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RÉSUMÉ 
Ces dernières années, l’agrégation des sources d’énergie distribuées et l’émergence 

d’autoconsommateurs individuels et collectifs sur un nœud de puissance rendent les flux 
énergétiques multidirectionnels. L’optimisation par les Agrégateurs se base sur une 
exploitation de données, d’outils d’aide à la décision ainsi que des services de flexibilité.  

Les travaux de thèse portent sur l’étude de cette problématique de gestion de la flexibilité 
des réseaux électriques par l’intégration des microréseaux d’autoconsommation, notamment 
urbains. La gestion de la flexibilité est réalisée par une stratégie de gestion prédictive originale 
développée au cours de ces travaux. Elle associe les méthodes classiques d’optimisation des 
flux de puissance (OPF) basées sur la programmation non linéaire à nombres mixtes (MILNP), 
les algorithmes d’apprentissage neuronal récurrent à longue mémoire à court terme (LSTM) 
et des critères d’évaluation dynamique et d’aide à la décision. La principale fonction 
multivariable de coût à minimiser est basée sur l’estimation prédictive, la veille pour le 
lendemain (prévision « J+1 »), du prix marginal moyen localisé aux différents nœuds du réseau 
électrique. Les algorithmes gèrent les négociations entre l’agrégateur et les usagers du réseau 
électrique, analysent de manière itérative les différents scénarios de services système de 
flexibilité et valident le choix de la configuration optimale pour le lendemain.  

Des simulations basées sur les algorithmes de Monte-Carlo ainsi que des validations 
expérimentales ont été réalisées. Elles ont permis de tester et améliorer la stratégie de gestion 
énergétique proposée. 

 
 
Mots-clefs : transition énergétique, autoconsommation, gestion énergétique des 
bâtiments, énergies renouvelables, stockage d'énergie, réseaux intelligents  
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ABSTRACT 

 
Self-Consumption and Building Energy Management Optimization  
 
In recent years, the aggregation of distributed energy generation and the growing of 

individual, and collective, self-consumers make energy flows multidirectional on the common 
coupling point. The flow optimization by Aggregators is based on the use of data, decision 
support tools as well as flexibility services. 

The thesis work focuses on the study of electrical grids flexibility management by 
integrating self-consumption microgrids, particularly in urban areas. The management of 
flexibility is achieved by an original predictive management strategy developed during this 
work. It combines classical methods of power flow optimization (OPF) based on mixed integer 
nonlinear programming (MINLP), long short-term memory recurrent neural learning (LSTM) 
algorithms and evaluation criteria, dynamic and decision rules. The main multivariable cost 
function to be minimized is based on the predictive estimate, day-ahead ("D + 1" forecast), of 
the locational average marginal price at the various nodes of the electricity grid. The 
algorithms manage the negotiations between the aggregator and the users of the electricity 
grid, iteratively analyzes the different scenarios of flexibility systems services and validates the 
choice of the optimal configuration for the next day. 

Simulations based on Monte Carlo algorithms as well as experimental validations were 
performed. They made it possible to test and to improve the proposed energy management 
strategy. 
 
 

Keywords: energy transition, self-consumption, energy management, renewable energy, 
energy storage, smart grids 
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INTRODUCTION GÉNÉRALE 
La transition énergétique et les dynamiques qu'elle entraîne sur les activités socio-

économiques génèrent des défis importants à résoudre notamment sur les modes de 
production, de stockage et de consommation énergétique. Parmi les vecteurs mis en œuvre, 
l'augmentation importante du taux de pénétration des énergies renouvelables se présente 
comme une voie prometteuse, notamment à travers le développement des productions 
distribuées et les microréseaux. 

En raison de l'intermittence des ressources énergétiques renouvelables, leur intégration 
aux réseaux électriques nationaux pose la nécessité de disposer d'une plus grande capacité 
de manœuvre (flexibilité) pour compenser ces effets. De la même manière, les systèmes 
électriques ont un besoin de renforcement local pour répondre à ces défis, ainsi qu'à une 
demande croissante de l'électricité. La Figure 1 présente la version représentative du 
processus de la gestion du réseau électrique. 

 

Figure 1 : L'offre et la demande d'électricité, vue simplifiée. 

Actuellement, la consommation du secteur de bâtiments en France représente près de 40% 
de la consommation énergétique Française. Pour cela, parmi les grands enjeux de la nouvelle 
RT2020 (RE2020), l'efficacité énergétique, l’intégration des sources des énergies 
renouvelables et la gestion intelligente de la consommation énergétique du bâtiment 
occupent une bonne place. La gestion des bâtiments doit être effectuée en respectant la 
notion d'habitat sain et confortable tout en aidant les citoyens à trouver les moyens et 
mécanismes de contribuer à la transition énergétique à travers diverses démarches (éco- 
gestes, autoconsommation, autoproduction ...). 
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Cela entraîne une pluralité d'acteurs sur le marché de l'énergie ainsi qu'une diversification 
des sources de production interconnectées constituant un écosystème de plus en plus 
complexe dont l'efficacité nécessite des systèmes intelligents de gestion. 

Ainsi, le secteur du bâtiment prend un rôle très important sur le processus de neutralité 
carbone et de transition énergétique grâce aux sources d'énergie renouvelables intégrées et 
aux moyens avancés de gestion énergétique. Le secteur du bâtiment est considéré comme 
une source importante de la flexibilité et du renforcement local du réseau électrique, tout en 
assurant le confort à tout moment. Par ailleurs, les communautés locales des nouveaux 
bâtiments à basse consommation peuvent créer des microréseaux et agir ensemble plus 
efficacement grâce à l'autoconsommation individuelle et collective, tout en contribuant à la 
flexibilité du réseau. Cela permet d'optimiser l'efficacité énergétique et de réduire l'impact 
environnemental global, de renforcer le réseau électrique par les moyens locaux de flexibilité 
et de retarder les investissements de sa rénovation. La notion de flexibilité devient ainsi très 
importante dans un tel contexte. 

Ces dernières années, l'agrégation des sources d'énergie distribuées et l'émergence 
d'autoconsommateurs individuels et collectifs sur un nœud de puissance rendent les flux 
énergétiques multidirectionnels dont l'optimisation par les Agrégateurs se base sur une 
exploitation de données et d'outils d'aide à la décision. Différents types de flexibilité peuvent 
être fournis au réseau par des services système divers (services auxiliaires). Les ménages, qui 
ont été consommateurs, grâce aux nouveaux bâtiments efficaces et intelligents, ainsi que les 
sources d'énergie renouvelable, peuvent devenir Prosommateurs ou autoconsommateurs. 
Grâce à des systèmes de gestion active de la consommation énergétique, ils peuvent aussi 
participer au marché local de la flexibilité en interagissant avec l'Agrégateur, qui prennent en 
considération toutes les contraintes, ainsi que les limites unitaires et systémiques, le prix de 
l'électricité, le marché de flexibilité, etc. 

L’objet des travaux de thèse de ce document vise à étudier cette problématique de gestion 
de la flexibilité des réseaux électriques à travers l'intégration des microréseaux, notamment 
urbains, dans une démarche d'autoconsommation. La gestion de la flexibilité est réalisée à 
travers un système de gestion prédictif original développé au cours de ces travaux. Le système 
proposé associe, de manière itérative, les algorithmes d'apprentissage neuronal récurrent à 
longue mémoire à court terme (LSTM), les méthodes classiques d'optimisation des flux de 
puissance (OPF) basées sur la programmation non linéaire à nombres mixtes (MINLP), et des 
critères d'évaluation dynamique et d'aide à la décision par la simulation Monte-Carlo. La 
principale fonction multivariable du coût à minimiser est basée sur l'estimation prédictive, la 
veille pour le lendemain (prévision « J+1 »), du prix marginal moyen localisé (LAMP) aux 
différents nœuds du réseau électrique. Aussi cette fonction intègre la notion des services 
système de flexibilité. Les algorithmes gèrent les négociations entre l'agrégateur et les usagers 
du réseau électrique, analysent de manière itérative les différents scénarios de services 
système de flexibilité et valident le choix de la configuration optimale pour le lendemain. 
L’algorithme aussi permet de prendre en compte l’erreur de prévision ainsi que son impact 
possible sur la gestion du microréseau.  
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Ce système de gestion a été évalué d’abord par les simulations, ensuite sur une plateforme 
d'équipements réels, lui-même, aussi développé au cours de cette thèse. Les simulations sont 
basées sur le cas de conversion d’une commune urbaine réelle en microréseau 
communautaire (MRCI) (basées sur des données de flux énergétiques des villes de la région 
parisienne disponible en « open data » d’Enedis) et l’application ultérieure du système de 
gestion développé sur ce microréseau communautaire. Des tests expérimentaux ont aussi été 
conduits afin de valider les algorithmes et la stratégie sur la plateforme technologique 
développée au Centre d'Études et de Recherche en Thermique, Environnement et Systèmes 
(CERTES) de l'UPEC. Celle-ci intègre différentes sources de puissance (photovoltaïque, éolien, 
émulateur de réseau électrique, batteries lithium, charges électriques, réseau de capteurs de 
mesure ...) sous forme de microréseau doté d'un système de télégestion. Les résultats sont 
présentés et analysés. 

Dans le mémoire, les travaux de cette thèse sont présentés de manière suivante : 

Le chapitre 1 présente les processus législatifs vers la transition énergétique, avec un 
accent mis sur le secteur du bâtiment ainsi que la description des notions d'habitat sain et 
confortable. 

Le chapitre 2 décrit la revue bibliographique des processus de transformation des réseaux 
électriques actuels, la revue des services de flexibilité existants, le concept 
d'autoconsommation individuelle et collective en France et dans le monde, ainsi que 
l'introduction de la notion du microréseau communautaire intelligent. 

Le chapitre 3 décrit l'état de l'art dans les domaines de la prévision des données, 
l'optimisation et la gestion de la puissance du réseau ainsi que les systèmes d'évaluation des 
résultats. Est aussi présenté en détail le système de la gestion prédictive original développé 
au cours des travaux de cette thèse. 

Le chapitre 4 décrit en détail le cas de l'étude pour l'évaluation pratique du système de 
gestion développé : la description de la communauté réelle, les étapes de la conversion et les 
choix raisonnés des composants. Ce chapitre effectue la prévision des données 
communautaires et la définition des politiques de la tarification du cas d'étude. 

Le chapitre 5 présente le processus de fonctionnement du système de la gestion 
développée précédemment, les évaluations des résultats ainsi que les tests pratiques sur une 
plateforme d'équipements réels pour émuler le microréseau à petite échelle, lui-même, aussi 
développé au cours de cette thèse. 
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 Vers la transition énergétique : Bâtiments et 
systèmes électriques  

 

L’État français s’est engagé dans des obligations sans précédentes : la réduction des 
émissions de gaz à effet de serre, la décarbonisation de son économie et la transition des 
sources d’énergie centralisées, hautement carbonées et non renouvelables, vers des sources 
renouvelables, distribuées et peu polluantes.  

L’objectif de ce chapitre est de décrire l’évolution des processus législatifs et 
règlementaires dans le secteur énergétique et particulièrement dans le secteur du bâtiment 
qui s'est produit au cours de ces dernières années. Seront présentés les nouveaux bâtiments 
à énergie positive et les bâtiments à basse consommation. Ces bâtiments ont des 
performances énergétiques extraordinaires et sont également sains et confortables pour leurs 
utilisateurs. Ils vont être largement promus au cours de ces prochaines années. 

  



Chapitre 1. Vers la transition énergétique : Bâtiments et systèmes électriques 
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1.1 Transition énergétique et bâtiment à énergie positive (BEPOS)  

1.1.1 Le bâtiment au centre de la transition énergétique  

Après l’Accord de Paris et la Conférence des Parties 21 (COP21), l'État français et les 
acteurs de la construction se sont engagés avec une ambition sans précédentes pour 
construire des bâtiments à énergie positive associés à des taux de carbone émis très bas. La 
France a mis le secteur du bâtiment au centre de sa stratégie pour relever le défi du 
changement climatique et l’amener vers la transition énergétique, car ce secteur émet 25% 
des émissions de Gaz à Effet de Serre (GES) et représente plus de 45% de la consommation 
énergétique nationale ([1], 2017). 

Des 2021, la Réglementation Thermique (RT) 2020 va prendre en compte et renforcer les 
restrictions de la réglementation précédente (RT2012) de même qu’elle introduit de nouvelles 
ambitions pour les nouveaux bâtiments. La RT2020 se base sur le concept de Bâtiment à 
Énergie Positive (BEPOS) ainsi que celui de bâtiment à faible empreinte carbone prenant en 
compte les émissions de GES tout au long de leur cycle de vie (depuis la conception jusqu’à la 
démolition/recyclage). La RT2020 représente également une avancée significative pour la 
« transition énergétique » et la « croissance verte ». La Figure 2 ci-dessous présente le 
processus d’évaluation des règlements gouvernementaux en France de nos jours. 

 

Figure 2 : L’évaluation des normes françaises en matière d'efficacité des bâtiments (source 
[2]). 

1.1.2 Réglementation thermique 2012 actuelle (RT2012) 

En France, la RT fixe les exigences de consommation énergétique des bâtiments neufs. 
Cette consommation concerne le chauffage, la climatisation, la ventilation, la production 
d’ECS et l'éclairage. Depuis la RT2005, la réglementation n'exprime plus les exigences 
énergétiques en énergie finale, mais en énergie primaire. La dernière version de la RT en 
vigueur au moment de la rédaction de cette thèse est la RT2012. La RT2012 décrit l’énergie 
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primaire (kWhep) comme la quantité d’énergie nécessaire à la production d’énergie finale 
(kWhef) disponible pour l’utilisateur final. La RT2012 limitera consommation à un maximum 
de 50 kWhep/m²/an pour tous les bâtiments neufs [3]. Cette limite de 50 kWhep/m²/an est 
modulée en fonction de la région et de l'altitude à laquelle le bâtiment se situe. La valeur 50 
kWhep/m²/an est aussi la limite de consommation maximale du Bâtiment Basse 
Consommation (BBC).  

Le taux de conversion énergie primaire – énergie finale est de 1 (1 kWhep -> 1 kWhef) pour 
le bois, le gaz, les réseaux de chaleur. Pour l’électricité, il est égal à 2.58 kWhep. Cette inégalité 
est liée à la conversion d’énergie électrique par la production, la transformation, le transport 
et le stockage.  

La RT2012 se base sur trois exigences principales, qui sont présentés dans l’Annexe A. 

1.1.3 L’évolution législative de la transition énergétique 

La France a défini un certain nombre de lois et de plans pour atteindre ses objectifs 
concernant la transition énergétique et la réduction d’impact sur le changement climatique, 
dans le domaine du bâtiment (et en particulier les progrès de la RT2020, Figure 3) qui sont 
présentés plus en détail dans l’Annexe B. 

 

Figure 3 : L’évolution législative de la transition énergétique en France. 

Principalement, la loi de Transition Énergétique pour la Croissance Verte (LTECV) 
présenté dans l’Annexe B.3 ambitionne de porter à 50% la part des ER dans la consommation 
finale d’énergie des zones insulaires non interconnectées en 2020 (vers une autonomie 
énergétique en 2030). Pour la France métropolitaine, le Programmation Pluriannuelle de 
l’Énergie (PPE) (Annexe B.8) vise d'avoir une partie de 40% d’ER d'ici 2030 pour le bilan total 
de génération d’énergie. 

1.1.4 Vers la RT2020 : Exemples des labels et des types de bâtiments 
existants  

La loi de transition énergétique Transition Énergétique pour la Croissance Verte (LTECV) 
de l’Annexe B définit le BEPOS comme suivant : « Un bâtiment à énergie positive doit trouver 
un équilibre entre sa consommation d'énergie non renouvelable (pour tous les usages 
énergétiques du bâtiment) et sa production d'ER ou de récupération injectée dans le réseau (y 
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compris par les espaces attenants à la construction), dont le bilan énergétique est inférieur à 
un seuil défini par arrêté » [4], [5]. Ce seuil-là peut être ajusté en fonction de l'emplacement, 
des caractéristiques et de l'utilisation. 

La conception d'un habitat à énergie positive reprend généralement les grands principes 
de la maison passive complétés par des éléments de productions d'énergie.  

1.1.4.1 Bâtiment à Énergie Passive (BEPas) 

Le Bâtiment à Énergie Passive (BEPas) c’est un type de bâtiment dont la consommation 
énergétique au mètre carré est très basse, voire entièrement compensée par les apports 
solaires ou par les calories émises par les apports internes (le matériel électrique et l’habitat) 
[6]. La norme BEPas était inscrite à la RT2012. Pour avoir le label BEPas, le bâtiment doit 
respecter le besoin maximal en énergie pour le chauffage / rafraîchissement à 15 kWh/m²/an, 
la consommation maximale totale en énergie à 120 kWh/m²/an. Selon la RT2012, chaque 
bâtiment BEPas est automatiquement conforme à la norme BBC, puisque la norme BEPas 
représente un niveau d'exigence supérieur. 

Les grands principes de la BEPas sont repris par la conception de BEPOS, en y ajoutant des 
éléments de productions et gestion de l’énergie : l’équipement en moyens de captage ou de 
la production d'énergie (capteur photovoltaïque, capteur solaire thermique, aérogénérateur, 
pompe à chaleur sur nappe, refroidissement par plancher rayonnant, sondes géothermiques 
verticales, etc.) et la limitation des consommations d’énergie des appareils ménagers. 

1.1.4.2 Bâtiment à Énergie Positive et Réduction Carbone (E+C) 

Le E+C- (ENERGIE + / CARBONE – : Énergie Positive et Réduction Carbone) est un label 
expérimental pour prédire la conception de BEPOS avant l’apparition de la nouvelle RT2020 
et la réduction carbone lancées par l’État [7].  

Basé sur les lois et sur les stratégies législatives actuelles, ce label représente les deux 
grandes orientations principales vers le BEPOS. Le label E+C- est composé d'un couple 
d’indicateurs du niveau énergétique et du niveau de carbone. La partie « Énergie » de E+C- 
respecte la RT2012. Le Coefficient d'Énergie Primaire (Cep), le Besoin Bioclimatique (Bbio), 
la Température Intérieure Conventionnelle (TIC) pour le bâtiment considéré doivent être 
inférieurs aux valeurs dans la RT2012. Les exigences complémentaires sont représentées par 
le bilan global énergétique et par le bilan d’énergie primaire avec une prise en compte de tous 
les usages dans le BilanBEPOS. 

Le label E+C- utilise des indicateurs complémentaires comme : la consommation en énergie 
primaire non renouvelable, la production d’électricité exportée, le taux de recours aux ER et 
sa récupération, l’indicateur de confort d’été et autres. L'évaluation de la performance d'un 
bâtiment relative au bilan énergétique est faite par comparaison avec un niveau de bilan 
énergétique maximal (BilanBEPOSmin ≤ BilanBEPOS ≤ BilanBEPOSmax). 

L’indicateur BilanBEPOS est défini par la différence (exprimée en énergie primaire) entre 
la quantité d’énergie consommée par le bâtiment ni renouvelable ni de récupération et la 
quantité d’ER ou de récupération produite et exportée par le bâtiment et ses espaces 
attenants (échelle du permis de construire). La Figure 4 décrit en détail la structure de cet 
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indicateur. Le bilan énergétique repose sur l’ensemble des usages énergétiques dans le 
bâtiment. Les ER ou les énergies de récupération sont celles définies par l’article R.712-1 du 
code de l’énergie [8]. Les objectifs sont d’évaluer les ER (chaleur et électricité), de récupérer 
de l’énergie et d’en développer une meilleure gestion, d’améliorer le mix énergétique et 
d’améliorer l’efficacité énergétique en plus de la RT2012. 

 

Figure 4 : La structure de l’indicateur BilanBEPOS. 

Il y a 4 niveaux du BilanBEPOS de partie « Énergie » et 2 niveaux de partie « Carbone ».  
Les niveaux « Énergie 1 » et « Énergie 2 » présentent une avancée par rapport aux 

exigences actuelles de la réglementation thermique (RT2012). Cela permet d’améliorer les 
performances du bâtiment à coût maîtrisé, soit par des mesures d'efficacité énergétique, soit 
par le recours, pour les besoins des bâtiments, à des ER (notamment la chaleur renouvelable).  

• Le niveau « Énergie 3 » représente un effort supplémentaire par rapport aux précédents 
niveaux. Son atteinte nécessitera un effort en termes d'efficacité énergétique du bâtiment et 
des systèmes, et un recours significatif aux ER, qu'il s'agisse de chaleur, ou d'électricité 
renouvelable.  

• Le niveau « Énergie 4 » correspond à un bâtiment avec bilan énergétique nul (ou négatif) 
sur tous les usages. Il contribue à la production d'ER à l'échelle du quartier (BEPOS).  

Les objectifs recherchés de la partie « Carbone » sont de réduire les impacts 
environnementaux du bâtiment via l’évaluation de la performance environnementale, dont 
les émissions de GES tout au long de son cycle de vie, et de les capitaliser sur l’ensemble des 
impacts (CO2, eau, déchets, etc.). L’analyse de cycle de vie (Figure 5) permet de prendre en 
compte la totalité des impacts environnementaux d’un bâtiment, en s’appuyant sur une vision 
globale multicritères afin d’éviter les transferts d’impacts entre contributeurs. Cette 
évaluation se base sur le principe de l’analyse de cycle de vie et en grande partie sur la norme 
NF EN 15978 [9] et présentée sur cette figure. 

Ces indicateurs environnementaux sont déterminés pour chacune des phases du cycle de 
vie d'un bâtiment. Leur calcul est décomposé en quatre contributeurs. Ils sont présentés dans 
le Tableau 1. 
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Figure 5 : RT2020 : L’évaluation de la performance environnementale sur le cycle de vie du 
bâtiment. 

Tableau 1 : Évaluation de la performance environnementale au cours du cycle de vie du 
bâtiment. 

Contributeurs 
Étapes du cycle de vie d’un bâtiment 

Phase de 
production 

Phase de 
construction 

Phase 
d’exploitation 

Phase de 
fin de vie 

Produits de construction et 
équipements 

    

Consommation d’énergie     
Chantier     
Consommation d’eau     

Les impacts environnementaux du bâtiment sont représentés par la somme d’impacts 
environnementaux des contributeurs. Les avantages environnementaux liés à l'export 
d'énergie et à la valorisation des produits au-delà du bâtiment peuvent également être 
valorisés dans le calcul. La durée de vie de calcul est égale à 50 ans. Tous les indicateurs sont 
calculés et capitalisés, mais les exigences portent uniquement sur l’indicateur GES comme 
l’Egesmax. C’est un niveau d'émission de GES maximal sur l'ensemble du cycle de vie du 
bâtiment. L’EgesmaxPCE est un niveau d'émission de GES relatif aux produits de construction 
et équipements.  

Le niveau « Carbone 1 » est accessible à tous les modèles constructifs et vecteurs 
énergétiques. Il associe des acteurs du bâtiment dans la démarche d'évaluation des impacts 
du bâtiment sur l'ensemble de son cycle de vie et de leur réduction. 

Le niveau « Carbone 2 » valorise les opérations plus performantes. Il nécessite un travail 
supplémentaire de réduction de l'empreinte carbone des matériaux et équipement utilisé, de 
même que celui des consommations énergétiques du bâtiment.  

1.1.4.3 Label BEPOS & BEPOS+ Effinergie 2017 

Effinergie est une association à vocation environnementale française, qui vise à promouvoir 
les constructions et rénovations de bâtiments à basse consommation d’énergie (analogue 
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Minergie en Suisse et Passivhaus en Allemagne) [10]. Effinergie a eu une grande contribution 
dans la RT2012 et particulièrement dans l’objectif de détermination de la consommation 
énergétique moyenne (les 50 kWhep/m²/an) comme base réglementaire.  

Actuellement, son travail se base sur l’application de BEPOS comme la norme constructive 
pour la RT2020 ainsi que la promotion nationale des bâtiments à énergie positive. En parallèle, 
Effinergie travaille sur la généralisation du BBC en France et sur la massification de rénovation 
du secteur de bâtiment. Basé sur le référentiel de E+C- du Ministère de la Transition 
Ecologique et Solidaire (MTES), en 2017 Effinergie a défini trois labels principaux : BBC 
effinergie 2017, BEPOS effinergie 2017 et BEPOS+ effinergie 2017. Chacun de ces labels a des 
exigences spécifiques en fonction du type de bâtiment comme la maison individuelle, le 
tertiaire ou le logement collectif. Ci-dessous leurs descriptions. 

