload 2.52E+01 -1.59E+02 3.68E+08 8.33E+07   3.66E+04 -1.72E+02 

Load39/Load39_c PQload 2.52E+01 8.08E+01 3.68E+08 8.33E+07   3.66E+04 6.80E+01 

PL_02/Load31_a PQload 1.96E+01 -3.00E+01 3.07E+06 1.53E+06   4.28E+02 -5.66E+01 

PL_02/Load31_b PQload 1.96E+01 -1.50E+02 3.07E+06 1.53E+06   4.28E+02 -1.77E+02 

PL_02/Load31_c PQload 1.96E+01 9.00E+01 3.07E+06 1.53E+06   4.28E+02 6.34E+01 

  
 

Total Loads 6.10E+09 1.50E+09     

    Total Generation-Loads 1.04E+08 3.60E+08     

Tableau V-1 Résultat de répartition de puissance triphasée (Load flow) du système 
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Figure V-3 Puissance active des productions 

 

Figure V-4 Puissance réactive des productions 

 

Figure V-5 Puissance active des consommations 
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Figure V-6 Puissance réactive des consommations 

Le calcul de répartition de puissance triphasée pour un système mixte (AC et DC) est 

correctement réalisé. Ces résultats permettent de voir en régime permanent les puissances 

(actives, réactives) des productions des générateurs synchrones, ainsi que celles des six 

systèmes PV et les puissances (actives, réactives) de consommation. Les tensions et les 

déphasages sur les nœuds du réseau sont aussi observés. On constate que les tensions restent 

dans les limites admissibles. Les pertes du réseau sont aussi déduites (104 MW au total). Les 

six VSC (systèmes PV) fournissent de 50 MW chacun. Les VSC1 et VSC2 fournissent 

respectivement de 100 MW et 200 MW.  

 

V.4. Contribution du système PV linéaire à la stabilité 

Le scénario étudié ici est un court-circuit pour étudier la capacité de résistance du système 

PV linaire face à un court-circuit. On va étudier la stabilité du réseau dans les cas sans et avec 

un système PV linéaire. On suppose que : 

A T=1.5 s, un court-circuit sur le nœud 28 est apparu.  

A T=1.7 s le court-circuit est éliminé (200 ms après le CC). 

V.4.1. Réseau sans système PV linéaire 

Le réseau sans système PV linéaire est présenté sur la Figure V-7. Si un court-circuit 

apparait au moment T=1.5 s au nœud 28 (entre les nœuds 26 et 29) le système devient instable. 

La Figure V-8 présente la variation de la puissance des générateurs. Il y a une osciliation 
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importante de puissance des machines synchrones (G1-G10). La Figure V-9 présente la 

variation de l’angle rotorique (Deg) des machines synchrones. La machine G9 perd la stabilité 

angulaire. On observe une perte de synchronisation de la machine G9 suite à une augmentation 

de vitesse (Figure V-10) car cette marchine se trouve très proche du point de court-circuit. 

Le réseau perd la stabilité de tension (Figure V-11) et de fréquence (Figure V-12). 

 

Figure V-7 Réseau étudié sans système PV linéaire 
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Figure V-8 Variation de puissance (MW) des machines synchrones 

 

Figure V-9 Variation de l’angle rotorique (Deg) des machines synchrones 

 

Figure V-10 Variation de vitesse (pu) des machines synchrones 
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Figure V-11 Variation de tension (pu) au nœud B26 

 

Figure V-12 Variation de fréquence (pu) du réseau 

 

V.4.2. Réseau avec système PV linéaire 

Pour ce cas, un système PV linaire est installé sur la base de six centrales PV de 50 MW. 

Deux VSC sont connectés aux nœuds 26 et 29. Avec une répartition de 200 MW sur VSC2 

(connecté au nœud 26) et 100 MW sur VSC1 (connecté au nœud 29) comme indiqué sur la 

Figure V-12, en cas de court-circuit, le réseau est maintenu stable. La stabilité du réseau est 

maintenue grâce au système de contrôle très performant du système PV linéaire, assuré par 

deux VSC1 et VSC2. Ce cas montre la très bonne capacité de résistance du système PV linéaire 
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en cas de court-circuit (SERV 4). Le VSC2 est très impacté par le court-circuit (proche du point 

de court-circuit). Pour ce VSC2, il participe très activement à fournir la puissance réactive pour 

remonter la tension au nœud de raccordement. Après le court-circuit, les deux VSCs 

fonctionnent normalement. Ce cas montre la performance de système de contrôle du système 

PV linéaire via les VSCs.  