 
BBC effinergie 2017 : pour obtenir le label BBC effinergie 2017, le projet doit être conforme 

à la RT2012 et aux exigences minimales liées au référentiel E+C- ; il doit avoir le 
niveau « Énergie » au moins égal à 2 et le niveau « Carbone » au moins égal à 1. 

Le label BBC effinergie 2017 intègre des exigences complémentaires absentes dans le label 
E+C- comme :  

• La sobriété et l’efficacité énergétique dans le bâtiment avec des exigences renforcées 
de conception bioclimatique et les consommations énergétiques. 

• La qualité et le confort : depuis la conception (qualification / certification des bureaux 
d'étude), jusqu’à la réception (mesure de la perméabilité du bâtiment, mesure de l’étanchéité 
des réseaux, commissionnement, etc.). 

• L’appropriation du bien et la sensibilisation des futurs habitants aux enjeux de la 
transition énergétique (bâtiment et écomobilité, guide à destination de la maîtrise d’ouvrage 
et des habitants, etc.). 

BEPOS effinergie 2017 : Pour obtenir ce label, le projet doit être conforme à la RT2012 et 
aux exigences minimales « Énergie 3 » et « Carbone 1 » du référentiel E+C- . 

BEPOS+ effinergie 2017 : Pour obtenir ce label, le projet doit être conforme à la RT2012 et 
aux exigences minimales « Énergie 4 » et « Carbone 1 » du référentiel E+C- . 

Les exemples existants des bâtiments BEPOS en France sont présentés dans l’Annexe A.  

1.1.5 État actuel de la RT2020 

Le nouveau RT2020 s’appellera la Réglementation Environnementale (RE) 2020 et 
représentera une nouvelle étape des bâtiments neufs plus ambitieuse contre le changement 
climatique. Son application est repoussée à l'été 2021 [11]. 

Comme il a été décrit précédemment, pour les bâtiments neufs, l’État français a prévu : la 
généralisation des BEPOS pour toutes les constructions neuves à partir de 2021. L’obligation 
pour toutes les constructions neuves de disposer d’un carnet numérique de suivi et 
d’entretien, la possibilité d’imposer par le plan local d’urbanisme une part minimum d’énergie 
d’origine renouvelable dans la consommation d’un bâtiment, la prise en compte de 
l’empreinte carbone pour toutes les nouvelles constructions, et l’optimisation de la 
consommation des bâtiments publics seront aussi prévues. 
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Pour les bâtiments en rénovation, l’État a prévu : une réduction de 40% de la 
consommation d’énergie et de 50% des rejets de GES par rapport à 2012 pour tous les 
bâtiments de l’État et ses établissements publics ainsi qu’une rénovation thermique de 50 
millions de m². Les nouvelles constructions engagées par l’État (établissements publics ou les 
collectivités territoriales) doivent faire preuve d’exemplarité énergétique et 
environnementale en termes d’énergie positive chaque fois si il y a la possibilité [12]. 

L’état d’avancement de la RT2020 a été annoncé par les groupes gouvernementaux 
pendant la Journée de l’Efficacité Énergétique et Environnementale du Bâtiment (EnerJ-meeting 
PARIS 2020) [13] qui a eu lieue le 6 février 2020. 

Le travail accompli réside dans l’observation de 1100 bâtiments sur la base de 150 tertiaires 
et 950 maisons collectives ou individuelles. C’est en 2019 que la phase de concertation de la 
méthode de calcul a été effectuée. Puis, début 2020, la simulation des indicateurs (qui ont été 
retenus dans la phase précédente), puis au printemps 2020, une nouvelle phase de 
concertation sur les indicateurs de RT2020, et pour finir, à l’automne 2020, il a été prévu une 
publication de la RT2020 pour la mettre en vigueur le 1er janvier 2021 (mais retardé par 
l’épidémie du COVID-19). 

Les 3 grands objectifs de la RE2020 (RT2020) sont :  

• La diminution d’impact sur le climat des bâtiments neufs (partie carbone), c’est-à-dire 
la prise en compte des émissions d’ensemble de bâtiment dans le cycle de vie et la 
consommation des sources d’énergie décarbonée. Particulièrement, la chaleur renouvelable, 
déjà présente actuellement dans la loi Évolution du Logement, de l'Aménagement et du 
Numérique (ÉLAN) de l’Annexe B et dans la politique énergétique de la France : la stratégie 
Stratégie Nationale Bas-Carbone (SNBC) et la Programmations Pluriannuelles de l’Energie 
(PPE). 

• La performance énergétique, la baisse de la consommation de l’énergie et le 
renforcement de l’indicateur Bbio (besoins bioclimatiques). 

• La nouvelle réglementation doit davantage être tournée vers la révision du confort 
d’été, en raison des conditions climatiques futures (été de plus en plus chaud).  

Les tests ont été effectués sur 4 typologies principales de bâtiments représentatifs de la 
construction française actuelle : la maison individuelle, le logement collectif, le bureau et 
l'établissement d’enseignement. 

Il est à noter que la nouvelle RE2020 (RT2020) est pensée pour la généralité des bâtiments. 
Dans la réglementation actuelle (RT2012), la partie énergétique des bâtiments et leurs 
émissions CO2 étaient déjà évoquées. Mais en réalité, la partie qui représente les matériaux 
de construction peut dépasser plusieurs fois en émissions « grise » de CO2 la partie 
énergétique déjà règlementée (par analogie avec l’énergie « grise » nécessaire à leur 
élaboration). Il a été annoncé que le BilanBEPOS va être abandonné en raison de l’absence de 
leviers sur le secteur de l’immobilier. En gardant le Cep de la RT2012, il est prévu d’y ajouter 
la consommation des ascenseurs, de l’éclairage des parkings et d’autres consommations 
supplémentaires qui peuvent aider à améliorer l’efficacité énergétique. Un nouvel indicateur 
de type « degré-heure » est prévu pour remplacer le coefficient existant TIC de RT2012 qui n’a 
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pas été assez concluant. Il sera aussi ajouté un indicateur de besoins bioclimatiques de froid : 
Bbio-froid. Le travail sur la version définitive est toujours en cours. 

La nouvelle RT2020 est une des premières étapes réglementaires du début de mise en 
œuvre d’un développement durable et de la transition énergétique en France. Au moment de 
la rédaction de ce chapitre, la RT2020 n’a pas encore été publiée et le BEPOS n’a pas été 
précisément défini. Ce chapitre a évalué le processus de la transition de la société française 
vers les ER et la décarbonisation de son économie. La France est un des premiers pays en 
Europe à se lancer sur l’énergie basse carbone. Mais l’application de la nouvelle RT2020 n’est 
pas la finalité des travaux. Après la réduction des émissions CO2, il y a plusieurs paramètres à 
considérer comme le confort sanitaire, un environnement sain, la qualité de l’air, etc. 

Cette section montre qu’un des grands enjeux pour respecter la nouvelle RT2020 est lié 
aux consommations énergétiques du bâtiment, notamment la gestion intelligente de l’énergie 
des bâtiments. Toutes les démarches dans le domaine des bâtiments peuvent être divisées en 
deux axes principaux : réduire et optimiser les consommations d’énergie des bâtiments déjà 
existants privés et des bâtiments publics d’état, généraliser les bâtiments à énergie positive 
(BEPOS) pour toutes les constructions neuves. L’efficacité énergétique reste l'un des enjeux 
principaux pour le secteur du bâtiment dans ces deux axes. Le vrai problème pose la question 
de la gestion de la production et la consommation d’électricité. Cette problématique est 
importante pour tous les types des bâtiments et dans une plus grande mesure cela concerne 
les bâtiments à énergie positive (BEPOS). Ce type de bâtiment va dominer les nouvelles 
constructions à partir de 2021.  

Grâce aux sources d’ER et aux moyens avancés de la gestion énergétique, le secteur du 
bâtiment prend une part très importante dans le processus de recherche de la neutralité 
carbone et de la transition énergétique. Les communautés locales des bâtiments basse 
consommation peuvent créer des microréseaux et agir ensemble plus efficacement grâce à 
l’autoconsommation individuelle et collective. Cela permet d’optimiser l’efficacité 
énergétique et de réduire l’impact environnemental global. 
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1.2 Habitat sain et confortable et efficacité énergétique 

L’habitat sain et confortable est très fortement lié à la notion de confort thermique. Il décrit 
un état d'esprit psychologique, exprimant souvent une sensation de chaleur ou de froid 
considérable. En termes de sensations corporelles, le confort thermique est la sensation 
d'avoir froid, frais, légèrement plus frais, neutre, légèrement plus chaud, chaud et très chaud. 
D'un point de vue physiologique, le confort thermique se produit lorsqu'il y a un échange 
équilibré de chaleur entre le corps d'une personne et l'environnement, marqué, entre autres, 
par l'absence de transpiration régulatrice, ou plus globalement, par un effort minimum de 
maintien de l’équilibre hygrothermique. 

Le confort thermique peut être défini comme « un état de satisfaction du corps vis-à-vis de 
l’environnement thermique ». Cette notion est importante tant sur le plan psychologique que 
physique [14]. Cela peut également affecter le moral des individus. En fonction de leur degré 
de confort thermique, les résidents peuvent se plaindre, la productivité peut en souffrir et 
dans certaines situations, les gens peuvent refuser de travailler dans un environnement 
particulier. Les facteurs du confort thermique comprennent le chauffage, la ventilation, la 
climatisation et les activités de ses occupants. Basé sur [15], un climat intérieur quasi parfait 
est important pour la « réussite d'un bâtiment » . C’est quand Il est assuré que les résidents se 
sentent à l'aise, dans un environnement sain et confortable, en affectant peu la durabilité et 
la consommation énergétique d’un bâtiment. 

1.2.1 Confort hygrothermique : physiologie et psychologie 

Le corps d'une personne cherchera à rétablir l'équilibre à travers diverses réactions qui 
nécessitent un certain effort : réactions comportementales et physiologiques. La 
thermorégulation comportementale de thermogénèse (gain de chaleur) de ceux de 
thermolyse (perte de chaleur) comprend des changements de posture, d'activité, 
d'habillement, d’utilisation d'un abri, etc. La régulation physiologique de la température, 
accessible uniquement aux êtres homéothermes, comprend les frissons, la transpiration, la 
vasodilatation, la vasoconstriction, etc. 

De ce fait, les comportements individuels s'adaptant au milieu environnant tendent à 
réduire l'inconfort, qui est aujourd'hui décrit par la méthode du « confort adaptatif ». En 
termes de confort, le confort thermique (équilibre thermique) est généralement lié au confort 
hydrique (équilibre hydrique). Il y a des effets des conditions thermiques sur les occupants et 
notamment sur la productivité, la performance et la santé des occupants. 

1.2.1.1 Diminution de la productivité 

D'après [16], la ventilation par déplacement donne une « bonne » qualité d’air intérieur. 
On l’appelle aussi diffusion d'air par stratification avec l’avantage de déplacer les polluants 
situés près du sol vers la grille d'évacuation située au plafond. Par contre, elle crée un énorme 
gradient de température vertical qui conduit à un inconfort thermique, ce qui peut entraîner 
une baisse de la productivité. 
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Un environnement intérieur confortable peut être obtenu en augmentant la 
consommation d'énergie. Selon [17], la productivité peut être augmentée de 5% à 10% 
simplement en améliorant la qualité de l'air intérieur. Si la productivité diminue, le bâtiment 
peut être classé comme un « bâtiment non réussi » (bâtiment qui ne peut pas assurer le climat 
intérieur satisfaisant avec une consommation énergétique raisonnable).  

1.2.1.2 Mauvaises performances et performances sanitaires  

Selon [18], les étudiants qui ont un accès significatif aux fenêtres ou à la lumière du jour, 
obtiennent des notes de 7% à 18% plus élevées que les autres. Conformément à [19], les 
environnements intérieurs influencent de manière significative la santé humaine en termes 
d'allergie, d'asthme, de maladies respiratoires, de maux de tête et de productivité. Une 
élévation de la température et de l’humidité de l'air déclenche souvent l’envie de s'éventer 
soi-même, de boire de l'eau fraîche, de porter des vêtements de couleur claire, d’augmenter 
la vitesse du ventilateur, de sortir en ouvrant les portes et les fenêtres, etc. Certaines 
personnes prennent ces mesures pour résoudre le problème du confort thermique. 
Malheureusement, cette action ne résout pas le problème. Il faut à l’origine, comprendre 
l’influence, mais surtout l’interaction des facteurs climatiques tels que, la température de l'air, 
l’humidité relative, la vitesse de l'air et la température résultante ou radiante.  

1.2.1.3 Facteurs influençant le confort thermique 

Des conditions de conception interne correctement étudiées offrent de meilleures 
conditions de confort thermique à ses occupants. Ces conditions thermiques, bien qu'elles 
soient des sensations subjectives, sont des éléments importants pour la conception des 
bâtiments. Les facteurs ci-dessous doivent être examinés à l’origine de la conception. 

• Facteurs environnementaux : les facteurs environnementaux sont au nombre de 
quatre ; ils sont la Vitesse de l'Air (V), l'Humidité Relative (RH), la Température de l'Air (Ta) 
et la Température Moyenne de Rayonnement (Tr) décrites dans [20].  

• Facteurs individuels : deux facteurs individuels comme la manière de s’habiller et 
l'activité effectuée affectent le confort thermique.  

La section suivante décrira les modèles différents du confort hygrothermique. 

1.2.2 Les principales méthodes de caractérisation du confort 

1.2.2.1 Modèle de Fanger 

Le modèle de Fanger reflète l'équation de l'équilibre thermique du corps humain. Il 
combine facteurs environnementaux et facteurs personnels pour calculer l'indice de confort, 
qui représente l'opinion moyenne d'un grand groupe de personnes ayant voté pour le confort 
thermique. Cet indicateur, l‘indice de Vote Moyen Prévisible (PMV, Predicted Mean Vote), se 
mesure sur une échelle de sensation thermique à 7 niveaux (de -3, froid, à +3, chaud, 0 est 
une sensation de confort thermique optimale). Le modèle est conçu en comparant des 
équations physiques avec des expériences menées dans une chambre climatique, qui peuvent 
mesurer la sensibilité à divers comportements et paramètres environnementaux [21]. Selon 
le modèle de Fanger, dans des conditions de travail de bureau typiques, les meilleures 
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conditions de confort en été (PMV entre -0,5 et +0,5, Figure 6) peuvent être obtenues sur une 
plage de température d'environ 21°C à 26°C. 

 

Figure 6 : Modèle de Fanger : plages de sensibilité à la vitesse d’air correspondant à un PMV 
compris entre –0,5 et +0,5. 

Le modèle est sensible aux vêtements (différence de température entre les vêtements 
d'hiver et d'été est de 4°C), à l'activité (différence entre l'activité sédentaire et la marche 
sportive est de 6°C et plus) et à l'humidité (si l'humidité relative a chuté de 40% à presque 
100%, la zone de confort chute d'environ 2°C). En revanche, une vitesse de l'air de 0 m/s à 1 
m/s n'augmentera la plage de confort que de 1°C.  

La norme internationale NF EN ISO 7730 [22] est basée sur le modèle Fanger actuellement 
en vigueur. La norme utilise l'équation de Fanger pour calculer le PMV et fixe la catégorie PMV 
liée aux 3 niveaux de confort A (niveau normal attendu), B (niveau modéré acceptable 
attendu) et C (acceptable seulement pour une partie de l'année). La classe A (PMV entre -0,5 
et +0,5) est la plus répandue. La norme aussi introduit le Pourcentage Prévisible d’Insatisfaits 
(PPD, Predicted Percentage Dissatisfied), qui présente le pourcentage de personnes 
insatisfaites d’une situation thermique précise en fonction de son indice PMV.  

1.2.2.2 Diagramme de Givoni 

La principale limitation du modèle de Fanger est que la vitesse d’air pour les bâtiments non 
climatisés pour un confort d’été a un impact toujours négatif sur le confort, quelle que soit la 
température ou un impact neutre au-dessus de 32°C [21]. Cet inconfort, lié à des vitesses d’air 
supérieures à 0,2 m/s, est réel en conditions d’hiver et de chauffage, soit pour des 
températures opératives inférieures à 25°C. Au contraire, pour des températures plus élevées, 
les vitesses d’air plus élevées facilitent l’évapotranspiration en éliminant la « mouillure 
cutanée » et améliorent le confort sur la peau (effet « brise d’été »). 

Pour intégrer la notion de l’évapotranspiration, Burach Givoni a créé son modèle de la 
détermination du confort thermique (presque à la même époque que le modèle de Fanger). 
Le diagramme psychrométrique de Givoni (Figure 7) est établi pour une activité sédentaire et 
avec un habillement adapté à l’été. Sur le diagramme de l’air humide, il définit des zones de 
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confort correspondant à différentes plages de vitesse d’air (jusqu’à 1,5 m/s, vitesse au-dessus 
de laquelle il existe un risque de désagrément).  

 

Figure 7 : Le diagramme de Givoni (source [23]). 

Ce modèle est largement utilisé dans les zones de climat humide et tropical. 

1.2.2.3 Le confort adaptatif : diagramme de Brager 

Cette méthode de confort consiste à considérer que la température de confort interne 
dépend de la température extérieure : en période chaude, la température acceptée par les 
occupants est plus élevée qu'en période froide. Le diagramme Brager (Figure 8) offre une vue 
simplifiée du confort (température de travail, moyenne pondérée entre la température de 
l'air ambiant et la température radiante de la paroi de la pièce) en fonction de la température 
extérieure [24]. 

 

Figure 8 : Exemple du diagramme de Brager (source [24]). 



Chapitre 1. Vers la transition énergétique : Bâtiments et systèmes électriques 

35 
 

Ce modèle est valable entre 5 et 32°C de température extérieure. En supposant que par 
temps froid, la température idéale pour 90% de la population reste entre 17 et 22°C, et 
pendant les canicules, elle reste entre 26 et 31°C, cette hypothèse fixe la « zone de confort » 
obtenue par les deux lignes noires (limite inférieure et limite supérieure) de la Figure 8. Ainsi, 
le diagramme de Brager donne une image de la température opérative (ou ressentie) du 
bâtiment en fonction de la température extérieure du moment. La ligne noire centrale 
représente la température de « neutralité » (température avec une régulation métabolique 
minimale). 

1.2.2.4 Notion du confort dans les réglementations thermiques (RT) 

La notion du confort dans la RT actuelle (RT2012) est présentée par la température 
intérieure conventionnelle (TIC) ainsi que sa valeur de la référence (TICréf) (section Erreur ! 
Source du renvoi introuvable.). Le calcul de la TIC utilise des données climatiques 
conventionnelles pour chaque zone géographique. Le prochain RE2020 (RT2020) introduit la 
notion de besoins bioclimatiques de froid : Bbio-froid. 

1.2.3 Exigences de confort 

1.2.3.1 Dans le tertiaire 

En France, selon l’Institut National de Recherche et de Sécurité (INRS) [25], la norme « 
L'ergonomie au bureau » recommande ce qui suit :  

• En périodes estivales : température optimale de 24,5°C avec plage acceptable de 23 à 
26°C. 

• En périodes hivernales : température optimale de 22°C avec plage acceptable de 20 à 
23,5°C pour le bureau.  

L’humidité relative est d’environ 40-60%. 

1.2.3.2 Dans les logements 

Pour les bâtiments résidentiels, le confort thermique peut être beaucoup plus flexible 
comme est présenté sur Figure 9 [26].  Elle présente les zones de confort de bâtiment à éviter : 
La zone 1 est la zone de sécheresse. Les zones 2 et 3 sont des zones de développement actif 
des bactéries et des microchampignons. La zone 3 est également favorable au développement 
des acariens. Uniquement la zone 4 est un polygone de confort hygrothermique acceptable. 

L’image b) de la Figure 9 montre que la zone 4 est plus large pour le bâtiment résidentiel 
par rapport au confort du bureau. La modification des paramètres de confort à l’intérieur de 
cette zone autorisée permet d’avoir des économiques supplémentaires par la technologie RàD 
sans dégradation de confort thermique des habitants. Cet objectif est possible grâce aux 
diverses stratégies de contrôle de la référence d’opération de Chauffage, Ventilation et 
Climatisation (HVAC, Heating, Ventilation, and Air Conditioning). Généralement, ces 
stratégies sont liées au prix de l’électricité ou à l’heure de la journée. 
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Figure 9 : Confort de bâtiment résidentiel a) Les zones de confort de bâtiment possibles b) La 
plage de confort hygrothermique acceptable (numéro 4) (source [26]). 

1.2.4 Confort et demande énergétique 

Bien que les occupants cherchent continuellement à améliorer leur confort thermique, ils 
doivent tenir compte du facteur économique [27]. De plus, comme indiqué dans les sections 
précédentes, les gens accepteront ou même s'adapteront à un environnement inconfortable 
si le niveau d'inconfort est limité [28]. Cependant, il ne suffit pas de penser seulement au 
confort thermique. La notion du « confort adaptatif » permet de réaliser des économies dans 
le chauffage ou la climatisation des édifices [29]. Ceci peut être réalisé grâce à la gestion 
intelligente des systèmes HVAC. En restant sur les zones du confort hygrothermique 
acceptable, présentées dans cette section, les HVAC peuvent assurer un environnement sain 
et confortable pour les occupants, en trouvant le point optimal de la consommation 
énergétique d’un bâtiment. Aussi en modifiant le point de fonctionnement dans cette zone et 
utilisant l’inertie thermique du bâtiment, le HVAC peut modifier sa consommation 
énergétique et la déplacer d’un moment de la journée à un autre [30]. Cela permet de 
participer à la technologie de la Réponse à la Demande (RàD, Demand Response) [31] et 
d’améliorer supplémentaire l'efficacité énergétique des bâtiments et aussi supporter le 
réseau électrique. La RàD garantit une consommation et une production d'énergie efficaces 
en diminuant le niveau d'utilisation d'énergie pendant les pics de demande ou les périodes de 
prix de l'électricité élevés. Cela assure à son tour la fiabilité du réseau et protège le profit des 
consommateurs [32]. Les appareils électriques de la climatisation peuvent être divisés en trois 
catégories : les appareils fixes, les appareils à puissance variable et les appareils à décalage 
horaire. En modifiant raisonnablement la puissance de travail et le temps de travail de ces 
deux derniers types d'appareils, l'efficacité énergétique peut être améliorée. Grâce à 
l'émergence de la technologie du réseau intelligent avec la capacité d’échange d'information 
et de communication (comme l'infrastructure de comptage avancée installée dans la maison 
intelligente et les systèmes de contrôle transactif), la RàD joue le rôle d'une stratégie de 
gestion de l'énergie efficace [33]. Elle a suscité beaucoup de recherche et elle sera présentée 
en détail dans les chapitres suivants.  
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1.3 Problématique 

Le processus de transition énergétique et l’augmentation de la part des énergies 
renouvelables combinées entraînent des défis importants pour tous les systèmes électriques 
existants. Du fait des intermittences des ressources énergétiques renouvelables, le réseau 
électrique a besoin de trouver plus de capacités de manœuvre (flexibilité) pour compenser les 
effets des fluctuations des productions et des dynamiques des consommations. Les systèmes 
électriques ont besoin de renforcement local pour répondre à ces défis, ainsi qu’aux défis de 
la demande croissante de l’électricité.  

La consommation du secteur de bâtiments en France représente 40% de la consommation 
énergétique du pays. Les grands enjeux de la nouvelle RT2020 sont liés à l’efficacité 
énergétique, à l’intégration des sources d’énergies renouvelables et à la gestion intelligente 
de la consommation énergétique du bâtiment. La gestion des bâtiments doit être effectuée 
en respectant la notion d’habitat sain et confortable. De même, les citoyens ont aussi besoin 
de trouver et de maîtriser les moyens ainsi que les mécanismes pour contribuer à la transition 
énergétique. 

Dans un tel contexte, plusieurs questions se posent et méritent une analyse fine en vue 
d’apporter une contribution scientifique et technique significative :  

 Qu’est-ce qu’implique la notion d’habitat sain et confortable ? 
 Quels sont les défis actuels des systèmes électriques dans un contexte de 

développement de l’autoconsommation et quels sont les moyens pour les surmonter ? 
 Quels sont les acteurs de la transition énergétique et quel rôle pour les citoyens dans 

l’autoconsommation ? 
 Quelles sont les sources d’énergie et de puissance candidates comme vecteur de 

flexibilité de systèmes électriques ? 
 Quels sont les mécanismes de mise en œuvre de la gestion et des échanges de la 

flexibilité ? 
 Quelles stratégies de gestion optimale techno-économique des flux d’énergie et de 

puissance ? 
 Face à l’intermittence de production et aux dynamiques de consommation, quelles 

contraintes, quels moyens et quelles limites de précision de la prévision dans un 
système électrique complexe ? 

Ces différentes questions sont abordées dans le développement de travail de thèse, suivant 
une méthodologie axée sur l’intégration des microréseaux urbains au réseau de distribution. 

1.4 Méthodologie de mise en œuvre 

Grâce aux sources d’énergies renouvelables intégrées et aux moyens avancés de la gestion 
énergétique, le secteur du bâtiment prend un rôle très important dans le processus de 
recherche de neutralité carbone et de transition énergétique. Le secteur du bâtiment est 
considéré comme une source importante de flexibilité. Ainsi, le confort du bâtiment peut être 
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respecté à tout moment avec les capacités de manœuvre (flexibilité) de la consommation 
grâce à l’inertie thermique du bâtiment. 

Les communautés locales de nouveaux bâtiments à basse consommation peuvent créer 
des microréseaux et agir ensemble plus efficacement grâce à l’autoconsommation individuelle 
et collective, fournir au réseau une surproduction électrique ou une capacité de manœuvre 
(flexibilité). Cela permet d’optimiser l’efficacité énergétique et de réduire l’impact 
environnemental global, de renforcer le réseau électrique par les moyens locaux de la 
flexibilité et de retarder les investissements de sa rénovation. 

Pour répondre à ces défis ainsi que pour compenser l’intermittence des énergies 
renouvelables, le système électrique en général et tous ses participants nécessitent 
l’intégration des systèmes supplémentaires assurant les fonctions : 

• de gestion optimale des flux de puissances électriques, 
• de supervision et de contrôle transactif, 
• du comptage avancé 
• de gestion du côté de la consommation…  

Celles-ci sont explorées au cours ce travail de thèse en adoptant la méthodologie suivante : 

 Étude bibliographique portant sur la transition énergétique dans le secteur du 
bâtiment, sur les principales méthodes de caractérisation du confort ainsi que la relation entre 
le confort et la demande énergétique. 
 Étude bibliographique sur les transformations des systèmes électriques modernes, ses 

défis et solutions pour la flexibilité : sources de la flexibilité, services systèmes (auxiliaires) de 
la flexibilité du réseau électrique, marchés locaux de la flexibilité, autoconsommation 
individuelle et collective, agrégation des sources d'énergies distribuées, intégration des 
microréseaux… 
 Évaluation de la problématique de gestion de la flexibilité des réseaux électriques à 

travers l'intégration des microréseaux, notamment urbains, dans une démarche 
d'autoconsommation.  
 Étude des technologies et des stratégies de la gestion prédictive dans les systèmes 

électriques complexes 
 Étude des moyens d’optimisation et gestion optimale des flux de puissances  
 Développement d’un système de gestion prédictive originale intégrant le concept de 

la flexibilité. 
 Simulation multiphysique avec un cas d’étude de microréseau communautaire  
 Évaluation pratique du système de gestion sur un Banc de test.  Cette plateforme  « 

UPEC MicroGridLab » a été développée et instrumenté pendant mon stage de Master 2 ainsi 
que tout au long de cette thèse au Centre d'Études et de Recherche en Thermique, 
Environnement et Systèmes (CERTES) de l'UPEC. Il intègre différentes sources de puissance 
(photovoltaïque, éolien, émulateur de réseau électrique, batteries lithium, charges 
électriques, réseau de capteurs de mesure ...) sous forme de microréseau doté d'un système 
de télégestion. Il permet d’émuler différents scénarios et configurations de microréseaux du 
côté de la génération des énergies renouvelables et de la gestion des flux. Une partie de cette 
plateforme est représentée par un container maritime aménagé en unité d’habitation. Cette 
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partie est concentrée sur l’étude de la consommation et la mise en œuvre de l’efficacité 
énergétique à travers la gestion intelligente et le comptage avancé. Il intègre un réseau des 
capteurs sans fil de différents types et les technologies associées au compteur communicant 
Linky. 
 Évaluation du système de gestion développé à travers des tests expérimentaux. 

Le présent mémoire présente une synthèse de la mise en œuvre de cette méthodologie 
ainsi que les résultats et analyses issus de son développement. 
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Conclusion du chapitre 

L’État français s’engage dans des obligations sans précédentes de réduction d’émissions de 
gaz à effet de serre (GES) et de décarbonisation de son économie, ainsi que la transition des 
sources d’énergie centralisée, haute carbonée et non renouvelable vers des sources 
renouvelables, distribuées et peu polluées. Il n’y a pas que la génération électrique qui est 
concernée par cette transition énergétique, l’État prévoit aussi la réduction considérable de 
la consommation énergétique sur le secteur des bâtiments, la conceptualisation et le 
développement de bâtiments à énergie positive (BEPOS) ainsi que la rénovation des bâtiments 
existants pour tendre vers le niveau BBC. L’augmentation de l’efficacité énergétique des 
bâtiments sans dégradation du confort des habitants est le but principal. La nouvelle 
règlementation thermique (RT2020), qui doit être appliquée en 2021, ambitionne de décrire 
concrètement la politique gouvernementale dans le secteur du bâtiment en fonction de la 
transition énergétique et de la croissance verte pour les prochaines années. 

 La pénétration profonde des énergies renouvelables dans les systèmes électriques (jusqu’à 
40% de la génération totale vers 2030) est une alternative susceptible d’avoir un impact positif 
important vers la décarbonisation, mais sa mise en œuvre pose d’importants défis à résoudre, 
notamment sur la gestion énergétique. Pour compenser l’intermittence de la génération 
d’énergie renouvelable, les systèmes électriques modernes doivent être dotés d’intelligence 
et de capacité de flexibilité bien supérieures à celles du passé. La notion de flexibilité devient 
donc très importante. 
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 Transformations des systèmes électriques 
modernes 

 

Ce chapitre décrit les transformations majeures survenant dans les systèmes électriques 
d’aujourd’hui grâce aux fortes pénétrations des énergies renouvelables et des sources 
d’énergie distribuées. La notion de flexibilité sera présentée comme un de moyens principaux 
de compenser les conséquences négatives de ces transformations. Les marchés et les sources 
de flexibilité, ainsi que leurs manières d'application au sein de dans la France et de l’Union 
Européenne seront également abordées. La notion de communauté locale de flexibilité sera 
également introduite, ainsi que les avantages et les inconvénients de l’autoconsommation 
individuelle et collective.  

Enfin, le microréseau communautaire intelligent sera introduit comme un de moyens les 
plus performants actuellement pour gérer l’énergie de manière « optimale » au niveau 
résidentiel, communautaire et au niveau du bâtiment. Les clefs pour assurer une alimentation 
résiliente, écologique et très avantageuse économiquement sont le renforcement du réseau 
de distribution existant, l’agrandissement de l’autoconsommation et la gestion optimale de 
tous les participants du microréseau. 
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2.1 Introduction 

L'épuisement des sources d'énergie et les problèmes environnementaux à l’échelle 
mondiale provoquent un grand déploiement de nouvelles solutions techniques. L'un des rôles 
les plus importants dans cet évènement est le développement des Technologies de 
l'Information et de la Communication (ICT, Information and Communication Technologies). 
Mais il faut aussi parler du déploiement de la génération d’énergie renouvelable (ER), de 
stockage d’énergie, des technologies de Maîtrise de la Demande en Énergie (DSM, Demand 
Side Management) [34]. D'un autre côté, ces nouvelles technologies modifient les systèmes 
électriques modernes, particulièrement les systèmes de distribution. La production 
d'électricité, les réseaux et la consommation subissent eux, de nombreux changements, ce qui 
apporte de nouvelles opportunités et de nouveaux défis à résoudre. L’augmentation rapide 
de la production d’ER a déjà provoqué certaines étapes des transformations des systèmes 
électriques modernes. Par exemple, les réseaux électriques conventionnels vont être 
réaménagés aux réseaux énergétiques à vecteurs multiples (les réseaux électriques qui 
s’intègrent dans les réseaux de gaz naturel, les réseaux de chauffage, etc.). L’intégration des 
ICT permet un contrôle et une gestion de réseaux plus avancés et plus profonds. La gestion de 
la consommation permet de favoriser le Marché Local de l'Énergie (LEM, Local Energy 
Market), de même que le Marché Local de La Flexibilité (LFM, Local Flexibility Market). Voici 
des axes principaux de transformations des systèmes électriques modernes : 

• Génération intermittente et incontrôlable : Large déploiement des ER dans le niveau 
mondial pour répondre à l’augmentation de la pollution et l'épuisement des combustibles 
fossiles. 

• Des consommateurs contrôlables et flexibles : Récemment, des Ressources 
Énergétiques Distribuées (DER, Distributed Energy Resources)  ont connu une 
augmentation rapide. Ils sont normalement associés aux bâtiments intelligents, aux 
habitations, aux microréseaux et aux systèmes de distribution [35]. Les DER comprennent 
généralement des Génération Distribués (GD, Distributed Generation), des stockages 
d'énergie et des charges contrôlables (par exemple, des Véhicules Électriques (VE), des 
Pompes à Chaleur (PàCh)). Grâce à la technologie de réponse à la demande (RàD), les DER 
peuvent être considérés comme un gisement potentiel prometteur de la flexibilité pour le 
réseau électrique [36]. En raison du déploiement des DER et des ICT du côté de la demande, 
des consommateurs traditionnels se transforment en Prosommateurs (producteur et 
consommateur) [37]. Ils peuvent non seulement consommer de l'énergie, mais aussi partager 
une énergie excessive ou la flexibilité avec d'autres Prosommateurs et/ou communauté et/ou 
l’Opérateur de Réseau de Distribution (DSO, Distribution System Operator). Cela s’effectue 
en utilisant l'échange d'informations et les plates-formes de marchés locaux [38]. Par 
conséquent, les Prosommateurs peuvent participer au processus de la production et/ou de la 
consommation d'énergie et fournir des services flexibles en gérant leurs DER [39]. Disposant 
d'une infrastructure ICT, le bâtiment intelligent peut gérer ses ressources énergétiques d'une 
manière efficace et échanger de l'énergie et de la flexibilité avec d'autres Prosommateurs, les 
autres bâtiments intelligents ou le DSO localement [40]. Actuellement, le secteur de 
bâtiments représente presque 40% de la consommation d'énergie mondiale. La 
consommation des systèmes de chauffage, de ventilation et de climatisation représente 
environ la moitié de la consommation des bâtiments [41]. Les bâtiments dans cette étude sont 
considérés comme une source de flexibilité locale prometteuse. 
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• L’intelligence et les systèmes intelligents : Le développement rapide de productions 
et d'utilisations d'énergie durable nécessite la création de systèmes plus intelligents et avec 
des capacités de contrôle en temps réel ainsi que des communications bidirectionnelles avec 
les Prosommateurs et DSO [42]. La transition des systèmes traditionnels aux systèmes 
intelligents est observée dans le monde entier, comme en Europe [43], et sur les autres 
continents [44]. L'infrastructure ICT permet au système de distribution intelligent de 
surveiller, contrôler et gérer l'ensemble du système et tous les composants interconnectés, 
ce qui profite principalement à [45]: 

1. L’amélioration de la fiabilité et de la résilience grâce aux technologies 
d'autoréparation automatisées.  

2. L’augmentation des revenus et diminution des coûts d'exploitation. 
3. La réduction de l'empreinte carbone grâce à des approches optimales de 

fonctionnement et de planification. 
4. L’augmentation de la pénétration de la production d'ER et des DER en raison 

d'approches de contrôle intelligent. 
5. L’intégration flexible avec les activités de RàD. 

• Systèmes bidirectionnels et décentralisés : Suite à l'intégration de DER, les systèmes 
de distribution traditionnels (centralisés et unidirectionnels) se transforment dans des 
systèmes décentralisés bidirectionnels. Selon [46], l’infrastructure conventionnelle 
hautement centralisée en 1985, en 2018 a été remplacée par un système décentralisé avec 
une forte pénétration de la production d’ER décentralisée et des centrales de cogénération 
de la chaleur et de l'électricité. Éventuellement, ce type de transition amène des défis 
opérationnels sur les systèmes de distribution, tels que des respects de tension, des 
problèmes de surcharge, des pertes de ligne élevées et d'autres aspects de la qualité de 
l'énergie. Aussi cela exige de nouveaux moyens de gestion avancés [47]. 

• Systèmes multiénergies : Traditionnellement, différents systèmes énergétiques 
comme les réseaux de gaz, les réseaux électriques et les réseaux de chauffage ont été planifiés 
et exploités de manière indépendante. Actuellement, ces systèmes énergétiques sont 
étroitement couplés via différentes technologies et dispositifs de couplage : les Turbines à 
Gaz à Cycle Combiné (CCGT, Combined Cycle Gas Turbine), les Unités Combinées de Chaleur 
et d'Électricité (CHP, Combined Heat and Power plant), l'Équipement de Conversion 
d'Électricité en Gaz (P2G, Power-to-Gas) avec la technologie de Remplacement de Gaz 
Naturel (SNG, Substitute Natural Gas), les PàCh, les systèmes de chauffage, ventilation et 
climatisation (HVAC) et autres [48]. Par conséquent, cela conduit aux systèmes multiénergies. 
La Figure 10 montre le diagramme schématique des systèmes multiénergies avec des 
interactions entre différents 

 
Figure 10 : Le diagramme schématique des systèmes multiénergies. 

réseaux d'énergie à différentes échelles. C'est-à-dire, de l'échelle de transmission et de 
distribution jusqu'au niveau du bâtiment [49]. Dans ce contexte, les synergies entre 
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l'électricité et les autres vecteurs énergétiques peuvent être utilisées pour fournir la flexibilité 
rentable requise. 

En résumé, l'intégration massive de la production d'ER, l'intégration des systèmes 
énergétiques multivecteurs et les consommateurs contrôlables et flexibles changent le 
paysage des systèmes électriques modernes. 

2.2 Défis des systèmes électriques et des solutions pour la 
flexibilité 

Les conversions actuelles des systèmes électriques amènent de nouvelles possibilités 
d’exploitation plus fiable, résiliente et économique. En utilisant correctement la flexibilité, 
plusieurs avantages pour les systèmes électriques peuvent être obtenus : 

• Facilité d'intégration des ER dans les systèmes existants. 
• Réduction du coût de fonctionnement des systèmes et améliorations des résiliences et 

de la fiabilité [50]. 
• Control transactif des participants du système, de la rémunération et de la facturation 

par le contrat intelligent (Smart Contract) [51] ou « Block Chain » [52]. 
• Large déploiement des LEM et du Commerce d'Énergie Entre Pairs (P2P, Peer-to-Peer) 

[53]. 
Les ressources principales de flexibilité des systèmes électriques sont présentées sur la 

Figure 11 en trois axes principaux : générations, réseaux et consommateurs. 
• La production d’ER induit un déséquilibre important de puissance entre la production 

et la consommation liée à son intermittence et à son incontrôlabilité. Cela crée un grand défi 
pour le Gestionnaire de Réseau de Transport (TSO, Transmission System Operator) qui doit 
contrôler les fluctuations de fréquence et équilibrer son déséquilibre. Le TSO doit disposer 
d'une valeur de flexibilité suffisante pour faire face à ces problèmes [54]. 

 

 
Figure 11 : Diagramme des transformations des systèmes électriques modernes. 
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• Les systèmes de distribution électriques conventionnels ont été construits pour 
transporter l'électricité de génération centralisée vers les utilisateurs. De nombreux DER 
connectés du côté de la demande rendent les systèmes de distribution électrique plus 
complexes et décentralisés. Il provoque des flux de puissance inversés (les systèmes 
bidirectionnels), des violations de tension, des encombrements et des pertes de lignes. Le 
fonctionnement sûr et sécurisé des systèmes de distribution serait difficile. Par conséquent, 
la flexibilité est aussi très nécessaire au gestionnaire du DSO, pour relever ces défis.  

• Les Prosommateurs (consommateurs contrôlables et flexibles) représentent une 
source potentielle et prometteuse de la flexibilité. Grâce aux technologies des systèmes 
intelligents, les Prosommateurs peuvent fournir des services auxiliaires de flexibilité en gérant 
leurs DER et en communiquant avec d’autres Prosommateurs. Le DSO peut aussi 
commercialiser la flexibilité localement. 

• La synergie des différents systèmes énergétiques à différentes échelles, comme les 
systèmes multiénergies, propose de grandes opportunités aux systèmes électriques pour 
capitaliser ses investissements initiaux et en obtenir la flexibilité rentable. 

Enfin, les principales ressources de l'introduction de la flexibilité dans les systèmes 
électriques comprennent le fonctionnement sûr et sécurisé des systèmes électriques pour les 
TSO et les DSO, les nouveaux consommateurs contrôlables et flexibles, les systèmes 
multiénergies émergentes et l'intégration des ICT dans les systèmes énergétiques existants. 

2.2.1 Sources de flexibilité dans les systèmes électriques 

Généralement, la flexibilité peut être définie comme la possibilité d'ajuster les modes de 
production et de consommation en réaction à un signal (prix ou signaux d'activation) pour 
contribuer à différents services [55]. Particulièrement, la flexibilité est considérée comme les 
services ou les produits à échanger dans les LFM en réponse aux besoins de flexibilité 
(présenté ci-dessus). Techniquement, la flexibilité peut être décrite comme une modification 
de puissance activée à un moment défini pour une durée définie à un nœud d'emplacement 
spécifique dans le système de distribution. Selon [36], la flexibilité peut être décrite par cinq 
attributs principaux : 

 Direction (en amont ou en aval du système électrique). 
 Puissance disponible. 
 Heure du déclenchement. 
 Durée. 
 Emplacement (emplacement dans des systèmes de distribution). 

La flexibilité a été introduite dans des systèmes d'alimentation électrique de différentes 
tailles, c'est-à-dire au niveau national, régional jusqu'au niveau du microréseau. 

La Figure 12 présente un schéma générique d’un système de distribution électrique avec 
des sources de flexibilité possibles. Les sources flexibles d'un système de distribution 
électrique se composent principalement de la flexibilité du côté de réseau, de l’offre et de la 
demande [56].  

La flexibilité du côté du réseau peut être obtenue en contrôlant le réseau et son 
équipement. Ces derniers peuvent être utilisés pour ajuster les caractéristiques physiques du 
réseau de distribution électrique, la topologie et les paramètres. En conséquence, la flexibilité 



 

46 

 
Figure 12 : Sources possibles de flexibilité dans un système de distribution électrique. 

du côté du réseau peut être obtenue et le fonctionnement du système de distribution pourrait 
être amélioré. L’équipement peut être divisé en deux catégories : les équipements discrets et 
les équipements continus. Sur l’équipement discret, il peut être distingué le Commutateur 
Contrôlable à Distance (CCD) pour changer la configuration du réseau et le Changeur de Prises 
en Charge (CPC, On-Load Tap Changer). Sur l’équipement continu peut être remarqué le Point 
d'Ouverture Souple (POS, Soft Open Point). Ce sont des dispositifs électroniques de puissance 
installés à la place des points normalement ouverts dans les réseaux de distribution d'énergie 
électrique. Le POS peut assurer un contrôle actif du flux de puissance, une compensation de 
la puissance réactive, une régulation de la tension dans des conditions normales de 
fonctionnement du réseau, ainsi qu'une isolation rapide des défauts et une restauration de 
l'alimentation dans des conditions anormales [57]. 

La flexibilité du côté de l'offre est réalisée par le fonctionnement coordonné de plusieurs 
GD (par exemple, la Centrale Électrique (CE) de cogénération, un générateur diesel et autres) 
et des unités de stockage d'énergie (comme Pile à Combustible (PàC), Système de Stockage 
d'Énergie Centralisé (CESS, Centralized Energy Storage System)). Selon [42], une optimisation 
du fonctionnement des GD et des systèmes de stockage peuvent générer une valeur 
importante de flexibilité du côté de l'offre. Cela profite au fonctionnement du système de 
distribution et même à celui du système de transport via coordination DSO-TSO [58]. 

La DSM gère la flexibilité du côté de la demande par la modification des schémas de la 
consommation d'énergie des Prosommateurs ou des Agrégateurs [59]. Les Prosommateurs 
peuvent être représentés par une ou plusieurs maisons intelligentes, bâtiments intelligents, 
et microréseaux avec des ressources flexibles, telles que des GD, des stockages d'énergie et 
des charges contrôlables (par exemple, VE, PàCh, HVAC et des autres). Le [60] représente un 
énorme potentiel pour les HVAC dans la DSM. La flexibilité libérée peut être utilisée pour aider 
au fonctionnement du système de distribution. Les systèmes techniques (comme HVAC, DSM) 
peuvent participer dans les SS de contrôle et de support de la fréquence [61] ainsi que 
résoudre la congestion du Réseau de Distribution (DG, Distribution Grid), dans une zone 
donnée [62]. Ainsi, un bâtiment peut être considéré comme un Système de Stockage 
d'Énergie Virtuel (VESS, Virtual Energy Storage System), qui peut fournir la flexibilité du côté 
de la demande en utilisant l'inertie thermique du bâtiment en raison de sa masse thermique 
[63].  

2.2.2 Méthodes de gestion des systèmes électriques  

Comme déjà mentionné précédemment, le DSO peut offrir la flexibilité dans un LFM pour 
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résoudre ses encombrements et les violations de tension provoquée par la pénétration élevée 
des DER. En plus du LFM, il y a d’autres méthodes de gestion des systèmes électriques pour 
faire face à ces problèmes dans les DG. 

Les méthodes de gestion des systèmes électriques peuvent être divisées en deux 
catégories : basées sur le marché ou basées sur le contrôle. Les méthodes basées sur le 
marché incluent principalement la VPP (Annexe D.2.1) et la Gestion Active de Réseau (GAR) 
(Annexe D.2.2). Les méthodes basées sur le contrôle comprennent principalement le LFM 
(Annexe D.1.1), le LEM (Annexe D.1.2),  le Contrôle Basé sur le Prix (PBC, Price Based Control) 
(Annexe D.1.3) et les systèmes de Contrôle Transactif (CT) (Annexe D.1.4). Ils sont présentés 
sur la Figure 13 et dans l’Annexe D. 

 

Figure 13 : Méthodes principales de gestion des systèmes électriques. 

2.2.3 Flexibilité et marchés 

Le TSO a un grand besoin de flexibilité pour équilibrer sa puissance et contrôler sa 
fréquence. Le DSO utilise la flexibilité pour contrôler la tension et pour gérer la congestion  
[43]. Dans la recherche actuelle peuvent être distingués les trois cas principaux de la flexibilité 
pour appliquer sur le LFM:  

• Cas 1 - Niveau du réseau de transport : TSO. L’équilibre de la flexibilité du TSO est 
normalement négocié sur des marchés pleinement développés tels que les marchés 
énergétiques intrajournaliers et les marchés de réserves tournantes [64]. 

• Cas 2 - Niveau du système de distribution : TSO et DSO. La flexibilité d'équilibrage 
pour le TSO est fournie par les DER au niveau du système de distribution. Ce type d’échange 
a besoin de LFM de même que la coordination entre les TSO et les DSO pour éviter les 
problèmes potentiels de flexibilité offerts aux TSO [65].  

• Cas 3 - Niveau du système de distribution : DSO. La flexibilité pour le DSO est utilisée 
pour le contrôle de la tension, la gestion de la congestion et la réduction des pertes. Le DSO 
recherche également des outils de marché pour permettre une gestion et un contrôle plus 
actifs du système en utilisant ce type de flexibilité comme les Centrales Électriques Virtuelles 
(VPP, Virtual Power Plant), les Services Système (SS, Ancillary Services) et autres moyens. Le 
LFM offre des opportunités et des environnements commerciaux pour le DSO en 
encourageant les échanges de flexibilité localisés. Par conséquent, la recherche de la flexibilité 
rentable par le DSO est un autre moteur majeur pour le trading de flexibilité local et le LFM 
[65]. 
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2.2.4 Marché local de la flexibilité (LFM) 

2.2.4.1 Concepts de marchés locaux de la flexibilité 

Un marché est un lieu où plusieurs parties peuvent se réunir pour faciliter l'échange de 
biens ou de services avec des acheteurs, des vendeurs et des détaillants sur le marché comme 
décrit sur [66]. Le [67] défini un marché local comme un endroit spatial unique qui sert un 
objectif commercial spécifique. Par analogie avec les définitions d'un marché généralisé et 
d'un marché local, un LFM peut être présenté comme une plate-forme d'échange de flexibilité 
de l'électricité dans des zones géographiquement limitées telles que les voisinages, la 
communauté, les villes et les petites villes [45]. Le LFM se compose de produits d’échange 
(flexibilité décrite ci-dessus), des participants du marché, de l'opérateur du marché et de ses 
mécanismes de compensation. 