La Figure V-13 présente la variation de puissance des générateur. La Figure V-14 et la 

Figure V-15 présentent la variation de l’angle rotorique (Deg) et de la vitesse des machines 

synchrones, respectivement. 

 

Figure V-13 Variation des puissances active et réactive de deux VSC1, VSC2 

 

Figure V-14 Variation de puissance (MW) des machines synchrones 
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Figure V-15 Variation de l’angle rotorique (Deg) des machines synchrones 

 

Figure V-16 Variation de vitesse (pu) des machines synchrones 

 

Figure V-17 Variation de tension (pu) au nœud B26 
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Figure V-18 Variation de fréquence (pu) du réseau 

On observe que grâce au système PV linéaire, on maintient la stabilité angulaire (Figure 

V-15), la stabilité de tension (Figure V-17) et la stabilité de fréquence (Figure V-18) (SERV3) 

car celui-ci contribue au réglage de tension (SERV2) et de fréquence (SERV1). 

 

V.5. Contribution du système PV linéaire à la gestion de 

congestions 

Dans cette partie, le même réseau New England est modélisé avec Powerfactory (Figure 

V-19). Comme dans le cas précédent, six systèmes PV sont raccordés au bus DC, puis deux 

VSC sont connectés au réseau AC aux nœuds 26 et 29 comme le cas précédent. 

Au moment initial, 350 MW sont injectés au nœud 26 par VSC 26 et -82MW sont tirés du 

nœud 29 (au lieu de 200 et 100 MW du cas précédent). La ligne 26-29 et la ligne 28-29 

transportent initialement de 235 MW et 124 MW, respectivement. 

La perte d’une ligne entre les nœuds 26 et 29 (par exemple à cause d’un incident) est 

effectuée au moment T=30s. S’il n’y a pas de système PV linéaire, la ligne entre les nœuds 28 

et 29 doit transporter plus de 500 MW du nœud 29 vers le nœud 28 (Figure V-20). Il y a donc 

une surcharge sur cette ligne.  

Grâce au système PV linéaire, la répartition de puissance est redistribuée sur ce système 

pour soulager la ligne 28-29. La charge de la ligne 28-29 passe de 124 MW à 220 MW. Le 
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SVC26 passe de 350 MW à 480 MW. Le VSC29 passe de 82 MW à 223 MW. On peut constater 

que le système PV linéaire contribue ainsi au service de gestion de congestion (SERV5).  

 

Figure V-19 Réseau New England modélisé par Powerfactory 

    

Figure V-20 Répartition de puissance entre deux VSC 26 et VSC29 
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Figure V-21 Puissances active et réactive transitées sur les lignes 28-29 et 26-29 

 

Figure V-22 Répartition de puissance sur les VSC26 et VSC29 
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Figure V-23 Variation de tension sur le réseau (bus AC) 

 

Figure V-24 Variation de fréquence (bus AC) 
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Figure V-25 Variation des angles rotoriques des générateurs 

 

 

Figure V-26 Variation de puissance des générateurs G1-G10 
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Figure V-27 Variation de puissance active et réactive de six systèmes PV 

On voit, sur le tableau V.2, que si on répartit bien la puissance entre les lignes AC et le 

système DC, on peut réduire les pertes. Les pertes du système pour ce cas sont réduites de 104 

MW (voir le Tableau V-2) à 77.89 MW. On peut constater que le système PV linéaire peut ainsi 

contribuer à réduire des pertes sur le réseau (SERV6). 