La Figure 14 présente une représentation générale du LFM. Il contient un DSO, un 
Responsable d'Équilibre (BRP, Balance Responsible Partie) et plusieurs Agrégateurs qui 
négocient la flexibilité localement sous la supervision d'un opérateur LFM.  

 
Figure 14 : Représentation générale du LFM. 

Les DER, les Prosommateurs (résidentiels et industriels) fournissent la flexibilité. Ils sont 
gérés par les Agrégateurs pour participer au LFM. Le LFM fournit une plate-forme de 
négociation compétitive qui est utilisée pour échanger la flexibilité en tant que marchandise 
entre les acheteurs de flexibilité (c'est-à-dire le DSO et BRP) et les vendeurs de flexibilité (par 
exemple, les Agrégateurs représentant les DER et les Prosommateurs). Le DSO peut acheter 
la flexibilité pour le contrôle de sa tension, la gestion de sa congestion et la réduction de ses 
pertes. Le BRP achète la flexibilité pour réduire les volumes et sa charge de déséquilibre. Les 
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Agrégateurs vendent la flexibilité à but lucratif en modifiant leur consommation d'électricité 
sur demande. Son profit est basé sur la flexibilité des transactions. 

Il existe trois processus principaux : la sous-traitance / les enchères, l'activation et le 
règlement. Les actions spécifiques du LFM au cours de chaque processus sont répertoriées 
comme suit : 

• Processus de passation de marchés et d'appel d’offres : au cours de ce processus, le 
DS, le BRP, les Agrégateurs et l'opérateur du LFM communiquent entre eux pour parvenir à 
un accord sur le prix de négociation de la flexibilité et la quantité de flexibilité. Premièrement, 
le DSO exécute une analyse du flux de charge pour enquêter sur les problèmes de congestion 
ou de violations de tensions à l'avenir. Si le DSO prévoit un tel risque, il enverra une demande 
de flexibilité à l'opérateur LFM. Parallèlement, le DSO fournit également à l'opérateur du LFM 
des informations techniques sur le réseau (y compris l'état du système, l'emplacement où la 
flexibilité est nécessaire, et le type de problème). Le BRP reçoit les prévisions de l’état du 
réseau et estime les futurs déséquilibres. Si nécessaire, le BRP enverra une demande de 
flexibilité à l'opérateur du LFM. Après avoir reçu toutes demandes et informations sur la 
flexibilité, l'opérateur du LFM enverra une annonce aux Agrégateurs. Les Agrégateurs 
cumulent les offres de flexibilité de leurs Prosommateurs pour proposer des offres de 
flexibilité à l'opérateur du LFM. Ensuite, l'opérateur du LFM efface le marché. Une fois le 
marché libéré, les résultats sont envoyés au DSO, BRP et Agrégateurs.  

• Processus d’activation : dans ce processus, le DSO et le BRP activent leur flexibilité 
acquise en envoyant une demande d'activation de flexibilité à l'opérateur du LFM. Les 
Agrégateurs offrent une flexibilité activée en programmant et en contrôlant les 
Prosommateurs et les DER. La confirmation d'activation est envoyée à l'opérateur du LFM par 
les Agrégateurs. Par la suite, l'opérateur du LFM envoie la confirmation de la provision de 
flexibilité au DSO et au BRP respectivement. 

• Processus de règlement : dans ce processus, les transactions de flexibilité sont 
conclues par le biais d'accords de règlement et de paiement entre les opérateurs du DSO, du 
BRP, du LFM et les Agrégateurs. 

La description des participants aux marchés locaux de la flexibilité est présentée dans 
l’Annexe F. 

2.2.5 Flexibilité locale en France 

En France la société Enedis est chargée de la gestion et de l'aménagement de 95% du DG. 
L’article 199 de la Loi n° 2015-992 du 17 août LTECV décrit dans l’Annexe B.3 a mis en place 
un cadre expérimental permettant aux collectivités, en association avec des producteurs et 
des consommateurs, de proposer aux gestionnaires du DG publics un service de flexibilité local 
[68]. Le Décret n°2016-704 du 30 mai 2016 en précise les modalités d’application [69]. 

Ces documents correspondent à une première version du projet qui aura vocation à être 
enrichie lors des premiers cas d’expérimentation ainsi que par une discussion auprès des 
parties prenantes. Cette publication obéit ainsi à une démarche pédagogique proactive 
d’Enedis pour favoriser l’application opérationnelle de ces dispositions. Ainsi il s’inscrit dans 
le cadre de la recommandation n°2016-12 faite par la CRE dans sa délibération du 8 décembre 
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2016 portant sur le développement des réseaux électriques intelligents. Ce cadre a été 
prolongé pour une durée de 4 ans par l’arrêté du 5 août 2019.  

Actuellement, la notion de la flexibilité locale est cruciale pour la prochaine transition 
énergétique et le développement approprié des systèmes électriques modernes 
(particulièrement de DG). 

2.2.5.1 Flexibilités locales 

La flexibilité locale favorise la transition énergétique tout en limitant les coûts pour la 
collectivité. La flexibilité consiste, sur le DG, à moduler en temps réel les quantités d’électricité 
soutirées ou injectées sur les lignes électriques, évitant de même les « bouchons » pour 
garantir en permanence la qualité de fourniture. Pour la France et Enedis, l’usage de la 
flexibilité à l’échelle locale constitue notamment des opportunités comme la diminution des 
coûts et délais pour le raccordement des producteurs d’ER et des consommateurs d’un côté. 
D’un autre côté, cela met en disposition un nouvel outil au service de la planification, du 
pilotage et de l’exploitation du réseau. 

La loi LTECV permet de contractualiser l’usage expérimental de la flexibilité entre Enedis et 
une collectivité locale. Enedis a franchi un nouveau cap dans l’innovation et dans 
l’appropriation de ce nouveau cadre en le testant durant l’hiver 2018 - 2019. Cette 
expérimentation visait à garantir la sécurité d’alimentation d’un secteur en attendant la 
réalisation d’investissements plus lourds. Actuellement, Enedis est en phase de conception de 
cette démarche. La première activation pour les tests et pour les cas réels a été prévue pour 
la fin 2020. Désormais, Enedis a déjà défini trois axes principaux de flexibilité sur lesquels il 
finit la conception : la flexibilité en cas d’accident, la flexibilité de programmation des travaux 
et la flexibilité pour reporter l’investissement. Ces conceptions sont décrites ci-dessous. 

2.2.5.2 Flexibilité comme alternative aux moyens de réalimentation électrique 
en anticipation ou suite à un incident  

Dans ce cas, les SS de flexibilité permettraient de mieux gérer les congestions ne justifiant 
pas d’investissement sur le réseau pour les cas trop faibles ou relevant de situations trop rares. 
Ils seraient utilisés en alternative ou en complément à des solutions usuelles (par exemple, 
comme les moyens mobiles de réalimentation). En revanche, la valeur pour la collectivité lors 
des activations facilitant la reprise des clients coupés pourrait varier de 0 à 20k€/MWh, en 
fonction du service rendu localement (délais de réalimentation et nombre de clients). La 
description détaillée est dans l’Annexe H.1. 

Dans ce cas, les SS possibles à appliquer sont : SS : Reserve tournante / Capacité de réserve 
/ Arbitrage énergétique / Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse / Capacité de 
démarrage autonome / Exploitation de l'île. 

2.2.5.3  Flexibilité pour mieux programmer les travaux  

Les SS de flexibilité locale peuvent être utilisés en cas de travaux programmés sur le DG dès 
lors que ces derniers occasionnent une coupure qui peut être évitée. La valorisation de la 
flexibilité dans ce cas d’usage et le cas précédent varie entre 0 et 20k€/MWh, décomposée en 
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une part fixe pour la capacité réservée et une part variable pour la couverture des coûts 
variables [70]. La description détaillée est dans l’Annexe H.2. 

Les SS possibles à appliquer dans le cas de programmation sont : SS : Équilibrage de charge 
/ Réserve tournante / Capacité de réserve / Planification / Effacement de la consommation 
/ Réponse à la demande / Arbitrage énergétique / Régulation de capacité à la hausse et à la 
baisse. 

2.2.5.4 Flexibilité pour reporter les investissements  

Tous les investissements ne peuvent pas être associés à une opportunité de la flexibilité 
par exemple, les enfouissements de lignes aériennes, le renouvellement des câbles d’ancienne 
technologie, etc. Dans certains cas, l’intégration des services rendus par la flexibilité lors de la 
conception des DG pourrait permettre de reporter d’une ou plusieurs années l’investissement 
correspondant. L’utilisation de la flexibilité pour décaler un investissement permettrait de 
dégager un gain pour la collectivité qui varie en fonction de la situation locale dans une 
fourchette de 0 à 24 k€/an pour chaque MW de capacité réservée [70]. La description détaillée 
est dans l’Annexe H.3. 

Les SS possibles à appliquer pour reporter les investissements du DG sont : SS : Tension / 
Fréquence / La gestion du groupe / Exploitation de l'île / Équilibrage de charge / Capacité 
de réserve / Planification / Effacement de la consommation / Réponse à la demande / 
Amortissement des oscillations de puissance / Arbitrage énergétique / Régulation de 
capacité à la hausse et à la baisse. 

Enedis instruit ainsi l’intégration des SS de flexibilité dans la planification et la conduite du 
réseau en complément des solutions actuelles (renforcement de réseau, changement 
topologique, groupes électrogènes, etc.). La Figure 15 présente des étapes de planification 
des caractéristiques de la flexibilité, utile pour le réseau, qui pourrait être activé en temps réel 
par Enedis. 

 

Figure 15 : Exemple de contractualisation de la flexibilité selon Enedis (source [70]). 

Les étapes sont les suivantes : 1) Publication d’un recensement d’intérêt ; 2) Mise en 
concurrence ; 3-5) Gestion des offres reçues suite à la mise en concurrence et à la 
contractualisation avec l’acteur retenu ; 6) Processus interne & externe d’activation de la 
flexibilité au moment du besoin ; 7) Contrôle à partir des profils de charge des clients de la 
bonne réalisation du service de flexibilité proposé. Actuellement, le processus retenu par 
Enedis déroule les grands thèmes qui reflètent les enjeux associés au recours au marché pour 
contractualiser la flexibilité en France dans un avenir proche. 
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2.3 Les Services Système (SS) pour la flexibilité du réseau électrique 

L'Union Européenne (UE) s'est engagée à réduire les émissions de GES dans son territoire 
d'au moins 40% jusqu'en 2030, avec une part prévue de 50% des ER d'ici 2030 [66].  

Les DER, telles que les systèmes solaires collectifs ou individuels, les systèmes des batteries 
de stockage en aval des compteurs, les VE rechargeables et les charges commerciales et 
industrielles, peuvent fournir la flexibilité par les SS aux DSO grâce à des incitations fondées 
sur le prix, souvent appelé RàD. En augmentant la liquidité et la concurrence sur les Marchés 
des Services Auxiliaires (MSA), les DER peuvent également contribuer à réduire les coûts 
d'approvisionnement des SS. Les DER peuvent être autorisées à participer de façon 
indépendante ou par l'intermédiaire d'Agrégateurs ou de détaillants, selon la conception du 
marché en place. Plus précisément cela est présenté dans l’Annexe G. 

En France, au titre du code de l’énergie de la Commission de Régulation de l’Énergie (CRE) 
[71], le gestionnaire de réseau de transport dispose des SS (réserves primaire et secondaire) 
et du mécanisme d’ajustement (réserves tertiaires) pour mission de maintenir l’équilibre 
entre la production et la consommation de l’électricité et d’assurer la flexibilité nécessaire 
[72]. Depuis janvier 2016, l’ensemble des sites de production et de soutirage, raccordés au 
réseau de transport comme au DG, peuvent participer au SS via un acteur appelé le 
responsable de réserve (soi-disant Agrégateur) [73]. Ci-dessous seront décrits les SS destinés 
à la flexibilité du réseau conventionnel ainsi que leurs applications dans le microréseau (Figure 
16 à Figure 19) ainsi que le comportement de l'État de Charge (SOC, State of charge) du BESS 
du microréseau pendant la période considérée. 

2.3.1 SS : Tension / Puissance réactive  

En raison des lois de Kirchhoff, l'ampleur de la tension et aussi la tension de service aux 
clients varieront sur la longueur d'un conducteur tel qu'une borne de distribution. Afin de 
maintenir la tension dans la zone de tolérance avec les conditions changeantes, trois types de 
solutions sont possibles : l’application d’un changeur de prises en charge, des régulateurs de 
la tension ou de condensateurs [74]. La description de ces solutions se trouve dans l’Annexe 
G.1. 

La tension d’un nœud de réseau peut être affectée par l'échange de puissance réactive. 
Elle est augmentée en alimentant la puissance réactive, et inversement. D'après [74], le SS : 
Tension représente l'injection ou l'absorption de puissance réactive par les unités de 
génération pour maintenir les tensions du système de transmission dans les plages requises. 
Il est distingué le Réglage Primaire de Tension (RPT) et le Réglage Secondaire de Tension 
(RST) du SS : Tension décrit dans l’Annexe G.1. Le SS : Puissance réactive est un cas particulier 
du SS : Tension qui contrôle le facteur de puissance (cos𝜑𝜑) dans les plages requises dans la 
zone de contrôle définie, comme indiqué dans la Figure 16. La description complète de SS : 
Tension / Fréquence se trouve dans l’Annexe G.1. 

Le diagramme schématique d’application de ces services est présenté dans la Figure 16. Les 
flux indiqués pour le SS : Tension et le SS: Puissance réactive représente la puissance réactive. 
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Figure 16 : SS : Tension / Fréquence / Puissance active et réactive. 

2.3.2 SS : Fréquence / Puissance active  

L'énergie électrique ne peut pas être stockée en grandes quantités par des moyens 
conventionnels. Pour cette raison, à un moment donné, la quantité d'électricité produite doit 
correspondre précisément à la quantité utilisée qui garantit le fonctionnement sécurisé du 
réseau électrique à une fréquence constante de 50 Hz (hertz) [75]. Les fluctuations imprévues 
entre l'alimentation et/ou le retrait de l'énergie électrique du réseau doivent être compensées 
à court terme en augmentant ou en réduisant rapidement la production de centrales 
électriques des fournisseurs de ce qu'il est appelée la réserve de contrôle [76]. 
Techniquement, cela est réalisé par une procédure de contrôle en trois étapes (contrôle 
primaire, secondaire et tertiaire) décrites dans l’Annexe G.2. Le SS : Fréquence et le SS : 
Puissance active représentent l'injection ou l'absorption de puissance active par les unités de 
génération pour maintenir la fréquence ou le niveau de puissance du système électrique dans 
les plages requises (Annexe G.2). 

La Figure 16 montre le diagramme schématique d’application du SS : Fréquence et SS : 
Puissance active. Les flux pour le SS : Fréquence représente la puissance active. 

2.3.3 SS : Équilibrage de charge / Réserve tournante / Capacité de réserve 

Le SS : Équilibrage de charge (Figure 17, à gauche) vise à garder le niveau de consommation  

 

Figure 17 : SS : Équilibrage de charge / Planification / Effacement de la consommation (à 
gauche), SS : Capacité de réserve (à droite). 
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de la charge dans les limites définies auparavant, pour éviter la perte de stabilité du réseau 
dans la zone de contrôle. Il ramène la consommation réelle à la consommation prévue. Selon 
[74], le SS : Capacité de réserve est représenté par les ressources en ligne sur le contrôle de 
génération automatique. Elles peuvent répondre rapidement aux demandes des opérateurs 
du système pour des mouvements de montée et de descente, suivre les fluctuations (d'une 
minute à l'autre) de la charge du système et corriger les fluctuations involontaires de la sortie 
du générateur (Figure 17, à droite). 

Le SS : Réserve tournante est une génération en ligne, synchronisée avec le réseau, qui 
peut augmenter immédiatement la production en réponse à une panne majeure d'un 
générateur ou d'une transmission et peut atteindre sa pleine puissance en 10 minutes pour 
se conformer à la norme de contrôle des perturbations (Figure 18). C’est un cas particulier de 
SS : Équilibrage de charge.  

 

Figure 18 : SS: Réserve tournante. 

Le description complète des SS : Équilibrage de charge / Réserve tournante / Capacité de 
réserve se trouve dans Annexe G.3. 

2.3.4 SS : Planification / Effacement de la consommation / Réponse à la 
demande (RàD) / Amortissement des oscillations de puissance. 

Le SS : Planification fait référence à des actions avant leur apparition (comme la 
planification d'un générateur pour produire une certaine quantité d'énergie la semaine 
suivante), tandis que la répartition fait référence au contrôle en temps réel des ressources 
disponibles [77]. L’exemple du SS : Planification est présenté sur la Figure 17.  

Les SS : Effacement de la consommation / Réponse à la demande consistent à éviter de 
consommer de l'électricité à certains moments du temps. Ils sont présentés sur la Figure 17 
par l'abaissement de la consommation dans des périodes différentes de temps. 

Le SS : Déplacement de charge (Load shifting) est un cas particulier du SS : Effacement de la 
consommation. Contrairement à lui, le SS : Déplacement de charge réduit la consommation 
dans une période de temps donnée et la reporte à une période ultérieure (Figure 19, à gauche) 
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[78]. Les SS : Réponse à la demande / Déplacement de charge sont considérés comme des 
sources très avantageuses de la flexibilité pour le secteur de bâtiments. 

 

Figure 19 : SS : Déplacement de charge / Amortissement des oscillations de puissance. 

Selon [73], le SS : Amortissement des oscillations de puissance peut être fourni par une 
source de puissance active ou un compensateur de puissance réactive, situé le long d'une 
longue ligne de transmission soumise à des oscillations de flux de puissance (Figure 19, à 
droite) [79]. 

La description complète de ses services se trouve dans l’Annexe G.4. 

2.3.5 SS : Arbitrage énergétique 

L'arbitrage est un processus d'achat et de vente d'un bien à partir de différentes plates-
formes, bourses ou emplacements pour tirer profit de la différence de prix. Le SS : Arbitrage 
énergétique peut-être efficace pour les systèmes disposant des unités de stockage d’énergie. 
Dans le mécanisme du SS : Arbitrage énergétique , l'opérateur possède la possibilité réelle 
d'acheter (charger) de l'électricité à un moment donné dans les Systèmes de Stockage 
d'Énergie par Batterie (BESS, Battery Energy Storage Systems) et de la vendre (décharger) 
ultérieurement pour exploiter la variabilité et la volatilité des prix [80]. En revanche, les prix 
actuels des unités de stockage et d’énergie électrique ne sont pas assez attrayants 
actuellement [81]. Enfin, grâce à la diminution du prix des unités de stockage futures, et 
l’augmentation permanente du prix de l’électricité, cela peut deviner plus attirant. 

2.3.6 SS : Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse 

Le SS : Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse (Up and Down Capacity 
Regulation) est un cas particulier de SS : Arbitrage énergétique et représente la capacité 
disponible des BESS du microréseau au gestionnaire de réseau (Agrégateur) qui peut être 
réservé et géré directement par lui [74]. Ce type de SS prévoit la compensation financière plus 
haute que le cas du SS : Arbitrage énergétique. Cela permet à l’Agrégateur et au DG d’avoir 
le support du réseau et la valeur de la flexibilité plus importants, et le réglage d’équilibre plus 
fin [82]. La rémunération du possesseur final du BESS prend en compte la capacité d’énergie 
chargée et déchargée (capacité BESS à la hausse et à la baisse) et aussi le fait d’être disponible 
pour cette SS [83]. La description graphique est sur la Figure 19. 
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Au cours de cette thèse il a été développé la méthodologie originale da la gestion du SS : 
Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse qui est dans l’Annexe Q [84]. 
 

2.3.7 SS : Gestion du groupe 

La gestion du groupe agit en fournissant et en exploitant un système électrique afin que 
la génération et la consommation soient en équilibre tout le temps. Cela se fait en utilisant 
des groupes de la génération d’électricité qui doivent être équilibrés à l'aide d'un système de 
planification également prévu à cet événement (BRP ou groupe d'équilibre et gestion des 
horaires). Si ce n'est pas le cas, l'énergie d'équilibrage est utilisée pour compenser, et le 
déséquilibre du groupe d'équilibrage respectif est facturé (gestion de la rémunération 
d'équilibre). Pour que cela soit possible, un groupe d'équilibre doit clairement attribuer ses 
points de mesure (gestion des données de mesure) [85].  

2.3.8 SS : Capacité de démarrage autonome / Exploitation de l'île 

Selon [74], le SS : Capacité de démarrage autonome (black start) est représenté par la 
génération, au bon endroit, capable de démarrer sans soutien du réseau, et qui a une capacité 
et un contrôle réels et réactifs suffisants pour être utile à la mise sous tension de pièces du 
système de transmission et au démarrage de générateurs supplémentaires. La centrale 
électrique ou le microréseau est capable de fonctionner isolément (capacité d'exploitation de 
l'île) si elle peut atteindre et maintenir un certain niveau de fonctionnement sans nécessiter 
l'activation des lignes sortantes au réseau isolé approprié SS : Exploitation de l'île. Plus 
précisément ces services sont décrits dans l’Annexe G.8. 

2.3.9 Particularités des SS 

L'industrie électrique, en particulier les ER, s'est développée rapidement ces dernières 
années. La structure du réseau a subi des changements majeurs. L’échelle du système a 
continué de s'étendre et la complexité de la gestion du fonctionnement du système a 
considérablement augmenté. Cela conduit à une exigence plus élevée sur le fonctionnement 
sûr et stable du système électrique. Ces processus nécessitent beaucoup plus de capacité de 
manœuvre (flexibilité) qu'auparavant. Cela peut être fourni par des systèmes de stockage 
d’électricité (BESS) et de maîtrise de la demande en énergie (RàD) [86]. Les SS de flexibilité, 
en tant qu'élément essentiel du système électrique, peuvent atténuer les défis susmentionnés 
dans une certaine mesure. Dans la passée, la flexibilité était fournie obligatoirement par les 
centrales électriques. Actuellement, les SS de flexibilité se développent commercialement 
[87]. Cela oblige à créer des LFM pour associer les fournisseurs et les demandeurs de flexibilité 
du réseau. 

Le BESS peut générer une relativement grande quantité de puissance, mais pour une courte 
durée [88]. Il peut fournir les SS de flexibilité à égalité avec, les moyens de génération 
conventionnelle et la gestion intelligente du système électrique. L’énergie réactive peut être 
injectée dans le réseau par des onduleurs, qui l’utilisent généralement grâce au Contrôle 
Orienté de Tension (COV, Control of Voltage). Le problème principal de la participation des 
BESS au LFM est le mécanisme du coût du service auxiliaire électrique [89] et la conception 
d’une méthode de compensation économique pour assurer des avantages raisonnables aux 
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investisseurs du BESS [90]. Dans un avenir proche, le prix du BESS diminuera, la durée de vie 
et l'opérabilité augmenteront, ce qui augmentera le retour sur investissement des BESS. En 
fait, le bénéfice de l'opération BESS et de la participation au LFM dépend fortement de la 
politique tarifaire du DG et des revenus des subventions gouvernementales du pays considéré. 

Un autre problème perceptible est le dimensionnement du système de stockage pour la 
participation du BESS au marché auxiliaire [77]. La dimension excessive des BESS augmente le 
coût initial de l'équipement et retarde le temps de récupération. La dimension insuffisante du 
BESS ne sera pas non plus en mesure d'apporter des avantages financiers importants pour 
l'utilisateur final.  

Comme le système de stockage d'énergie a un coût initial élevé, un des objectifs 
supplémentaires de cette thèse est d'estimer les revenus potentiels de la participation des 
BESS du microréseau dans les SS en complément de la mission d’augmentation de 
l’autoconsommation locale [91]. Cette section indique que les SS les plus adaptés pour BESS 
sont les SS : Capacité du réseau à la hausse et à la baisse / Arbitrage énergétique / 
Déplacement de charge / Réponse à la demande. Le SS le moins adapté pour la durabilité de 
BESS est le SS : Amortissement des oscillations de puissance grâce au changement fréquent 
de direction du flux de puissance du BESS (mode microcycles). Pour ce cas, il est plus approprié 
d’utiliser les Ultracondensateurs (UC) [92], ou les Systèmes Hybrides d’Énergie Renouvelable 
(HRES, Hybride Renewable Energy Systems) au lieu du BESS [93]. 