----------------------------------------------------------------------------------------------------------------------------------- 

| Grid: Grid                 System Stage: Grid            | Study Case: 04_f_HVDC w6PVs           | Annex:                  / 1  | 

----------------------------------------------------------------------------------------------------------------------------------- 

| Grid: Grid                 Summary                                                                                              | 

|                                                                                                                                 | 

| No. of Substations     0          No. of Busbars        84         No. of Terminals      21         No. of Lines          48    | 

| No. of 2-w Trfs.       14         No. of 3-w Trfs.      0          No. of syn. Machines  10         No. of asyn.Machines  0     | 

| No. of Loads           19         No. of Shunts         0          No. of SVS            0                                      | 

|                                                                                                                                 | 

| Generation            =    6174.99  MW         1233.65   Mvar      6297.02  MVA                                                 | 

| External Infeed       =       0.00  MW            0.00   Mvar         0.00  MVA                                                 | 

| Inter Grid Flow       =       0.00  MW            0.00   Mvar                                                                   | 

| Load P(U)             =    6097.10  MW         1408.90   Mvar      6257.77  MVA                                                 | 

| Load P(Un)            =    6097.10  MW         1408.90   Mvar      6257.77  MVA                                                 | 

| Load P(Un-U)          =       0.00  MW            0.00   Mvar                                                                   | 

| Motor Load            =       0.00  MW            0.00   Mvar         0.00  MVA                                                 | 

| Grid Losses           =      77.89  MW         -204.06   Mvar                                                                   | 

| Line Charging         =                       -1121.12   Mvar                                                                   | 

| Compensation ind.     =                           0.00   Mvar                                                                   | 

| Compensation cap.     =                           0.00   Mvar                                                                   | 

|                                                                                                                                 | 

| Installed Capacity    =   14848.50  MW                                                                                          | 

| Spinning Reserve      =    8660.01  MW                                                                                          | 

|                                                                                                                                 | 

| Total Power Factor:                                                                                                             | 

|   Generation          =         0.98  [-]                                                                                       | 

|   Load/Motor          =  0.97 / 0.00  [-]                                                                                       | 

|---------------------------------------------------------------------------------------------------------------------------------| 

 

Tableau V-2 Résultat de répartition de puissance avec le système PV linéaire (obtenu par Powerfactory) 
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V.6. Conclusion 

Dans ce chapitre, une étude en régime permanent d’un système mix AC-DC a été réalisée 

par le calcul de loadflow. Les régimes transitoires ont été étudiés en cas de court-circuit. Les 

résultats montrent la capacité de support du système PV linéaire pour atténuer les oscillations 

face aux perturbations. Ce chapitre a montré que le système PV linéaire fournit une contribution 

importante aux services suivants : 

• SERV1 : Réglage de fréquence 

• SERV2 : Réglage de la tension 

• SERV3 : Amélioration de la stabilité du réseau (fréquence, tension et angulaire) 

• SERV4 : Capacité de support en cas de court-circuit 

• SERV5 : Gestion de congestion 

• SERV6 : Compensation des pertes de transport… 

On constate, qu’avec le système PV linéaire, les oscillations en cas de perturbation (court-

circuit, perte d’une ligne…) sont rapidement amorties. Cela conduira à une meilleure stabilité 

du réseau électrique. 
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VI. CONCLUSION ET PERSPECTIVES 

Dans un contexte de forte demande en énergie « propre », d’un réseau électrique à fort taux 

d’ENR (jusqu’à 30% en 2030 en France) et d’expansion du solaire, ceci nécessite d’installer de 

nombreuses grandes centrales PV de l’ordre de quelques centaines MW chacune. Au regard des 

surfaces requises, le développement des grandes centrales solaires au sol peut engendrer des 

conflits d’usage avec les terres agricoles et affecter la biodiversité. L’objectif de cette thèse est 

de présenter et d’étudier une solution qui répond à cette problématique : profiter de surfaces 

linéaires, s’étendant sur des centaines de mètres à des dizaines, voire des centaines de 

kilomètres, et seulement larges de quelques mètres à quelques dizaines de mètres, comme les 

pistes cyclables, les bordures d’autoroute, les voies ferrées, les digues de fleuves… pour 

installer des systèmes PV de fortes puissances. Ces surfaces potentielles ont pour avantages 

d’être très présentes en Europe et dans le monde entier, exploitables pour le PV et pas chères 

(car peu valorisables pour d’autres utilisations). 