2.4 Autoconsommation  

Actuellement, une transition des régimes de soutien aux sources d'ER pour la production 
d'électricité a lieu en Europe. Ce changement se caractérise par une transition des régimes qui 
soutiennent directement les sources d’ER vers un soutien plus indirect aux environnements 
du marché. Cela facilite l'intégration des ER par ses propres forces. L'autoconsommation des 
ER offre des avantages aux acteurs politiques et économiques, mais il n’est pas encore 
largement déployé en raison de sa rentabilité douteuse et des coûts des technologies 
associées. 

L’autoconsommation des ER peut être présentée comme la consommation d’énergie à 
partir des sources d’ER, non injectée dans le DG ou du transport ou instantanément retirée 
du réseau, et qui est consommée par le propriétaire de l'unité de la production d'électricité 
(Prosommateur). Par la suite, le Prosommateur est une personne, qui peut produire et 
consommer de l’électricité en même temps. L’autoconsommation fait partie de l’énergie 
électrique consommée qui se rapportait à la quantité d’énergie électrique produite par le 
Prosommateur. La Figure 20 présente un profil-exemple quotidien de la génération PV (zone 
B-C) et une consommation d’énergie journalière (zone A-C). La zone C représente une zone 
d’autoconsommation absolue. 
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Figure 20 : Le profil journalier de la génération PV (zone B et C) et la consommation journalière 
(zone A et C). 

L’autoconsommation et l’autosuffisance peuvent être décrites grâce à la Figure 20, comme 
présenté sur (1) et (2). 

𝐀𝐀𝐀𝐀𝐀𝐀 =
𝑪𝑪

𝑩𝑩 + 𝑪𝑪
 

 
(1) 

𝐀𝐀𝐀𝐀𝐀𝐀 =
𝑪𝑪

𝑨𝑨 + 𝑪𝑪
 

 
(2) 

L'un des principaux enjeux de l'autoconsommation résidentielle est l’incohérence entre la 
production d'électricité à partir du PV et de la demande réelle. La majeure partie de la 
production d'électricité a lieu lorsque les consommateurs résidentiels ne sont pas à la maison, 
exerçant leur profession ou d'autres activités de la vie quotidienne. Par conséquent, le 
potentiel d'autoconsommation estimé varie entre 17% et 44%, selon la taille du ménage et 
l'exposition à l'irradiation en cas d’absence de stockage et des mesures de DSM [94]. 

Il y a plusieurs technologies de DSM qui peuvent varier la demande électrique en fonction 
de la technologie choisie. L’une d’entre elles est la technologie RàD, elle permet de gérer la 
demande d'électricité et de déplacer la consommation d'énergie de pointe soit vers les 
périodes creuses, soit vers les zones de surproduction d’énergie PV. Cela permet d’agrandir le 
taux d'autoconsommation et d’adapter la demande aux besoins de fonctionnement du 
réseau. Grâce au stockage de l'électricité et à la RàD, les taux d'autoconsommation peuvent 
être augmentés et des coûts d’utilisation du réseau peuvent être réduits (en raison de 
l'intégration du PV) [95]. Les avantages politiques et économiques de l’autoconsommation 
sont suivants :  

 Permettre une transition de régimes de soutien aux ER (tarifs d'alimentation, quotas) 
à une intégration par les forces du marché 

 Nouvelles ressources financières pour les sources d’ER 
 Coûts de la production d'électricité et relief des réseaux 
 Les défis de l’autoconsommation et des options politiques :  
 Solutions technologiques et limitations socio-économiques 
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 Problèmes d’intégration de stockage de l’électricité au réseau 
 Stockage d’électricité pour l’autoconsommation : problèmes financiers  

La description de ces avantages et les défis d’autoconsommation sont présentés dans 
l’Annexe H. 

2.4.1 Autoconsommation individuelle (ACI) 

L’article L315-1 du code de l'énergie [96, p. 315‑1] définit l’Autoconsommation 
Individuelle (ACI) de manière suivante « Une opération d'autoconsommation individuelle est 
le fait pour un producteur, dit autoproducteur, de consommer lui-même et sur un même site 
tout ou partie de l'électricité produite par son installation. La part de l'électricité produite qui 
est consommée l'est soit instantanément, soit après une période de stockage ». Un tiers est 
accepté pour l’installation, gestion et l’entretien de l’installation de production 
d’autoproducteur, mais il n’est pas considéré comme un autoproducteur. 

• Taille relative de la génération PV et de la demande d’énergie. 

 L’autoconsommation de (1) est normalisée par la production totale d’énergie. 
L’autosuffisance de (2) est normalisée par la demande totale d’énergie. Par conséquent, 
l’augmentation de la génération PV par rapport à la demande diminuera toujours 
l’autoconsommation tandis que l’autosuffisance sera augmentée ou restera inchangée. 
L’autoconsommation est toujours égale à l’autosuffisance seulement dans le réseau avec 
équilibre annuel parfait entre la génération et la demande et c’est un cas particulier. 

Produire sa propre électricité de PV est souvent considérée comme une réflexion de style 
de vie. Une hypothèse commune est que l’intention d’un ménage de devenir un producteur 
d’électricité est une première étape vers un changement de son comportement [97]. Dans 
plusieurs pays, les systèmes PV résidentiels sont encore assez rares. Les installations de PV, 
les microéoliennes, et les autres DER sont alors principalement effectuées par les soi-disant 
premiers adoptants. La consommation d’électricité résidentielle ne peut être comprise que 
comme une partie des habitudes et des routines quotidiennes des familles. Le [98] indique 
que l’utilisation du PV résidentielle a augmenté l’utilisation des technologies économes en 
énergie à cause des économies dans les ménages. 

Une problématique importante concernant l’ACI d’électricité PV est l’impact potentiel 
d’une installation PV sur le comportement énergétique des ménages, c’est-à-dire la façon 
dont les ménages interagissent avec le réseau électrique. La surveillance et la visualisation de 
la consommation d’une installation PV résidentielle pourraient causer un intérêt des ménages 
résidentiels pour la consommation d’énergie. Cela conduira à des efforts pour réduire encore 
la consommation résidentielle, ou l’associer à la production d'énergie PV. Finalement, la 
consommation totale d’électricité et les modes d’usage d’équipements quotidiens sont 
différents avant et après l’installation [95].  

2.4.1.1 Options pour une autoconsommation améliorée 

Pour augmenter l’ACI des systèmes PV résidentiels, il y a deux méthodes principales : le 
stockage de l’énergie et la gestion de la consommation. Il est possible d’utiliser ces techniques 
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en combinaison ou séparément. La gestion des charges est incluse ci-après dans le concept 
plus large de la DSM.  

2.4.1.1.1 Maîtrise de la Demande en Energie (DSM) 
La DSM a plusieurs significations où le principe est d’améliorer le système énergétique du 

côté de la consommation [99]. Le travail actuel utilise la DSM pour déplacer la charge, ainsi 
que les besoins en énergie les charges résidentielles (le chauffage, la machine à laver, la 
ventilation, la climatisation (HVAC), etc.) des périodes de temps avec la consommation 
excédentaire vers des périodes de surproduction PV. La DSM peut également être combinée 
avec les BESS pour augmenter encore l’autoconsommation.  

2.4.1.1.2 Technologies de stockage 
Pour les systèmes PV résidentiels, le stockage à hydrogène, le stockage électrochimique 

(BESS) ou la combinaison des deux sont les plus appropriés pour la conversion de l’électricité, 
selon la période de stockage [100]. Les BESS ont un rendement de conversion élevé, mais aussi 
une autodécharge relativement élevée, selon la technologie du BESS, sur de plus longues 
périodes de temps.  

L’électricité PV peut également être stockée sous forme de chaleur, par exemple un 
réservoir d’eau à utiliser lorsque la demande de chaleur est élevée. De même, le chargement 
et le déchargement du stockage de l’énergie entraînent toujours des pertes. Il est plus efficace 
d’utiliser instantanément l’électricité PV produit, si possible, au lieu de la stocker pour une 
utilisation ultérieure [101].  

2.4.1.1.3 Les systèmes de stockage résidentiel 
Le stockage résidentiel fait référence à un système de BESS (ou HRES) stationnaire et il est 

généralement utilisé avec le système PV. Il y a deux configurations principales possibles du 
système : AC couplé, quand le BESS est connecté via un onduleur et un régulateur de charge 
à la liaison AC du système PV, ou DC couplé, quand le BESS est connecté à la liaison DC de 
l’onduleur PV [102]. 

Aujourd’hui, les coûts d’un système de stockage du BESS sont élevés. Au moins quatre 
aspects en plus de la capacité nominale et des coûts, devraient être pris en considération pour 
le dimensionnement : la limitation de la tension, la durée de vie du cycle, la durée de vie du 
calendrier et l’efficacité [103]. Il existe quelques technologies de BESS différentes disponibles 
sur le marché pour le stockage résidentiel de l’électricité, par exemple l’acide plomb, le Li-ion, 
le Sodium-Sulfure (NaS), Nickel-Cadmium (NiCd) et Nickel Métal Hydride (NiMH) [94]. L’autre 
tendance est de réutiliser les batteries de plus et plus nombreuses des VE. La taille du BESS 
est importante non seulement en raison de la capacité de stockage, mais aussi en raison du 
stresse croissant du système avec un BESS plus petit réduisant sa durée de vie.  

L’énergie PV peut également être convertie en chaleur, par exemple par chauffage direct 
ou avec une PàCh, et est stockée dans un réservoir d’eau chaude. Cela pourrait être une bonne 
alternative si la maison a une forte demande de chauffage et un système de chauffage à base 
d’eau combiné avec un réservoir d’eau chaude.  

En détail les options pour une autoconsommation améliorée sont décrites dans l’Annexe I. 
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2.4.1.1.4 ACI améliorée 
Un autre facteur affectant l’ACI est le choix de la stratégie de contrôle pour les BESS et la 

DSM. La forte prévalence est obtenue par la stratégie de gestion du stockage la plus simple, 
autrement dit, « Basique », pour un système de BESS avec la génération PV. Elle assure que 
le BESS soit chargé quand il y a un surplus de générations PV et déchargé quand il y a un déficit 
d’énergie. Cela optimise l’ACI, mais il peut y avoir d’autres aspects de son augmentation. Si le 
stockage doit être utilisé pour le rasage de pointe d’injection PV, c’est-à-dire réduire le surplus 
de pointes de puissance PV injecté dans le réseau, cette alternative n’est pas optimale lorsque 
la génération quotidienne PV est supérieure à la capacité de stockage. Une gestion de 
stockage optimisée pour le rasage de pointe (décrit dans 2.3.4) pourrait être utilisée [104].  

Le climat local pourrait avoir un impact significatif sur le taux d’autoconsommation, surtout 
si la maison résidentielle dispose d’un chauffage électrique, d’un refroidissement ou d’une 
ventilation. Dans les régions les plus chaudes où la demande de refroidissement est en 
corrélation avec le modèle d’irradiation quotidien, l’autoconsommation peut être augmentée 
si la climatisation est utilisée. 

La description complète des options pour ACI améliorée est présentée dans l’Annexe J. 

2.4.2 Autoconsommation collective (ACC) 

L'Autoconsommation Collective (ACC) est traitée par l’article 21 de la Directive sur les ER 
(REDII, Renewable Energy Directive) [105]. Le REDII définit les « Autoconsommateurs d'ER » 
de même que les « Autoconsommateurs d'ER agissant conjointement » comme suit : 
l’autoconsommateur des ER est « Un client final […] qui produit de l'électricité renouvelable 
pour sa propre consommation, et qui peut stocker ou vendre de l'électricité renouvelable 
autoproduite, à condition que, pour un autoconsommateur des ER non domestiques, ces 
activités ne constituent pas sa principale activité commerciale ou professionnelle » [105]. 

Les Autoconsommateurs des ER agissant conjointement : « Un groupe d'au moins deux 
autoconsommateurs d'ER […] ayant coopérés et situés dans le même immeuble ou immeuble 
d’habitation » [105].  

Actuellement, certains États membres de l'UE autorisent déjà le ACC à l'échelle du 
bâtiment, d'autres l'étendent à l'échelle du quartier [106]. 

• ACC à l'échelle du bâtiment : dans ce cas, par exemple, les habitants d'un immeuble à 
plusieurs appartements ont produit de l'électricité renouvelable. Des installations connectées 
telles qu'un système de stockage peut également être partagé. 

• ACC sur une échelle de quartier : ici, la zone est élargie à plus d'un bâtiment (y compris 
les bâtiments voisins via des lignes directes) et en conséquence plus d'acteurs sont impliqués. 

Selon le REDII, les deux types d'autoconsommateurs des ER devraient être en mesure 
d'exploiter des systèmes de stockage d'électricité sans double charge sous-jacente, y compris 
les frais de réseau. L'installation de l'autoconsommateur peut être détenue ou gérée par un 
tiers selon les instructions du consommateur (pour exemple l’Agrégateur). Pour l'électricité 
injectée dans le réseau, les autoconsommateurs d'ER (agissant conjointement) se verront 
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accorder un accès non discriminatoire aux régimes de soutien existants et à tous les segments 
du marché de l'électricité. 

 Le Tableau 2 donne un aperçu de la définition, des acteurs, de l'objectif et des domaines 
d'activité potentiels des deux types de communautés énergétiques. Il s'agit du contenu final 
qui a été convenu au cours du processus législatif du paquet sur l'énergie propre. Ils servent 
donc de base à la transposition des nouvelles règles de l'UE dans la législation nationale. À 
noter que le terme « Communauté locale d’énergie » a été abandonné lors du processus 
législatif et a été remplacé par le terme « Communauté d’énergie renouvelable » [107]. 

Le paquet final sur l'énergie propre contient deux définitions de la communauté de 
l’énergie : la Communauté de l'Énergie des Citoyens (CEC) qui figurent dans l’article L. 211-3-
2 de l'article 16 de la directive (UE) 2019/944 [108] et la Communauté d’ER (REC, Renewable 
Energy Community) qui figurent dans la LOI n° 2019-1147 relative à l'énergie et au climat 
[109].  

Tableau 2 : Cadres communautaires de l'autoconsommation et de l'énergie dans certains 
États membres de l'UE et en Suisse (RP - Réseau privé, juin 2019). 

Pays  Autoconsommation collective  Communautés énergétiques 

AT + EIWOG 2017 [110] +/- Début du processus législatif 
(loi sur l’expansion des ER : NECP [111]) 

BE + Wallonie ; Législation-cadre : décrets en 2018, 2019 [112] 

DE + Modèle de puissance de locataire 2017 [113] - - 

DK - RP uniquement - - 

EE - RP uniquement,  
Loi sur le marché de l'électricité [114] 

- - 

ES + Décret royal 244/19 [115] - ACC à plusieurs bâtiments 

FL - RP uniquement - - 

FR + Loi 2017-227, décret 2017-676 [116] - Début du processus législatif 

GR + Loi N4513/2018 sur le « net metering » et les communautés énergétiques [117]  

LU - Projet de loi sur le marché de l’électricité 2018 [118] 

NL - RP uniquement - - 

PT - Début du processus législatif - - 

SI + Réglementation sur l’autoapprovisionnement 2019 [119] 

SE - RP uniquement - - 

UK - RP uniquement - - 

CH + Loi et décret sur l’énergie (LEne) 2016/2017 [120] 
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2.4.3 Autoconsommation en France 

Avant 2016, les producteurs des ER ont plutôt choisi de vendre la totalité d'énergie 
produite sur le marché, car il n'existait pas de cadre réglementaire spécifique à 
l'autoconsommation en France. Un intérêt croissant pour l'autoconsommation s'est manifesté 
en 2016 et 2017. De 36% à 50% des applications dans le réseau étant respectueusement des 
projets d'autoconsommation, concernant principalement des installations PV de toit avec des 
puissances de pointe inférieures à 3 kW.  

L'autoconsommation en France est inscrite dans la LOI n°2019-1147 [109] du 8 novembre 
2019 relative à l'énergie et au climat et dans le chapitre 5 du code de l'énergie [121]. 

L’article L315-2 du code de l'énergie [96, p. 315‑2] définit l’ACC : « L'opération 
d'autoconsommation est collective lorsque la fourniture d'électricité est effectuée entre un ou 
plusieurs producteurs et un ou plusieurs consommateurs finaux liés entre eux au sein d'une 
personne morale et dont les points de soutirage et d'injection sont situés dans le même 
bâtiment, y compris des immeubles résidentiels. Une opération d'autoconsommation collective 
peut être qualifiée d'étendue lorsque la fourniture d'électricité est effectuée entre un ou 
plusieurs producteurs et un ou plusieurs consommateurs finaux liés entre eux au sein d'une 
personne morale dont les points de soutirage et d'injection sont situés sur le réseau basse 
tension et respectent les critères, notamment de proximité géographique, fixés par arrêté du 
ministre chargé de l'énergie, après avis de la Commission de régulation de l'énergie. ». Cet 
article aussi facilite les projets d’ACC portés par les organismes d’une Habitation à Loyer 
Modéré (HLM), non décrit auparavant. 

La définition des deux formes d'autoconsommation inclut que l'ACI n'implique pas le 
réseau public pour partager l'électricité produite, alors que l’ACC le fait. Cette distinction 
donne lieu aux différents tarifs de réseau pour ces alternatives. L’ACC est autorisée si 
l'électricité est produite et consommée par plusieurs consommateurs et producteurs liés 
entre eux par le biais d'une entité juridique : Personnes Morale Organisatrice (PMO). Le 
périmètre géographique fait la référence à la proximité au sein du réseau BT et ne concerne 
plus seulement un poste de transformation (selon la loi Plan d'Action pour la Croissance et la 
Transformation de l'Entreprise (PACTE) adoptée en avril 2019) [122]. L’arrêté du 21 
novembre 2019 [123] a établi une distance maximale de deux kilomètres entre deux sites 
participants à une opération d’ACC, et une puissance maximale de 3 MW. Pour les zones non 
interconnectées, la puissance est ramenée à 0,5 MW. 

L’article L315-6 [124, p. 315] du code de l'énergie décrit l’obligation du DSO de mettre en 
œuvre les dispositifs techniques et contractuels nécessaires, pour permettre la réalisation 
dans des conditions transparentes et non discriminatoires des opérations 
d'autoconsommation (comptage électrique). Aussi cet article précise qu’aucune 
Communauté d’ER ne peut détenir ou exploiter un DG. De cette façon, le DSO (en France 
principalement Enedis) est tenu d'équiper chaque participant de DG d'un compteur intelligent 
(Linky). L'ACI est limitée à une personne seule par point de livraison. Pour l’ACC, un contrat 
doit être établi entre le DSO et l'entité juridique qui identifie les différents participants et 
détermine le schéma de partage entre les consommateurs concernés. Le partage standard 
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consiste en une attribution proportionnelle d’électricité en fonction de la consommation de 
chaque consommateur dans un intervalle de 30 minutes. La mesure nette n'est autorisée pour 
aucun des deux régimes, ce qui évite le problème de la considération de plus grand volume 
d’énergie autoconsommée par rapport à la consommation instantanée. 

Selon la CRE , l'objectif est de concevoir le Tarif National d'Utilisation du Réseau de 
Distribution (TURPE) de manière à prendre en compte les coûts de réseau public engendrés 
par les différents schémas d'autoconsommation [125]. La CRE est chargée d'élaborer des tarifs 
de réseau spécifiques pour l'autoconsommation. En août 2018, des tarifs spécifiques pour les 
« autoproducteurs » ont été mis en place. Aucun tarif sur l'énergie autoconsommée dans l'ACI 
ne s'applique contrairement au cas du ACC. 

L’article L315-4 [126, p. 315‑4] du code de l'énergie oblige la personne morale organisatrice 
(mentionnée précédemment) de déclarer au DSO l’information de la répartition de la 
production autoconsommée entre les consommateurs finaux concernés. En cas de 
complément sur la demande d’électricité du consommateur final, le DSO de prendra en 
compte la répartition mentionnée. 

L’article L315-5 [127, p. 315‑5] du code de l'énergie oblige le SE de l’ER qui n’a pas été 
vendue à un tiers, d’être cédés à titre gratuit au DSO et d’être affectés aux pertes techniques 
du réseau. 

L’article L315-7 [128, p. 315‑7] du code de l'énergie recommande de déclarer au DSO les 
installations de production dédiées à l’autoconsommation (individuelle et collective), 
préalablement à leur mise en service. 

En France, le processus est encore en pleines négociations. Le nouveau dispositif d’Enedis 
concernant la « Communauté d’énergie renouvelable » et le LFM est prévu pour début 2021. 

 Les ACC peuvent choisir entre le TURPE standard et le ACC TURPE (proposé par Enedis en 
2018). Ce dernier est plus intéressant que le TURPE standard seulement en cas de forte part 
d'autoproduction. De plus, la CRE en 2018 a défini pour l'ACI et l’ACC, une composante 
tarifaire imputée qui concerne la gestion spécifique du dispositif d'autoconsommation. La loi 
Plan d'Action pour la Croissance et la Transformation de l'Entreprise (PACTE) a élargi les 
possibilités de l'autoconsommation collective. Cette loi a modifié la définition de l'ACC afin de 
permettre l’intégration des installations à une plus grande échelle (contre 100 kW fixés dans 
le code de l'énergie précédemment). Cette suppression de la division des installations de 
production permettra à un assortiment plus large des régimes ACC et de bénéficier du TURPE 
spécifique. 

Selon la LOI n°2019-1147 du 8 novembre 2019, la CRE établit les tarifs d'utilisation des 
réseaux publics de distribution d'électricité spécifiques pour les consommateurs participant à 
des opérations d'autoconsommation (individuelle et collective). Ainsi, ces consommateurs ne 
sont plus soumis à des frais d'accès aux réseaux qui ne reflètent pas les coûts supportés par 
les gestionnaires de réseaux. 

La CRE a donc mis en place un nouveau tarif, TURPE Autoconsommation (TURPE ACC), qui 
distingue les flux transitant par le réseau BT ainsi que les flux transitant aussi par la HTA 
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auxquels des tarifs différents sont appliqués (consommateurs classiques paient les coûts 
engendrés par un flux moyen) [125]. Conformément à l’article 126 de la loi n° 2019-486 du 22 
mai 2019 [129], ces dispositions s'appliquent à titre expérimental pour une durée de cinq ans 
à compter de la publication de ladite loi. 

2.4.3.1 Tarification et les principes de calcul 

Les tarifs réglementés de l’électricité couvrent les coûts d’utilisation des réseaux publics 
d’électricité et les coûts de fourniture (coûts de production, d’approvisionnement, et de 
gestion commerciale) avec des taxes et des contributions. 

Selon la CRE, la composition des tarifs réglementés de vente d’électricité (sur la base du 
Tarifs Réglementés de Vente (TRV) résidentiel moyen au 1er juin 2019) est présentée sur la 
Figure 102. Le « coût d’acheminement réseau » de cette figure est représenté par le TURPE et 
est égal à 28%. Le TURPE est calculé à partir de 9 différentes composantes, mais pour les 
consommations ≤ 36 kVA et l’ACC, le TURPE est calculé seulement sur les trois. Ce sont la 
composante annuelle de gestion (dépend du type de contrat), composante annuelle de 
comptage (dépend de la tension, de la puissance, et de la propriété du compteur) et la 
composante annuelle des soutirages (dépend de l’énergie utilisée, des plages horaires et des 
options tarifaires). 

Le TURPE ACC (TURPE optionnel) s’applique donc pour les opérations d’autoconsommation 
collective et est décrit en [130]. Selon CRE, le nouveau TURPE ACC convient au 85% des ACC. 
Les inconvénients de TURPE ACC sont que le CRE aussi considère que tout l’électricité en 
autoconsommation passe par le DG et en assume alors les coûts. Aussi la ACC entre voisins 
est considérée comme de la vente d’électricité. Cela amène les taxes et contributions relatives 
à la vente au producteur et au consommateur d’énergie. Les imperfections de TURPE ACC 
devront être éliminées dans la nouvelle version de TURPE 6 prévu pour 2022. 

La facture d’un consommateur d’électricité se décompose classiquement en une partie 
d’abonnement (€/kVA puissance souscrite) et une partie variable (€/kWh). Chacune de ces 
deux parties intègre des composantes correspondant (à peu près pour 1/3 chacune) à la 
fourniture et à la commercialisation de l’énergie, aux taxes (locales et Taxe sur la Valeur 
Ajoutée (TVA)) et au coût d’acheminement sur le réseau électrique (TURPE), celui-ci pouvant 
intégrer une décomposition selon des plages horo-saisonnières. 

Dans un dispositif d’ACC, chaque consommateur a deux contrats : Un contrat avec le 
producteur local et un contrat avec un fournisseur externe pour l’appoint (DG). Chacun de ces 
deux contrats peut revêtir la même forme qu’un contrat « classique » décrit ci-dessus, à savoir 
comprendre une partie fixe et une partie variable. Le producteur local doit donc déterminer 
le meilleur montant pour chacune de ces composantes afin d’équilibrer son opération. La 
tarification de TURPE et TURPE ACC est présentée dans l’Annexe K. 

Les politiques énergétiques, les réglementations et les conditions du marché de 
l'autoconsommation dans chaque État membre de l'UE sont diverses. La mise en place de 
politiques spécifiques favorisant l'autoconsommation, devrait prendre en compte ces 
différentes structures de marché aussi bien que l'état de développement du secteur des ER. 
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Cela inclut notamment la probabilité que différentes technologies atteignent la parité du 
réseau. 

Pour favoriser l'autoconsommation, le cadre juridique national de chaque État membre 
devrait être revu. Les obstacles potentiels doivent être analysés attentivement et supprimés, 
s'il n'y a aucune justification raisonnable à ne pas le faire. Dans la législation actuelle, il existe 
différentes options pour soutenir l'adoption de l'autoconsommation sur le marché, telles que 
des régimes de soutien direct à l'autoconsommation, des mesures pour faciliter la maîtrise de 
la demande en énergie et un soutien aux investissements dans le stockage. 

Étant donné que les ER et en particulier le PV sont en bonne voie d'atteindre la parité du 
réseau au cours des prochaines années dans toute l'Europe, des régimes de soutien direct tels 
qu'une prime à l'autoconsommation pourrait ne pas être nécessaires dans la plupart des États 
membres pour favoriser l'autoconsommation. Un autre inconvénient des primes à 
l'autoconsommation est l'interférence potentielle avec les efforts d'efficacité énergétique : si 
la consommation d'énergie simple est rémunérée par une prime, ce qui favorisera plutôt une 
augmentation de la consommation. 

Soutenir l'utilisation des solutions de stockage d'énergie et de la DSM pourrait être une 
bonne mesure pour promouvoir à la fois le développement de technologies connectées et 
l'autoconsommation. En outre, le stockage d’énergie peut contribuer à équilibrer le DG par 
les SS, si les incitations sont bien définies. La mise en œuvre de solutions de gestion telles que 
des algorithmes de facturation dédiés semble être très importante pour permettre la pleine 
autonomie liée au réseau. À l'instar de l'introduction de tarifs de rachat pour promouvoir les 
ER, le soutien aux solutions technologiques peut conduire à la maturité du marché du stockage 
et d'autres technologies de maîtrise de la demande en énergie. 

La France a besoin de catalyseurs tels que les technologies de réseau intelligent et les tarifs 
dynamiques de l'électricité pour bénéficier des potentiels d'équilibrage de 
l'autoconsommation. Un sujet délicat dans ce contexte est la répartition des coûts, qu'il 
s'agisse des coûts du réseau électrique ou des coûts de production supplémentaires des ER. 
L'autoconsommation tend à réaffecter les coûts des Prosommateurs qui peuvent offrir les 
investissements nécessaires aux consommateurs qui ne reçoivent leur électricité que du 
réseau commun. Ces derniers se voient facturer une part plus élevée des coûts, des 
prélèvements et des taxes du réseau, ceux-ci étant en grande partie payés sous la forme d'un 
complément aux frais de la consommation du réseau. D'autres structures tarifaires sont ainsi 
à l'étude, telles que les frais du réseau variant dans le temps ou les frais répartis en volume et 
en charge maximale. Actuellement, le nouveau tarif du « coût d’acheminement du réseau » 
dédié à l’autoconsommation collective est le TURPE Autoconsommation (TURPE ACC). Il fut 
expérimental et en vigueur dès 2018. La révision de la nouvelle version du TURPE (version 6) 
est prévue en 2022. Elle permettra d’améliorer les imperfections actuelles.  
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2.5 Microréseau communautaire intelligent (MRCI) 

2.5.1 Microréseau 

Un microréseau est un groupe de consommation et de DER interconnectées dans des 
limites électriques clairement définies (maison, bâtiment, quartier, ville, communauté, etc.) 
qui agit comme une seule entité contrôlable par rapport au DG. L’arrêté du 5 août 2019 
s’inscrit dans le cadre de la recommandation faite par la CRE sur le développement des 
réseaux électriques intelligents. Un Microréseau Communautaire Intelligent (MRCI, Smart 
Community Microgrid) est un réseau local coordonné desservi par une ou plusieurs sous-
stations de distribution et soutenu par une forte pénétration des ER locales et d'autres DER, 
tels que le stockage d'énergie et la RàD [131]. Les MRCI représentent une nouvelle approche 
pour la conception et l'exploitation du réseau électrique. Ils s'appuient fortement sur les DER 
pour obtenir un système énergétique plus durable, sûr et rentable tout en fournissant une 
alimentation de secours indéfinie et renouvelable pour la consommation prioritaire.  

Suivant les normes de l'architecture du Consortium pour les Solutions Technologiques de 
Fiabilité Électrique (CERTS) [132] une architecture de microréseau généralisé est illustrée sur 
la Figure 21. 

 

Figure 21 : Architecture de microréseau généralisé. 

Un microréseau est une interconnexion de [133]: 

1. Ressources énergétiques distribuées (DER), telles que les microturbines, les éoliennes, 
les PàC, le PV, etc. 

2. Dispositifs de stockage pour l'intégration énergétique, tels que batteries, volant 
d'inertie, PàC et capacités de puissance sur les DG de BT. 

3. Un groupe de consommation, qui pourrait faire partie d'un système de distribution. Il 
existe des départs à consommation sensible et à consommation non sensible. 
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4.  Système de Gestion de l'Énergie (EMS), qui est responsable de la gestion du 
fonctionnement du système grâce à la répartition de l'alimentation et au réglage de la tension 
de chaque contrôleur de DER contrôlables et de stockage.  

Les caractéristiques principales du microréseau : 

• En cas de perturbation du DG, un microréseau se déconnecte et fonctionnera de 
manière autonome. Par conséquent, il doit avoir la capacité suffisante de la production DER 
locale ou du stockage d'énergie pour répondre aux demandes de la consommation, et surtout 
des consommations sensibles. En cas du système multi départs, chaque départ de la 
consommation sensible dans la conception du microréseau doit avoir la capacité suffisante de 
génération locale et de stockage pour alimenter sa propre consommation. D'autre part, le 
départ de la consommation non sensible va dépendre de l'alimentation du DG et de l’excès 
d'électricité disponible dans le microréseau. Dans le cas du fonctionnement hors réseau, l’EMS 
doit prendre le contrôle de la fréquence et de la tension, de même que le contrôle des flux 
électriques à l’intérieur du microréseau. 

• Après la fin de la perturbation, le microréseau se reconnecte au DG et fonctionnera 
normalement comme un système connecté au réseau. Dans ce système connecté au réseau, 
la production locale excessive d'électricité alimentera la consommation non sensible ou 
chargera les dispositifs de stockage d'énergie pour une utilisation ultérieure (arbitrage 
énergétique), le cas échéant. L’énergie excédentaire générée par le microréseau peut 
également être vendue au DG. Dans ce cas, le microréseau participera à l'opération du marché 
de l’électricité ou fournira des SS. 

• Les processus de déconnexion ou de reconnexion doivent être produits par le Point de 
Couplage Commun (PCC), un seul point de connexion au DG. À ce stade, le microréseau doit 
répondre aux exigences d'interface établies, telles que définies dans la série IEEE Standard 
1547 [134]. En outre, les processus de déconnexion ou de reconnexion réussis dépendent des 
contrôles du microréseau [135]. Le processus de commutation doit aussi respecter des 
normes installées dans le DG, et permettre de connecter de manière synchrone, sans 
génération des perturbations et des harmoniques dans le réseau d’accueil. 

En mode connecté au réseau, le microréseau est censé suivre les règles du DG, car c’est 
important pour le fonctionnement stable du système électrique en totalité [79]. Dans ce 
mode, le microréseau peut soutirer de l'énergie ou peut fournir son énergie au DG, 
fonctionnant ainsi de manière similaire à une charge ou une source contrôlable. En fournissant 
ou en tirant de l'énergie, le microréseau doit pouvoir contrôler les débits de puissance active 
et réactive et garder un œil sur le stockage d'énergie. Un autre problème est la réponse lente 
des signaux de commande chaque fois qu'il y a un changement de puissance de sortie. De 
plus, en raison du manque de machines synchrones connectées au réseau BT, une inertie 
virtuelle doit être incorporée dans les boucles de commande des interfaces électroniques de 
puissance [136]. 

• Le mode hors réseau est une condition de fonctionnement dans laquelle le 
microréseau s'isole du DG principal en cas de panne ou mauvaise qualité d’alimentation. 
Cependant, la transition du mode connecté au réseau au mode hors réseau doit être stable 
[137]. Si le microréseau consomme ou alimente le réseau principal avant la déconnexion, un 
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déséquilibre de puissance se produit. Ceci doit être compensé par les unités de stockage 
d'énergie, car les DER ont une faible inertie et une réponse dynamique lente [138]. 

2.5.2 Composants du microréseau 

Dans une architecture de microréseau de base qui est présentée sur la Figure 22, le système 
électrique est supposé être radial avec plusieurs départs et une collection de consommation. 
Le système radial est connecté au DG via un dispositif de séparation comme PCC, 
généralement un interrupteur statique. Complémentairement, chaque départ possède un 
Commutateur d'Interconnexion (CI) et un contrôleur de flux de puissance. Généralement, le 
microréseau comprend un réseau BT, de la consommation (dont certaine ininterruptible, 
« sensibles »), des DER contrôlable et non contrôlable, des dispositifs de stockage et un 
système de gestion et de contrôle d’EMS de type hiérarchique soutenu par une infrastructure 
de communication utilisée pour surveiller et contrôler les DER et la consommation. 

 

Figure 22 : Architecture radiale du microréseau de base. 

 À un deuxième niveau de contrôle, les contrôleurs de consommateurs et les contrôleurs 
des DER échangent des informations avec l’EMS. L’EMS gère le fonctionnement du 
microréseau en fournissant des consignes aux contrôleurs des unités de stockage ainsi qu’aux 
contrôleurs des DER contrôlables. Les composants du microréseau sont :  

 Les ressources énergétiques distribuées (DER) (microturbines, les éoliennes, les 
panneaux PV et les PàC).  

 Équipement de stockage (batteries, volant d'inertie, etc.). 
 Consommation (sensible et non sensible). 
 Système de gestion de l'énergie (EMS) 

La description achevée de ces composants se trouve dans l’Annexe M. 
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2.5.3 Avantages du microréseau 

L'utilisation des DER garantit une alimentation électrique fiable et la gestion de l'énergie 
avec et hors réseau. De même, le microréseau peut fournir une grande variété d'avantages 
multiobjectifs : avantages opérationnels / techniques, économiques et écologiques. 

2.5.3.1 Avantages opérationnels / techniques d'un microréseau 

Un microréseau peut probablement améliorer les performances techniques du DG 
principalement dans les aspects suivants : 

• Qualité de l’énergie : le microréseau peut se déconnecter du réseau principal en cas 
de problèmes de qualité de l'alimentation et peut assurer une alimentation électrique 
normale.  

• Pertes de transport et de distribution : le microréseau peut réduire considérablement 
les pertes de puissance en satisfaisant ses besoins internes en électricité en utilisant sa propre 
production d'électricité à proximité des consommateurs sans avoir besoin d'importer de 
l'électricité du réseau principal et le transporter avec des pertes à longue distance. 

• Fiabilité : la capacité du réseau à répondre aux besoins en énergie, même en cas de 
perturbations soudaines.  

Ils sont présents dans l’Annexe O. 

2.5.3.2 Avantages écologiques d'un microréseau 

Selon le rapport de l'Agence Internationale de l'Énergie publié en 2019, l'utilisation de 
l'énergie (résultant de la production, des processus, de la transmission, du stockage et de 
l'utilisation des carburants) constitue le plus grand contributeur au ratio d'émissions de gaz 
toxiques du monde (GES) [41]. Le microréseau peut contribuer positivement à la réduction 
des émissions de GES grâce à l'intégration et à la dépendance croissante des sources d’ER. De 
plus, même si le microréseau est constitué de sources d'énergie non renouvelables, les 
mauvais effets écologiques seront limités à la suite de la gestion intelligente des flux, du 
stockage et de l’EMS [139]. Le microréseau peut réduire significativement l’utilisation des 
sources conventionnelles d’énergie haut carbonisées. 

2.5.3.3 Avantages économiques d'un microréseau 

Un microréseau agit comme un LFM qui est capable d'établir un échange de puissance local 
entre les sources d'énergie, les systèmes de stockage d'énergie et les consommateurs 
constituant le microréseau [140]. Cela peut assurer une réduction des coûts énergétiques 
pour les consommateurs désireux d'acheter de l'électricité à partir des sources d'alimentation 
du microréseau à des prix de détail inférieurs (au lieu d'acheter à de vendre de l'électricité au 
réseau principal à des prix supérieurs aux prix de gros). 

2.5.4 Défis liés aux microréseaux 

Les microréseaux deviennent un ingrédient majeur dans la mise en œuvre des réseaux 
électriques modernes. Cependant, comme c'est le cas avec la plupart des nouvelles 
technologies, il y a plusieurs défis importants à surmonter pour obtenir les avantages 
escomptés. Les principaux défis auxquels le microréseau est confronté sont les suivants. 
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 Autonomie (Degré d'Autosuffisance (DAs) et Taux d'Autoconsommation d'Électricité 
(TAé)).  

 Intégration des sources d’ER.  
 Compatibilité (avec les réseaux existants). 
 Évolutivité. 
 Sécurité. 

Ils sont décrits dans l’Annexe N. 

2.5.5 MRCI par rapport aux microréseaux traditionnels 

Les microréseaux communautaires, comme leur nom l'indique, desservent des 
communautés entières. Ils offrent de nombreux avantages à ces communautés et au réseau 
électrique, et ils diffèrent à bien des égards des microréseaux traditionnels. Le Tableau 3 décrit 
les différences principales entre le MRCI et le microréseau conventionnel. 

Tableau 3 : Les différences entre le MRCI et le microréseau conventionnel. 

Fonctionnalité Microréseau communautaire 
(MRCI) Microréseau conventionnel 

Échelle 
Couvre la totalité d’une zone de réseau de 

sous-stations, bénéficiant à des milliers de 
clients. 

Couvre un seul emplacement 
client ou un petit nombre 
d’emplacements voisins. 

Emplacement 
DER 

Habituellement installé devant le 
compteur (sur le côté du réseau électrique). 

 Habituellement installé derrière 
le compteur (dans la propriété du 
propriétaire) 

Coût 
Réduit les coûts en identifiant les 

emplacements optimaux des DER, en les 
déployant plus largement et en offrant une 
évolutivité. 

Maximise les avantages pour un 
seul client contrairement au DG. La 
réplique coûte très cher. 

Résilience, 
sécurité 

Fournit une puissance de secours indéfinie 
pour prioriser les charges qui sont essentielles 
à toute la communauté. 

Fournit une puissance de 
secours limitée à un seul 
emplacement ou client. 

Évolutivité 
Permet une réplication et une mise à 

l’échelle faciles sur n’importe quelle zone de 
réseau de distribution. 

Nécessite un travail fastidieux à 
mettre en œuvre à chaque endroit 
individuel.  

Principales fonctionnalités du MRCI : 

• Exploite les fortes pénétrations des ER locales et d'autres ressources DER pour 
atteindre le niveau souhaité de fiabilité du réseau, de qualité de l'énergie et de résilience. 

• Inclut la possibilité d'isoler les charges critiques à l'aide de la surveillance, des 
communications et du contrôle, qui peuvent également fournir des SS de flexibilité au DG. 

• Utilise une conception de charge efficace, y compris l'équilibrage local et 
l'aplatissement de la charge, pour réduire les pics coûteux et les coûts de transmission. 

• Établit une solution évolutive couvrant une ou plusieurs sous-stations. 

Récemment, les organismes de réglementation européens ont inclus la définition de la 
Communauté Locale de l'Énergie (LEC, Local Energy Community) à l'article 16 de la 
proposition de directive concernant les règles communes pour le marché intérieur de 
l'électricité et elles sont considérées comme un moyen efficace pour gérer l'énergie au niveau 
communautaire [141]. 
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Le MRCI est microréseau basé sur la communauté locale de l'énergie avec le système de 
gestion intelligent. Dans ce cadre, l'Agrégateur (souvent représenté par l’EMS) agit comme un 
opérateur du marché local et supervise les transactions de la flexibilité de la communauté 
locale de l'énergie. La participation au marché local est volontaire. Les acteurs potentiels de 
la flexibilité sont le gestionnaire du DG, la partie responsable de l'équilibre et les utilisateurs 
finaux eux-mêmes (Prosommateurs). La flexibilité peur être vendue aux unités de 
consommation, de génération, d'unités de stockage, aux VE, etc., autrement dit à tous ceux 
qui en ont besoin. 

2.6 L’intérêt du comptage avancé dans la transition énergétique  

Les moyens de comptage avancé sont indispensables dans le processus de la transition 
énergétique. Le compteur intelligent est un appareil électronique qui enregistre des 
informations physiques de système électrique dans le point d’accordement (consommation 
d'énergie électrique, niveaux de tension, courant, facteur de puissance…) qui l’enregistre 
presque en temps réel et les signale régulièrement (à de courts intervalles tout au long de la 
journée) au consommateur, pour une plus grande clarté du comportement de consommation, 
et aux fournisseurs d'électricité, pour la surveillance du système et la facturation du client 
[142]. 

En France, c’est le Linky, le compteur communicant et intelligent, qui est largement 
intronisé en BT sur tout le territoire français dès 2015. Il envoie quotidiennement des données 
liées à la consommation au fournisseur d'électricité et au gestionnaire du réseau en utilisant 
la technologie Courants Porteurs en Ligne (CPL). 

2.6.1 Linky : Fonctionnalités pour le réseau de la distribution  

Selon Enedis, le compteur communiquant Linky est une des briques d'un ensemble de 
technologies du réseau intelligent qui permettront d'améliorer le développement, 
l’exploitation et la conduite des réseaux électriques [143]. L'un des principaux intérêts 
recherchés est de maîtriser les investissements nécessaires à l'intégration des ER au DG, car 
les installations d’ER (sauf grandes centrales hydrauliques) sont y raccordées à 95%. Ce réseau 
n’a pas été conçu comme un réseau de collecte de production décentralisée. Le raccordement 
des installations d’ER électriques nécessite donc de repenser fondamentalement la 
conception, l’exploitation et la conduite des DG, un chantier primordial pour permettre la 
transition énergétique. Les apports envisagés de Linky à ce chantier à ce stade sont :  

• L’apport de connaissances nouvelles sur le fonctionnement actuel et les contraintes 
réelles des réseaux BT. 

• L’amélioration des études de raccordement pour les producteurs d’ER en BT (gisement 
d’économies sur les coûts de raccordement). 

• L’amélioration de l’exploitation et la conduite des réseaux BT grâce à l’utilisation de 
certains compteurs Linky comme capteurs de tension, permettant ainsi de reconstituer 
le plan de tension, et, par voie de conséquence, de mettre en place des solutions 
techniques limitant les surtensions, augmentant par la capacité d’accueil des réseaux de 
distribution pour les ER.  

• Identification des connexions « illégales ». 
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• Réduction de 2/3 des « opérations simples » (changement de la puissance du contrat et 
respect de sa mise en œuvre, résiliation, bientôt, la possibilité de changer de la puissance 
du contrat à un pas plus précis (1 kVA au lieu de 3 kVA actuellement). 

• Limitation des investissements sur l'adaptation du réseau (700 000 anciens compteurs 
défaillants remplacés chaque année en France [144]). 
• Suppression des relevés à pied (compteurs communicants). 

La difficulté supplémentaire des installations d’ER est que leur production est variable 
puisque dépendante des conditions météorologiques. L’intégration d’un taux important d’ER 
dans le mix énergétique à horizon 2030-2050 implique de repenser les moyens d’équilibre 
offre-demande et nécessite l’amélioration du suivi en temps réel des productions et 
consommations sur le DG [145]. La Figure 23 présente 4 grands phénomènes caractérisant la 
transition énergétique pour le DG en France.  

 

 

Figure 23 : Vu du DG : 4 grands phénomènes caractérisant la transition énergétique en 
France (source [144]). 

C'est l’intégration massive au DG des éoliens, des sources PV, des VE et du DSM.  

2.6.2 Linky : Fonctionnalités pour les clients  

L'ensemble des données extraites des compteurs Linky appartient aux clients 
conformément aux dispositions de la Commission Nationale de l'Informatique et des Libertés 
(CNIL). Il faut signer un « consentement éclairé » pour mettre à disposition ses données 
personnelles, ce qui protège le consommateur. Les fonctionnalités principales de Linky pour 
les clients sont [144] :  

• Relevé régulier de l’index de la consommation (toutes les 24 heures contre 2 fois par an 
précédemment). 

• Facturation automatique sur la consommation réelle (pas sur une estimation). 
• Un suivi de ses consommations accessible gratuitement sur internet. Il permet d'avoir 

accès à sa consommation d'électricité journalière, mensuelle, annuelle et permettra de 
se comparer à des périodes passées et/ou à des « foyers similaires ».  

• Une courbe de charge plus détaillée (puissance toutes les 30 ou 60 minutes possible). 
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• Un relais tarifaire filaire : Permet de déclencher la mise en route d'un appareil en fonction 
d'une plage horaire correspondant à un tarif spécifique (par exemple, la mise en route du 
chauffe-eau électrique uniquement lors des heures creuses) ou par un autre signal.  

• 7 relais tarifaires virtuels : Ces relais ne sont utilisables qu'avec un matériel additionnel 
non fourni par Enedis. Ils permettent le déclenchement d'appareils sur d'autres plages 
horaires (véhicules électriques, systèmes de stockage d'électricité...). Les conditions 
d'utilisation de ces relais ne sont pas encore définies puisqu'ils ne correspondent 
actuellement à aucune offre commerciale.  

• 1 sortie « Télé Information Client ». Cette sortie filaire déjà présente sur les compteurs 
électroniques actuels permet au client de récupérer les informations présentes sur le 
compteur (puissance souscrite, consommation en temps réel, puissance maximum 
atteinte…) à l’aide d’un matériel compatible. 

• 1 bus Émetteur Radio Linky (ERL). L'ERL est une passerelle de communication sans fil 
permettant de connecter des équipements externes au Linky via deux protocoles de 
communication possibles (ZigBee et KNX). Les utilisations possibles sont les suivantes : 
démarrer un équipement sur une plage horaire, afficher des informations, piloter le 
déclenchement d'appareils raccordés à un des 7 relais tarifaires, connecter un 
smartphone pour suivre ses consommations… L'ensemble des possibilités avec le bus ERL 
n'est actuellement pas complètement défini. 

Les relais filaires et virtuels peuvent être gérés selon une plage horaire d’un tarif prédéfini, 
par le signal centralisé du courants porteurs en ligne, par la gestion locale à traverse la sortie 
« Télé Information Client » ou la passerelle ERL. Cela ouvre les possibilités considérables 
d’intelligence notamment dans le DSM parmi le comptage avancé. Ces certaines applications 
possibles supplémentaires seront présentées dans la section suivante. Ainsi contrairement 
aux compteurs électroniques, le compteur Linky favorise l’autoconsommation (individuelle et 
collective). Il est capable de mesurer les flux d'électricité dans les deux sens (injection et 
soutirage).  

Le déploiement du comptage avancé est une étape incontournable pour le développement 
des ICT et comme la suite des technologies appropriées (SS de flexibilité, contrat intelligent 
(Smart contact), « Block Chain », LEM et LFM intrajournalières et en temps réel…). 