Les travaux de cette thèse consistent à définir et optimiser l’architecture électrique de ces 

grands systèmes photovoltaïques linéaires innovants, selon des critères liés aux performances 

énergétiques, à la fiabilité de fonctionnement et aux coûts d’installation et de maintenance car 

les architectures dites classiques sont inadaptées ici. Cette thèse aborde aussi les services 

contribués par ces centrales pour le réseau électrique. 

Nous avons développé d’abord un outil de modélisation qui est à la fois précis, fiable, 

robuste et qui peut s’adapter à chacun des besoins en simulation de la thèse. L’exactitude de ce 

modèle est bien vérifiée en comparant le résultat de la simulation avec les données réels d’une 

grande centrale PV en France. Nous utilisons ensuite cet outil de modélisation pour étudier des 

différentes architecture électriques d’un grand système PV linéaire afin d’estimer les 

performances relatives de chacune d’elles, d’étudier les exigences ou limites techniques et de 

déterminer des architectures innovantes et plus performantes pour ce nouveau type de système 

PV, ainsi qu’un dimensionnement optimisé de leurs composants. 

A travers de la comparaison entre les deux architecture centralisée et décentralisée, nous 

avons montré d’abord la différence dans l’exigence technique entre un système PV normal et 

un système PV linéaire. L’architecture centralisée, qui est largement utilisée dans la conception 

des grands systèmes PV normaux, devient rapidement obsolète et inadaptée lorsqu’on passe au 

système linéaire. Plus la taille de ce système linéaire est grande, plus la différence est 
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significative. Deuxièmement, nous avons montré de nombreux d’avantages d’un système de 

production distribuée, décentralisée dans la conception des grands systèmes PV linéaires. 

Pour aller encore plus loin, nous avons proposé aussi une nouvelle architecture électrique, 

qui n’existe pas dans la conception des centrales PV classiques et qui ne s’adapte qu’aux 

systèmes PV linéaires. Cette architecture conserve les avantages de l’architecture décentralisée 

en ajoutant l’aspect robustesse au système PV linéaire. Il s’agit de l’architecture linéaire qui 

utilise une seule ligne DC pour relier toutes les sous-groupes de modules PV et qui alimente le 

réseau électrique à travers de nombreux d’onduleurs. Le point faible de cette architecture est 

que la section du câble DC demandé est très grande. Pourtant nous avons montré aussi que ce 

problème pourrait être résolu aisément dans l’avenir avec une augmentation de la tension DC, 

qui sera, notamment dans les grands systèmes PV, une tendance indéniable des dernières 

années. 

Ensuite, nous concevons un outil d’optimisation efficace afin de traiter des problèmes 

d’optimisation technico-économique des grands systèmes PV linéaires, car les aspects 

financiers sont toujours prépondérants dans la conception d’une centrale et de ses composants. 

Dernièrement, nous avons exploité aussi les contributions avantageuses que peuvent 

contribuer les systèmes PV linéaires de forte puissance occupant un territoire sur une longueur 

notable vis-à-vis des services pour le réseau électrique. Six différents services auxiliaires, ou 

encore services systèmes seront abordés : le réglage de fréquence, le réglage de tension, 

l’amélioration de la stabilité du réseau, la capacité de support en cas de court-circuit, la gestion 

de congestion et la compensation des pertes de transport d’électricité. Nous constatons qu’avec 

le système PV linéaire, les oscillations en cas de perturbation (court-circuit, perte d’une ligne…) 

sont rapidement amorties. Cela conduira à une meilleure stabilité du réseau électrique. 

A partir du travail de cette thèse, les perspectives ouvertes sont nombreuses : 

- Développement des différentes architectures des systèmes PV linéaires pour les 

différentes applications ainsi que l’identification des contraintes pour ces applications. 

- Etude paramétrique de l’incertitude des données sur la détermination de l’architecture 

optimale d’un système PV linéaire. 

- Développement, évaluation et démonstration des nouvelles stratégies de contrôle et de 

gestion optimale des systèmes PV linéaires. 

- Développement, évaluation et démonstration des nouveaux services contribués par les 

systèmes PV linéaires au réseau électrique 



147 

 

- Etude de possibilité de nouvelle application de GaN et SiC pour la nouvelle génération 

des convertisseurs (DC/DC et AC/DC) pour les systèmes PV linéaires. 
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