2.6.3 Avantages supplémentaires du comptage avancé  

Les équipements de comptage avancé (capteur Linky) parmi les avantages principaux cités 
précédemment ouvrent de nouvelles possibilités à plusieurs technologies supplémentaires. 
Ce sont la possibilité d’applications des systèmes locaux du EMS ménagères (système 
« Maison Intelligent » …), d’audit de l’efficacité énergétique de ménage ainsi que de son 
équipement, l’emploi des systèmes d’apprentissage et de prévision de la consommation et 
autres technologies, dont certaines sont présentées ci-dessous avec des exemples. 

2.6.3.1 DSM de la consommation non sensible 

Comme décrit précédemment, la présence des moyens de gestion dans Linky (les relais 
filaires et virtuels) permettent de gérer la consommation flexible ou non sensible. Cela peut 
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être effectué par l’EMS local ou par le signal centralisé du DSO [53]. Cela ouvre de larges 
opportunités pour son utilisation dans de nombreuses technologies, y compris le CT [146]. Un 
exemple d’application des compteurs Linky pour le SS : Réponse à la demande, décrit dans la 
section 4.4.2, est sur la Figure 24. 

 

Figure 24 : Exemple d’application du SS : Réponse à la demande assuré par les compteurs 
Linky. 

Dans ce cas, le Linky peut gérer la consommation non sensible (équipement du chauffage, de 
la climatisation, chauffe-eau…) par ses relais filaires et virtuels. À son tour, l’Agrégateur ou 
DSO peuvent gérer cette consommation ménagère par les signaux centralisés aux capteurs 
Linky. Cela permettra de délester temporairement la consommation non sensible et d’assurer 
la flexibilité au DG. L'application pratique précise dépend des conditions du système 
considéré. 

2.6.3.2 La détermination des profils de charge et les consommations 
électriques des appareils ménagers 

Grâce au développement des capacités calculatrices et les réseaux des neurones (section 
0), il y a une possibilité de déterminer des profils de charge et des consommations électriques 
des appareils ménagers sur le profil de la consommation totale. Plusieurs recherches comme 
[147], [148] travaillent sur l’identification en ligne des appareils à partir des données de 
consommation électrique en temps réels collectées par les compteurs intelligents. La Figure 
25 présente un exemple de ce processus d’identification.  

 

Figure 25 : Un exemple de la détermination des profils de charge et des consommations 
électriques des appareils ménagers sur le profil de la consommation totale d’un ménage. 
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Le principe de la technologie est le suivant : d’abord, le réseau de neurones apprend la 
consommation individuelle de chaque équipement ménager, après, il peut définir en temps 
réels les profils de la consommation de ces équipements électriques sur un profil de la 
consommation totale d’un ménage mesuré par les moyens de comptage avancé. 

Le fait que le nombre de gros consommateurs d’un ménage soit bien déterminé, cette 
technologie permet pour un compteur intelligent de remplacer un système de capteurs de 
consommation distribuée pour chaque équipement. Ainsi, cela permet avec le degré de 
précision similaire d’analyser ses consommations électriques en temps réel, de détecter et de 
signaler le comportement anormal et la défaillance, dégradation d’efficacité énergétique. 
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Conclusion du chapitre 

Le but de ce chapitre est de présenter les transformations qui se passent dans les systèmes 
électriques actuels et à l’avenir proche en France et dans le monde. La pénétration profonde 
des énergies renouvelables dans les systèmes électriques (jusqu’à 40% de la génération totale 
vers 2030) parmi de grands impacts de décarbonisation, amène des défis importants à 
résoudre sur la question de la gestion énergétique. Pour compenser l’intermittence de la 
génération d’énergie renouvelable, les systèmes électriques modernes ont besoin d’une 
quantité d’intelligence et de flexibilité bien supérieure au passé. La notion de flexibilité 
devient très importante. Les ressources énergétiques distribuées (DER) et les microréseaux 
vont se regrouper dans les centrales électriques virtuelles (VPP), être gérés par les 
Agrégateurs, échanger la flexibilité dans les marchés locaux de la flexibilité (LFM). Les 
différents types de flexibilité peuvent être fournis au réseau de distribution (DG) par des 
services système (SS) divers (services auxiliaires). Les ménages, qui ont seulement consommé 
l’électricité, avec les nouveaux bâtiments efficaces et intelligents ainsi qu’avec des énergies 
renouvelables, deviennent Prosommateurs ou autoproducteurs. Grâce à ses systèmes de 
gestion actifs de consommation énergétique, les ménages peuvent aussi participer dans le 
marché local de la flexibilité à travers l’Agrégateur en proposant les services système de 
flexibilité. 

La maîtrise de la demande en énergie (DSM) permet d’agrandir l’autoconsommation des 
énergies renouvelables localement sans besoin de transport. Le reste de la génération 
d’énergie renouvelable non consommée va être stocké dans les systèmes de stockage pour 
une utilisation ultérieure. Les ressources énergétiques distribuées, les Prosommateurs, les 
autoproducteurs individuels et collectifs et la consommation intelligente et flexible (maîtrise 
de la demande en énergie), vont se regrouper dans des microréseaux, ou dans les 
microréseaux communautaires intelligents (MRCI) au niveau communautaire. Cela permet de 
partager et de gérer l’énergie de manière plus optimale, de contrôler et de renforcer le réseau 
de distribution localement. En raison de la décentralisation, les microréseaux 
communautaires intelligents peuvent supporter le réseau de distribution localement, retarder 
le temps d’investissement de sa rénovation. Grâce à des systèmes de gestion intelligents, le 
système de gestion de l'énergie (EMS) du microréseau communautaire intelligent peut 
respecter toutes les contraintes et les limites unitaires et systémiques des participants. 
Ensuite, il peut prendre en compte plusieurs paramètres comme le prix de l’électricité du 
marché, les demandes locales de flexibilité et les possibilités et les avantages pertinents. 

Notamment, c’est l’intelligence de la gestion énergétique et des technologies appropriées, 
qui vont permettre d’agrandir significativement l’utilisation des ressources énergétiques 
distribuées, du stockage, de la consommation flexible, etc., comme une suite de 
décarbonisation du secteur énergétique. Le progrès des nouvelles technologies ainsi que les 
capacités informatiques accrues aideront à ce but. Grâce à la démarche de la transition 
énergétique dans le secteur des systèmes électriques, de l’efficacité énergétique, de la 
consommation intelligente, des moyens de comptage avancé et de la génération d’énergie 
renouvelable, il est possible d’atteindre de hauts objectifs posés par l’État français dans les 
années à venir. 
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 Stratégie d’optimisation des flux énergétiques 
dans les microréseaux communautaires 

 

Le but de ce chapitre est d’introduire les technologies principales et nécessaires pour avoir 
une gestion prédictive du microréseau sûre et efficace prenant en compte la notion de la 
flexibilité dans les réseaux électriques, qui est très importante, voire cruciale aujourd’hui. 

Ce chapitre présente les systèmes de prévision de données, son intérêt, l’application et les 
technologies possibles. Le système d’apprentissage en profondeur du réseau de neurones 
récurrent à longue mémoire à court terme (LSTM) sera présenté et décrit précisément. Puis, 
le chapitre présentera les principes d’échange de la flexibilité dans les microréseaux. 

Ensuite, ce chapitre introduira les questions d’optimisation et de gestion des flux 
énergétiques dans les systèmes électriques. Il présentera le modèle du flux de puissance 
optimal (OPF) comme une solution très puissante, sa description générale, la formulation 
mathématique pour le réseau de courant alternatif (AC), continu (DC), ainsi que la formulation 
étendue. Puis, le chapitre décrira la formulation mathématique originale, développée au cours 
de cette thèse, pour la gestion du microréseau communautaire intelligent (MRCI) en 
considérant la notion de la flexibilité. La formulation mathématique ainsi que ses contraintes 
et limites seront décrites. La notion du prix marginal moyen localisé (LAMP) sera présentée 
comme le cadre de référence optimal de la minimisation et d’optimisation de la 
programmation non linéaire à nombres entiers mixtes (MINLP) du microréseau 
communautaire intelligent. Ce chapitre introduira aussi l’intérêt de la prise en compte de 
l’incertitude de prévision, des méthodes possibles et il présente une description complète de 
la méthode de la simulation Monte-Carlo. 

La dernière section du chapitre présentera le système original de la gestion optimale du 
microréseau communautaire intelligent, développé en cours de cette thèse. Cette stratégie 
se base sur la prévision des données par le réseau de neurones récurrent à longue mémoire à 
court terme, la prise en compte de la notion du marché local de la flexibilité, la flexibilité et 
les services système (SS), le système d’optimisation par la minimisation d’optimisation de la 
programmation non linéaire à nombres entiers mixtes et l’évaluation de la stratégie obtenue 
par la simulation Monte-Carlo.  
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3.1 Introduction 

Les systèmes électriques d’aujourd’hui qui sont décrits dans le chapitre précédent ont fait 
face aux défis opérationnels de planification, de gestion optimale, de respect des contraintes 
unitaires et systémiques en raison de la pénétration profonde des sources des ressources 
énergétiques distribuées (DER) nombreuses. 

La communauté et son réseau électrique subissent des changements significatifs. Du côté 
de l’échange de l’information, avant la transformation, la communauté n’a pratiquement pas 
échangé de données avec l’opérateur de réseau de distribution (DSO) (sauf pour effectuer les 
relevés du compteur d'électricité manuellement quelques fois par an ou automatiquement 
une fois par jour). Actuellement, les consommateurs résidentiels deviennent Prosommateurs 
en installant leurs propres moyens de stockage, de la génération d’énergie renouvelable (ER) 
et du système actif de gestion de la consommation. En grandissant son taux 
d’autoconsommation, le surplus de puissance peut être injecté dans le réseau de distribution 
(DG) ou partagé avec les voisins.  

Un Prosommateur devient un acteur sur le marché d’énergie qui parmi la consommation 
de l’électricité peut proposer pour le réseau de distribution (DG) des services système (SS) de 
flexibilité ainsi que le surplus de sa génération. L’exemple de la transformation d’une 
communauté conventionnelle dans un microréseau intelligent communautaire est présenté 
sur la Figure 26 (avant la transformation) et la Figure 27 (après la transformation) 
respectivement. 

 

Figure 26 : La vue du réseau de la distribution électrique d’une commune en termes d’échange 
d’information. 

Cependant, la capacité électrique d’un Prosommateur et la capacité de la flexibilité 
générée par lui sont assez petites en comparaison de la taille du réseau de distribution et du 
marché local de la flexibilité (LFM). C’est l’Agrégateur qui représente un nombre de 
Prosommateurs comme une unité dans l’opérateur de réseau de distribution et le marché 
local de la flexibilité. Pour être agrégés, les Prosommateurs doivent avoir un système de 
gestion capable d’appliquer le contrôle transactif (CT), décrit dans Erreur ! Source du renvoi 
introuvable.. C’est-à-dire le Prosommateur peut proposer ses services au réseau de 
distribution à travers l’Agrégateur. C’est pour le but d’avoir des profits supplémentaires pour 
le Prosommateur et d’avoir la source de la flexibilité supplémentaire disponible pour le réseau 
de distribution dont il a nettement besoin. Toutes les autres sources de ressources 
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énergétiques distribuées du microréseau communautaire intelligent (MRCI) comme les unités 
de stockage et de la génération communautaire peuvent aussi participer dans ce processus. 

 

Figure 27 : Le réseau de distribution électrique d’un microréseau intelligent communautaire 
(MRCI) en termes d’échange d’information. 

Le concept du marché local de la flexibilité prévoit l’évaluation par avance des enchères et 
requêtes de l’opérateur de réseau de distribution et des Agrégateurs pour avoir le temps de 
négocier et de trouver la solution la plus convenable. De même, les données de prévision 
permettent au microréseau communautaire intelligent de trouver l’option optimale de 
gestion pour un jour à l’avance (J+1) et de définir la stratégie prévisionnelle de gestion du 
microréseau communautaire intelligent en respectant toutes les contraintes et limites du 
système d’une manière plus optimale que la gestion instantanée. Pour trouver cette stratégie, 
il faut d’abord obtenir des données prévisionnelles du système. Sur la base de ces données, il 
faut faire des négociations à l’avance avec le marché local de la flexibilité et trouver la solution 
la plus optimale pour la gestion de tous les participants du microréseau communautaire 
intelligent pour obtenir un maximum d’avantages pour le J+1. Vu que les données de prévision 
sont toujours différentes des données réelles par l’erreur de prévision (à grande ou petite 
échelle), il faut prendre en considération cette différence et évaluer son impact possible sur 
l’opération du microréseau communautaire intelligent pendant le J+1. Ce chapitre va être 
consacré à la recherche des technologies appropriées pour atteindre ces objectifs. 

  



Chapitre 3. Stratégie d’optimisation des flux énergétiques dans les microréseaux  

81 
 

3.2 Prévision de données 

Les opérations des systèmes électriques font face à une incertitude croissante lors de la 
prise de décisions dans le processus de planification. Cette question découle de plusieurs 
facteurs, notamment l'inclusion de la demande active et des sources d'ER (et des DER) dans 
le parc de la génération. Par conséquent, il est nécessaire de disposer des méthodes 
d’exploitation qui prennent explicitement en compte cette incertitude. Historiquement, les 
prévisions de la consommation constituaient la source principale d’incertitude dans le 
processus de la planification. Ils peuvent être suivis par la survenue des événements 
ponctuels, tels que la déconnexion d’un équipement. Lors de l'utilisation de techniques de 
prévision modernes, l'erreur dans la prévision de données des systèmes électriques 
(consommation ou génération PV) est relativement inférieure et cela augmente la pertinence 
des décisions des planifications prises à l'avance. 

 La source principale d'incertitude est représentée par la disponibilité d’ER au moment de 
l’alimentation [149]. Pourtant, le temps nécessaire aux nombreuses technologies de la 
génération pour rendre leurs ressources disponibles reste inchangé. Des décisions doivent 
être prises à l’avance en ce qui concerne l’engagement des unités impliquées, les achats, la 
configuration du réseau et d’autres problèmes [150]. Traditionnellement, un délai d'un jour 
est fonctionnel (autrement dit 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏), car il répond aux exigences de nombreux types d'unités 
de production, ainsi qu'aux processus administratifs associés aux opérations de marché 
déréglementées. En théorie, ces décisions pourraient être prises plusieurs fois par jour 
(intrajournalière, I-J), voire toutes les heures. Le problème général auquel est confronté un 
DSO est la prise de décisions face aux prévisions avec une incertitude omniprésente qui varie 
dans le temps. Bien que le processus de révélation de l'incertitude soit continu dans le temps, 
les décisions sont généralement prises à des étapes bien définies en raison des contraintes 
informatiques, pratiques et administratives [151]. 

Du point de vue local (niveau d’un foyer), la demande électrique est assez imprévisible et 
aléatoire. Il dépend de différents facteurs, tels que l'économie, le temps, la météo, les effets 
sociaux et aléatoires. Toutefois, pour la planification et l'exploitation du système 
d'alimentation, la variation de la demande électrique et l'analyse d'incertitude sont des 
éléments essentiels pour son contrôle et la planification. Ils sont également cruciaux pour les 
études de flux de puissance ou l'analyse des éventualités. Des variations de la demande 
électrique existent dans toutes les échelles du temps. Des actions du système pour le contrôle 
de la puissance sont nécessaires afin de maintenir son équilibre [152]. Heureusement, d’un 
point de vue global (niveau du MRCI ou du DG), dans un système électrique, la consommation 
du système en totalité peut être présentée et prédit comme un modèle compréhensible. Ainsi, 
les résultats des prévisions peuvent contribuer à un calendrier de production de base, à la 
sécurité du système électrique et à la diffusion des informations. Comme expliqué dans [153], 
les facteurs qui influencent le comportement de la consommation du système électrique 
peuvent être classés en quatre grandes catégories principales. 
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• Facteurs économiques : l'économie a un impact significatif sur la tendance à la 
croissance / baisse de la consommation électrique, comme la démographie de la zone de 
service, les niveaux d'activité industrielle, les tendances économiques, etc. 

• Facteurs temporels : les principaux facteurs temporels qui influencent sur les modèles 
de consommation comprennent les effets saisonniers, le cycle hebdomadaire-quotidien et les 
vacances. Certains changements sur le schéma de consommation se produisent 
progressivement en réponse aux variations saisonnières de température. Ce sont, par 
exemple, la puissance de pointe en été et en hiver. La périodicité hebdomadaire / quotidienne 
de la consommation correspond à la zone de population active, tandis qu'un jour férié 
correspond à une demande de consommation différente de celle des jours ouvrés. 

• Facteurs météorologiques : la plupart des services publics ont une consommation 
sensible à la température. La température extérieure joue un rôle important dans la 
configuration des modèles de consommation. C’est souvent lié à la climatisation et au 
chauffage des locaux. De plus, d’autres facteurs météorologiques affecteront également la 
consommation ou la génération PV du système, tels que l'humidité, la vitesse du vent, les 
précipitations et l'intensité des nuages. 

• Facteurs aléatoires : les autres événements aléatoires sont classés dans ce groupe, tels 
que les perturbations imprévisibles, la consommation atypique des consommateurs, la 
fermeture imprévue des installations industrielles, etc. 

3.2.1 Intérêt de prévision de données pour systèmes électriques 

Les problèmes de planification opérationnelle des systèmes électriques à court terme 
posent des défis importants. Ceci est lié aux difficultés de tenir compte des incertitudes sur 
plusieurs niveaux [154].  

Pour optimiser l'utilisation du stockage d'énergie et de la production d'ER, les microréseaux 
devraient être capables de s'adapter efficacement et dynamiquement aux changements de la 
demande électrique [155]. Ce défi nécessite une méthode de données de prévision précise, 
pour atteindre un certain niveau de flexibilité dans la gestion de l'énergie [156]. La prédiction 
précise des états de système électrique est très importante pour la gestion des microréseaux, 
en particulier dans les décisions opérationnelles, les contrats de marché et la gestion des 
risques. La prévision de données améliore l'efficacité du fonctionnement d'un microréseau et 
aide à définir à l'avance la stratégie de la puissance optimale. 

Différentes méthodes peuvent être utilisées pour la prévision des données dans un 
microréseau. Plusieurs études utilisent des méthodes basées sur des Réseaux de Neurones 
Artificiels (ANN, Artificial Neural Networks), pour générer les prévisions du vent et les 
prédictions de la consommation d'énergie [157], [158] ,[152]. Ils pourraient être étendus via 
une Prévision de Charge à Court Terme (STLF, Short Term Load Forecast) [149]. D’autres 
solutions sont basées sur des réseaux de neurones et des algorithmes évolutifs [159] ou des 
réseaux de neurones basés sur des algorithmes génétiques hiérarchiques adaptatifs comme 
est appliqué dans [160]. D’autres méthodes sont basées sur la logique floue (Fuzzy logic) [161], 
sur la prévision de Weibull et les fonctions de distribution de probabilité lognormale, comme 
est utilisé dans [162] pour la prévision de la puissance PV et éolienne, sur la Machine 
Vectorielle de Support des Moindres Carrés (LS–SVM, Least-Squares Support Vector 
Machine) [163]. 
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Les ANN représentent une classe d'algorithmes d'apprentissage automatique qui peuvent 
créer des relations non linéaires entre les vecteurs d'entrée et les valeurs cibles. Ils sont 
largement appliqués dans les tâches de prévision de données séquentielles. Les ANN sont déjà 
utilisées dans les prévisions de données non linéaires dans différents domaines et permettent 
d'approcher des fonctions complexes avec une assez bonne précision [164]. 

En raison de la multiplication de la capacité de comptage des processeurs de données, de 
nos jours, les nouvelles technologies de recherche et de développement en vision par 
ordinateur, la reconnaissance vocale et le traitement du signal et de l'image utilisent les 
processus d'Apprentissage en Profondeur (DL, Deep Learning) et les Réseaux 
d'Apprentissage en Profondeur (DLN, Deep Learning Networks) [165]. Ils conduisent à une 
précision et une efficacité bien meilleure par rapport aux méthodes classiques de « logique 
floue » ou ANN pour une application de prévision de séquence de données [152]. Les types de 
DL les plus courants sont basés sur les Réseaux de Neurones Convolutif (CNN, Convolutional 
Neural Networks) et les Réseaux de Neurones Récurrent (RNN, Recurrent Neural Networks) 
[166]. Certaines approches appliquent des réseaux de rétroaction profonde [167] ou les RNN 
à Longue Mémoire à Court Terme (LSTM, Long Short-Term Memories) [168]. Les réseaux de 
neurones convolutif sont les plus susceptibles d'être applicables pour la prévision de la 
consommation. Cependant, selon [167], [169]–[171], une de méthodes les plus appropriées 
est l‘utilisation des RNN avec l'algorithme LSTM pour la prévision de données du microréseau 
comme la consommation ou la génération PV. 

Les RNN classiques sont très efficaces dans la modélisation séquentielle de la dynamique 
des données. La Figure 28 montre un exemple d’un réseau RNN déroulé. 

 
Figure 28 : Réseau de neurones récurrent déroulé (source [172]). 

Les données d’entrée X récurremment passent à travers un réseau de neurones pour 
obtenir les données de sortie (prévision). Le RNN est capable de mémoriser dans sa mémoire 
la dynamique de la longueur variable des entrées précédentes. Le principal problème avec un 
RNN unique est que lors de la modélisation de longues séquences, la structure du RNN simple 
a un problème de disparition du gradient et d'explosion de la propagation arrière. L'ajout dans 
les cellules RNN des « portes » (gates) cachées internes permet de résoudre ce problème et 
cela crée la méthode LSTM qui sera décrite ci-dessous. 

3.2.2 Apprentissage en profondeur (DL) : Réseau de neurones 
récurrent à longue mémoire à court terme (LSTM)  
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La Figure 29 illustre le schéma général du réseau DL LSTM. Le réseau se compose d'un grand 
nombre de cellules LSTM cachées. Contrairement aux ANN conventionnelles, le réseau LSTM 
peut être utilisé pour modéliser les dépendances à long terme sur les données temporelles 
sans explosion et disparition des gradients [170]. 

 

 
Figure 29 : Schéma principal de la structure cellulaire cachée du réseau de mémoire à longue 
mémoire à court terme (LSTM). 

La première cellule de réseau LSTM de la couche du niveau zéro obtient l'état initial suivant 
: 𝐶𝐶00 est l’état de cellule initial, ℎ00 est la sortie initiale et  𝑋𝑋00 représente les premières données 
pour le pas de temps de la séquence de données d'entrée 𝑋𝑋. Cette première cellule LSTM 
génère la sortie de la première cellule ℎ10 et met à jour l’état de la cellule 𝐶𝐶10. Cette sortie avec 
l’état de la première cellule deviennent l'entrée de la cellule suivante au pas de temps suivant. 
Dans le cas d'applications multicouches, la sortie de cellule ℎ10 se déroule comme une 
séquence d'entrée de couche supérieure du réseau LSTM  𝑋𝑋01. La sortie de la cellule ℎ10 passe 
à la sortie  𝑋𝑋0

𝑓𝑓, qui devient une valeur prédite de la séquence d'entrée du pas de temps 
d'imbrication  𝑋𝑋00. Dans le cas de l'application monocouche, la sortie de cellule ℎ10 représente 
les données de prévision finales pour le pas de temps sous considéré. Ce processus se répète 
pour chaque pas de temps de la séquence de données étudiée 𝑋𝑋. 

Pour améliorer la profondeur du réseau LSTM et augmenter la précision de prévisions 
LSTM, le nombre de couches horizontales cachées du LSTM peut être augmenté (jusqu'à 
plusieurs). D'un autre côté, chaque couche supplémentaire augmente le temps de calcul de la 
prévision et un grand nombre de couches n'est pas la garantie d'amélioration de la précision 
de prévision finale. 

Des données supplémentaires, telles que la température, les conditions météorologiques, 
le jour de la semaine, etc., de même que la séquence de données principales, aident à 
améliorer les performances de l'algorithme et la précision des prévisions [171]. Ces données 
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sont incluses dans le modèle en tant que matrice de données initiales de l’entrée initiale  𝑋𝑋00 
du réseau LSTM. 

La Figure 30 représente une cellule cachée du réseau LSTM. Pour l'instant 𝑡𝑡, la cellule LSTM 
obtient les données de la séquence d'entrée 𝑋𝑋𝑡𝑡 pour le pas de temps 𝑡𝑡 et les informations 
apprises des périodes précédentes : l'état de cellule 𝐶𝐶𝑡𝑡−1 et la sortie de cellule ℎ𝑡𝑡−1. En 
appliquant des « portes » cachées internes, la cellule écrit, modifie et efface les parties des 
informations antérieures pour mettre à jour son état. La caractéristique principale de la 
méthode LSTM est que les données du réseau sont traitées par les « portes » cachées dans les 
cellules. Ils lisent, mettent à jour et écrivent les données réussies et suppriment les données 
moins pertinentes ou non pertinentes, améliorant ainsi l'efficacité et les performances des 
prévisions. Il y a quatre « portes » principales à l'intérieur de la cellule LSTM : la porte d'entrée 
𝐼𝐼𝑡𝑡, la porte de mise à jour 𝑈𝑈𝑡𝑡, la porte d'oubli 𝐹𝐹𝑡𝑡et la porte de sortie 𝑂𝑂𝑡𝑡 [173]. 

 
Figure 30 : Organigramme d'une cellule de réseau neuronal LSTM. 

La porte d'oubli 𝑓𝑓𝑡𝑡 est responsable du niveau de réinitialisation de l'état de la cellule. La 
porte d'entrée 𝐼𝐼𝑡𝑡, pour l'instant 𝑡𝑡, est responsable du niveau de mise à jour de l'état des 
cellules. La porte de mise à jour 𝑈𝑈𝑡𝑡 ajoute des informations à l'état de cellule pour l'instant 𝑡𝑡. 
La porte de sortie 𝑂𝑂𝑡𝑡 exploite le niveau d'état de cellule inclus dans l'état de sortie pour 
l'instant 𝑡𝑡. Ses équations sont présentées dans les équations (3) - (6) :  

𝑓𝑓𝑡𝑡 = 𝜎𝜎(𝑊𝑊𝑓𝑓𝑋𝑋𝑡𝑡 + 𝑅𝑅𝑓𝑓ℎ𝑡𝑡−1 + 𝑏𝑏𝑓𝑓) (3) 

𝐼𝐼𝑡𝑡 = 𝜎𝜎(𝑊𝑊𝑖𝑖𝑋𝑋𝑡𝑡 + 𝑅𝑅𝑖𝑖ℎ𝑡𝑡−1 + 𝑏𝑏𝑖𝑖) (4) 

𝑈𝑈𝑡𝑡 = 𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡ℎ(𝑊𝑊𝑢𝑢𝑋𝑋𝑡𝑡 + 𝑅𝑅𝑢𝑢ℎ𝑡𝑡−1 + 𝑏𝑏𝑢𝑢) (5) 

𝑂𝑂𝑡𝑡 = 𝜎𝜎(𝑊𝑊𝑜𝑜𝑋𝑋𝑡𝑡 + 𝑅𝑅𝑜𝑜ℎ𝑡𝑡−1 + 𝑏𝑏𝑜𝑜) (6) 

 
où 𝑊𝑊, R et b sont les poids d'entrées, les poids récurrents et la polarisation de la porte 
d'entrée pour la porte d'oublie, la porte d'entrée, la porte de mise à jour et la porte de sortie, 
respectivement, le 𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡ℎ est la fonction tangente hyperbolique, 𝑋𝑋𝑡𝑡 est le pas de temps de la 
séquence 𝑋𝑋 à l'instant 𝑡𝑡, ℎ𝑡𝑡−1 est l'état de la cellule de sortie précédent, et σ est la fonction 
sigmoïde. 

L'état de la cellule 𝑐𝑐𝑡𝑡 à l'instant t est définie dans (7) :  

𝑐𝑐𝑡𝑡 = 𝑓𝑓𝑡𝑡  ⨂𝑐𝑐𝑡𝑡−1 + 𝐼𝐼𝑡𝑡⨂𝑈𝑈𝑡𝑡  (7) 

où ⨂ représente le produit Hadamard. 
La sortie ℎ𝑡𝑡 du bloc de cellules à l'instant 𝑡𝑡 est décrite dans (8). 

ℎ𝑡𝑡 = 𝑋𝑋𝑡𝑡∗ = 𝑂𝑂𝑡𝑡 ⨂𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡ℎ (𝑐𝑐𝑡𝑡) (8) 
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Pour analyser la précision des prévisions de données, l'Erreur Moyenne Absolue en 
Pourcentage (MAPE, Mean Absolute Percentage Error) et l'Erreur Moyenne Entière (MAE, 
Mean Average Error) sont utilisées et présentées dans les équations (9) et (10) 
respectivement. 

𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 =
1
𝑁𝑁

 ��
𝑋𝑋𝑖𝑖 − 𝑋𝑋𝑖𝑖∗

𝑋𝑋𝑖𝑖
� × 100

𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

 
(9) 

𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 =
1
𝑁𝑁

 �|𝑋𝑋𝑖𝑖 − 𝑋𝑋𝑖𝑖∗|
𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

 
(10) 

Dans (9) et (10), 𝑋𝑋𝑖𝑖 et 𝑋𝑋𝑖𝑖∗ sont les valeurs réelles et les valeurs prédites, 𝑁𝑁 est le nombre 
d'échantillons de test. Le MAPE démontre l'erreur des méthodes appliquées par rapport aux 
données réelles en pourcentage. Le MAE présente la différence numérique moyenne entre 
les données de prévision et réelles [170]. 

3.3 Échange de la flexibilité dans un Microréseau 

Comme décrit dans la section 2.2, en raison des pénétrations importantes des DER dans le 
DG, les systèmes électriques d’aujourd’hui ont besoin d’une grande capacité de flexibilité en 
plus de ce qui existe déjà. L’échange de la flexibilité s’effectue sur le LFM entre Agrégateurs, 
DSO, BRP et autres participants. La capacité de flexibilité générée par un Prosommateur final 
est assez petite en comparaison de la taille du DG et du LFM. C’est l’Agrégateur qui est le lien 
intermédiaire et qui représente un grand nombre de Prosommateurs comme une unité dans 
le LFM (parfois en forme de VPP). Pour être agrégés, les Prosommateurs doivent avoir le 
système de gestion qui est capable de technologie de CT, décrit précédemment. Autre que la 
consommation, le Prosommateur peut proposer ses services pour le DG à travers l’Agrégateur 
en utilisant la DSM, la RàD, le CT et autres technologies qui sont possibles grâce aux ICT. Ceci 
dans le but d’avoir des profits supplémentaires pour le Prosommateur et d’avoir la source de 
flexibilité supplémentaire disponible pour le DG, dont il a besoin.  

Les SS possibles pour le DG ont été aussi décrits dans la section 2.2.5. L’Agrégateur doit 
récupérer des données actuelles concernant l’état, type et durée de service possible à fournir 
(par ICT) de chaque Prosommateur.  

Le but principal de l’Agrégateur est suivant : en agissant sur le LFM, trouver une des SS 
possibles à fournir pour une journée considérée. Ce qui va amener plus d’avantages pour 
l’Agrégateur et plus de profits pour le Prosommateur final. En France ce système est encore 
en développement et en moment de l’écriture de cette thèse, l’algorithme précis de gestion 
des SS et des prévisions de flexibilité n’a pas encore été défini. Pour le système de gestion du 
MRCI développé, il a été choisi les algorithmes et les processus d'approvisionnement généraux 
appliqués en grande partie dans les pays d’UE.  

Les chapitres suivants vont décrire un exemple plus précis du mécanisme 
d’approvisionnement de la flexibilité développée et son application sur un cas pratique.  
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3.4 Optimisation et gestion des flux de puissance optimales (OPF) 

Le terme de réseau intelligent désigne une modernisation du réseau électrique consistant 
en l'intégration de diverses technologies telles que les génération distribués (GD), 
consommation flexible, ICT, des dispositifs de stockage qui fonctionnent en modes connectés 
au réseau et hors réseau électrique. En conséquence, les techniques d'optimisation 
traditionnelles dans les nouveaux systèmes électriques ont été sérieusement influencées au 
cours de la dernière décennie. L'un des outils techniques et économiques les plus importants 
à cet égard est le modèle de Flux de Puissance Optimal (OPF , Optimal Power Flow). En tant 
qu'outil d'optimisation fondamentale mathématique dans les domaines de l'exploitation et de 
la planification, l’OPF a un rôle indéniable dans les systèmes électriques d’aujourd’hui. 

Dans les DG conventionnelles centralisées, l’OPF représente le problème de la 
détermination des meilleurs niveaux de fonctionnement pour les centrales électriques afin de 
répondre aux demandes données à travers un réseau de transport. C’est généralement dans 
le but de minimiser les coûts d'exploitation du système électrique. Cela peut fournir un 
support utile à l’opérateur de réseau de distribution (DSO) pour surmonter de nombreuses 
difficultés dans la planification, l'exploitation et le contrôle des réseaux électriques [174]. Ce 
problème est assez complexe pour les microréseaux, car des caractéristiques physiques du 
système incluent un grand nombre de participants, contraints, incertitudes et fonctions non 
linéaires et non convexes. 

L'objectif général d’OPF n’est pas seulement d’alimenter la consommation en respectant 
les contraintes du DG, mais de déterminer la meilleure façon d'actionner et de faire 
fonctionner instantanément un système d'alimentation soumis à des contraintes de manière 
optimale en tenant compte du coût total de l'exploitation.  

3.4.1 OPF : Vue générale  

Généralement, l'OPF est un problème non linéaire et non convexe comprenant une 
Fonction d’Optimisation (FO) qui doit être optimisée (maximisé ou minimisé), avec un 
ensemble de contraintes d'égalité et d'inégalité qui doivent être satisfaites. Il a été introduit 
par Carpentier en 1962 [174]. 

La description générale de la problématique de la gestion d’OPF pour le réseau électrique 
représente un problème d’optimisation avec la FO 𝑓𝑓(𝑥𝑥) à minimiser. Elle est présentée dans 
(11) avec les contraintes en (12), (13) et (14) : 

min 𝑓𝑓(𝑥𝑥) 
𝑥𝑥  (11) 

𝑔𝑔(𝑥𝑥) = 0 (12) 

ℎ(𝑥𝑥) ≤ 0 (13) 

𝑥𝑥𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 𝑥𝑥 ≤ 𝑥𝑥𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 (14) 

où 𝑥𝑥 est le vecteur d’optimisation, 𝑓𝑓(𝑥𝑥) comprend le coût polynomial, cela peut être tout ce 
qui concerne l’injection, le soutirage et le stockage d’énergie, 𝑔𝑔(𝑥𝑥) sont les contraintes 
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d’égalité comme les équations de balance, de puissance, etc., ℎ(𝑥𝑥) sont les contraintes 
d'inégalité comme les limites de flux pour l’équipement et les lignes de connexion, 𝑥𝑥𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 et 
𝑥𝑥𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚  les limites généralement incluent les références de tension, d’angle de phase, les 
amplitudes de tension, les puissances injectée et consommée, etc. 

3.4.2 Types d'OPF  

L’OPF optimise une FO donnée contrôlant le flux de puissance au sein d'un système 
électrique sans dépasser les contraintes des limites opérationnelles [175]. Les types principaux 
des certaines versions d’OPF peuvent être divisés en plusieurs groupes comme est décrit ci-
dessous. 

L’OPF par l’horizon temporel :  
• Statique : ce type de problème optimise la FO sous diverses contraintes à un certain 

moment d'intérêt (un moment donné) [176]. 
• Dynamique : ce type est une version étendue de l'OPF statique et détermine le 

point de fonctionnement optimal sur un horizon temporel [177]. 
L’OPF par types de contraintes : 
 Stabilité transitoire : ce problème prend en compte simultanément les contraintes 

statiques et dynamiques du réseau électrique pendant le processus d'optimisation 
[178].  

 Sécurité : il s'agit d'une autre version étendue de l'OPF qui implique des contraintes 
résultant du fonctionnement du système dans le cadre d'un ensemble de 
contingences postulées [179]. 

L’OPF par le degré de stochasticité : 
 Déterministe : ne prends pas en compte les facteurs stochastiques [175]. 
 Stochastique : considère l'incertitude comme faisant partie des contraintes et des 

modèles objectifs (prends en compte les incertitudes dans les paramètres du 
système électrique) [180], [181]. 

 Probabiliste : il estime les fonctions de distribution de probabilité des variables 
dépendantes en fonction des distributions de la probabilité des charges et d'autres 
facteurs incertains, mais ils n'affectent pas sur le résultat de l'OPF final [182], [183]. 

L’incertitude peut être générée par des méthodes diverses comme le modèle de mélange 
gaussien personnalisé [184], la simulation de Monte-Carlo[185]–[187], la méthode cumulative 
[188], etc.  

L’OPF par le type de réseau : 
 Courant Alternatif (AC, Alternating Current) : il est associé aux réseaux électriques 

à courant alternatif et basé sur les caractéristiques naturelles de flux d'énergie du 
système [189].  

 Courant Continu (DC, Direct Current) : ce type ne prend pas en compte la puissance 
réactive et les pertes de transmission [190], [191]. 

 AC / DC mixte: il est associé à l’OPF dans les réseaux AC et DC [192], [193]  
L’approche de l’OPF peut combiner plusieurs versions de l’OPF décrites précédemment. 

Cela permet de créer de nouvelles versions de l'OPF et de mieux les adapter pour la 
problématique spécifique. C’est ainsi le cas de l’OPF dynamique stochastique [194], l’OPF 
probabiliste transitoire à contrainte de stabilité [195], et des autres.  

Mais plus le système d’OPF est complexe, plus c’est difficile de le résoudre et de trouver la 
solution optimale.  
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3.4.2.1 La résolution d'OPF  

L’OPF peut avoir plusieurs solutions optimales qui peuvent être divisées en trois types 
principaux représentés dans la Figure 31. 

 

Figure 31 : Solutions possibles aux problèmes d'optimisation. 

 Optimum global : C'est la meilleure solution pour la FO parmi toutes les autres 
solutions possibles. 

 Optimum local : Les problèmes non linéaires et non convexes ont plusieurs points 
optimaux locaux. Dans ce cas, aucune solution plus réalisable ne peut être trouvée 
dans le voisinage immédiat de la solution obtenue. 

 Sous-optimal : Cette solution n'est pas meilleure que l'optimum global. Elle peut être 
illustrée comme un point de selle. Dans cet état, la valeur de la FO obtenue est 
optimale pour une trajectoire spécifique et néanmoins, la solution peut être maximum 
(ou minimum) pour une autre trajectoire. 

3.4.2.2 OPF : Contraintes 

Les contraintes sont généralement classées en deux types : les contraintes d'inégalité et 
d'égalité. Ces conditions introduisent la zone possible de la solution d’OPF. Toute la solution 
du problème doit se situer dans cette région pour satisfaire toutes les contraintes [196]. 
Généralement, les équations de flux de puissance sont incluses dans les contraintes d'égalité. 
Les contraintes d'inégalité représentent les limites opérationnelles. Voici les exemples 
contraints possibles d'inégalité pour le système électrique : 

• Puissance active : Ces contraintes sont liées aux restrictions physiques (équilibre 
production / consommation) liées à un fonctionnement stable du réseau électrique. 

• Puissance réactive : Contraintes de limitation de la puissance réactive injectée dans le 
système électrique. Représente la zone possible de variation (limites inférieure et supérieure). 

• Tension : Chaque bus du système doit respecter des contraintes supérieures (sécurité 
du système, isolation) et inférieures (stabilité du système) de tension. 

• Courant : Le flux de puissance ne doit pas dépasser une limite maximale spécifiée 
(stabilité du système, taux thermique des conducteurs). 
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• Angle de tension : Ces contraintes représentent des limites de fonctionnement sur les 
angles de tension. 

• Autres contraintes : Contraintes de restriction (réduction de la consommation en 
fonction de prix de l’électricité), de réserve (différentes réserves en fonction de la zone et de 
la période d’opération) [197] ou autres, liées aux dispositifs utilisés (batteries, puissances 
achetées et vendues, génération conventionnelle). 

3.4.2.3 OFP : Types de fonction objectif 

Par la définition une FO est une des solutions possibles qui doit être choisie comme la 
solution la plus souhaitable. À son tour, la FO peut optimiser (minimiser ou maximiser) une ou 
plusieurs valeurs comme les suivantes : 

 Prix de la production d'énergie active. 
 Émission du carbone (GES). 
 Prix de génération de la puissance réactive. 
 Puissance fournie au réseau d’une source externe. 
 Pertes de la puissance active. 
 Réduction ou réglage de la consommation. 
 Prix de la génération auxiliaire. 
 Bien-être social. 

Pour les réseaux électriques et les microréseaux, plusieurs valeurs d’optimisation peuvent 
être prises en compte dans la FO de l’OPF. 

3.4.3 AC OPF : Cas général 

Le vecteur d'optimisation 𝑥𝑥 pour la FO 𝑓𝑓(𝑥𝑥) dans le réseau AC est représenté dans (15) :  

𝑥𝑥 =

⎣
⎢
⎢
⎡
𝜃𝜃
𝑉𝑉
𝑃𝑃𝑔𝑔
𝑄𝑄𝑔𝑔⎦
⎥
⎥
⎤
 (15) 

où 𝜃𝜃 et 𝑉𝑉 sont les vecteurs nodaux d’angle de phase et de tension, 𝑃𝑃𝑔𝑔 et 𝑄𝑄𝑔𝑔 sont les vecteurs 
de puissance active et réactive des générateurs (sources de puissance). 

Pour le cas général, la FO 𝑓𝑓(𝑥𝑥) (16) est simplement une somme de fonctions de coût 
polynomiales individuelles des générateurs (sources de puissance) 𝑛𝑛𝑔𝑔 pour la puissance active 
𝑓𝑓𝑃𝑃𝑖𝑖 et réactive𝑓𝑓𝑄𝑄𝑖𝑖 . 

𝑓𝑓�𝑃𝑃𝑔𝑔,𝑄𝑄𝑔𝑔� = �𝑓𝑓𝑃𝑃𝑖𝑖(

𝑛𝑛𝑔𝑔

𝑖𝑖=1

𝑝𝑝𝑔𝑔𝑖𝑖 ) + 𝑓𝑓𝑄𝑄𝑖𝑖(𝑞𝑞𝑔𝑔𝑖𝑖 ) (16) 

Les contraintes d'égalité pour le cas général d’AC OPF (17) sont représentées par les 
matrices de la dimension 2 × 𝑛𝑛𝑛𝑛 (nombre de nœuds) des équations non linéaires d'équilibre 
des puissances active et réactive. 

�
𝑔𝑔𝑃𝑃�𝜃𝜃,𝑉𝑉,𝑃𝑃𝑔𝑔� =  𝑃𝑃𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛(𝜃𝜃,𝑉𝑉) + 𝑃𝑃𝑑𝑑 + 𝐶𝐶𝑔𝑔𝑃𝑃𝑔𝑔
𝑔𝑔𝑄𝑄�𝜃𝜃,𝑉𝑉,𝑄𝑄𝑔𝑔� = 𝑄𝑄𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛(𝜃𝜃,𝑉𝑉) + 𝑄𝑄𝑑𝑑 + 𝐶𝐶𝑔𝑔𝑄𝑄𝑔𝑔

 (17) 
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Les contraintes d'inégalité (18) se composent de deux ensembles de limites de flux 
électriques pour chaque branche sous la forme de fonctions non linéaires (angles et 
magnitudes de tension du bus), l’une du début à la fin (à) et inversement (de) pour l’autre de 
chaque branche : 

� ℎà(𝜃𝜃,𝑉𝑉) = |𝐹𝐹à(𝜃𝜃,𝑉𝑉)| − 𝐹𝐹𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 0
ℎ𝑑𝑑𝑑𝑑(𝜃𝜃,𝑉𝑉) = |𝐹𝐹𝑑𝑑𝑑𝑑(𝜃𝜃,𝑉𝑉)| − 𝐹𝐹𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 0 (18) 

où 𝐹𝐹 représente des contraintes des flux qui peuvent être expliqués par la puissance réelle / 
apparente ou par le courant. 

Les limites variables (19) incluent des contraintes d'égalité, des limites supérieures et 
inférieures sur les amplitudes de tension, sur les valeurs d’injections actives et réactives, sur 
les angles du bus de référence. 

⎩
⎪
⎨

⎪
⎧ 𝜃𝜃𝑖𝑖

𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 ≤ 𝜃𝜃𝑖𝑖 ≤ 𝜃𝜃𝑖𝑖
𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟, 𝑖𝑖 ∈ 𝜃𝜃𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟

𝑉𝑉𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑖𝑖 ≤ 𝑉𝑉𝑖𝑖 ≤ 𝑉𝑉𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑖𝑖 , 𝑖𝑖 = 1 …𝑛𝑛𝑛𝑛
𝑝𝑝𝑔𝑔
𝑖𝑖,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 𝑝𝑝𝑔𝑔𝑖𝑖 ≤ 𝑔𝑔𝑔𝑔

𝑖𝑖,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑖𝑖 = 1 …𝑛𝑛𝑔𝑔
𝑞𝑞𝑔𝑔
𝑖𝑖,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 𝑞𝑞𝑔𝑔𝑖𝑖 ≤ 𝑞𝑞𝑔𝑔

𝑖𝑖,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑖𝑖 = 1 …𝑛𝑛𝑔𝑔

 (19) 

À cause de plusieurs variables à contrôler, le problème d’AC OPF devient assez complexe. 
Sa complexité multiplie avec l’augmentation du nombre d’équipements du système et du 
développement du réseau. Jusqu'à récemment, le problème d’AC OPF a été très complexe 
pour la technologie informatique. C’était lié au grand nombre de données et paramètres à 
traiter et contrôler. Il y a plusieurs technologies permettant de résoudre le problème 
d’optimisation de la FO par la relaxation [198] ou l’utilisation de modèles simplifiés, etc., mais 
qui réduisent la précision de l'optimisation. 

3.4.4 DC OPF : Cas général  

Les coûts polynomiaux individuels des générateurs se limitent au second ordre lorsqu’il est 
utilisé des hypothèses de modélisation du réseau DC. Le problème d’OPF standard peut être 
simplifié à un programme quadratique, avec des contraintes linéaires et une fonction de coût 
quadratique. Dans ce cas, les amplitudes de tension et les puissances réactives sont 
complètement éliminées du problème et les débits de puissance réels sont modélisés comme 
des fonctions linéaires des angles de tension [199]. La variable d'optimisation est en (20). 

𝑥𝑥 = �
𝜃𝜃
𝑃𝑃𝑔𝑔
� (20) 

Pour le cas général, la FO 𝑓𝑓(𝑥𝑥) (21) représente simplement une somme de fonctions de 
coût polynomiales individuelles des générateurs (sources de puissance) 𝑛𝑛𝑔𝑔 pour la puissance 
active 𝑃𝑃𝑔𝑔. 

𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚�𝜃𝜃,𝑃𝑃𝑔𝑔� = �𝑓𝑓𝑃𝑃𝑖𝑖(

𝑛𝑛𝑔𝑔

𝑖𝑖=1

𝑝𝑝𝑔𝑔𝑖𝑖 ) (21) 

Les contraintes d'égalité (22) pour le cas général d’AC OPF sont représentées par les 
matrices avec de la dimension 2 × 𝑛𝑛𝑛𝑛 (nombre de nœuds) des équations non linéaires 
d'équilibre des puissances actives. 
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𝑔𝑔𝑃𝑃�𝜃𝜃,𝑉𝑉,𝑃𝑃𝑔𝑔� =  𝑃𝑃𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛𝑛(𝜃𝜃,𝑉𝑉) + 𝑃𝑃𝑑𝑑 + 𝐶𝐶𝑔𝑔𝑃𝑃𝑔𝑔 (22) 

Les contraintes d'inégalité (23) se composent de deux ensembles de limites de flux pour 
chaque branche sous la forme de fonctions non linéaires (des angles et magnitudes de tension 
du bus), l’une du début à la fin (à) et inversement (de) pour l’autre de chaque branche : 

�
ℎà(𝜃𝜃) =  −𝐵𝐵𝑓𝑓(𝜃𝜃) − 𝑃𝑃𝑓𝑓,𝑠𝑠ℎ𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖 − 𝐹𝐹𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 0
ℎ𝑑𝑑𝑑𝑑(𝜃𝜃) =  𝐵𝐵𝑓𝑓(𝜃𝜃) + 𝑃𝑃𝑓𝑓,𝑠𝑠ℎ𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖 − 𝐹𝐹𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 0  (23) 

où 𝐵𝐵𝑓𝑓 représente les contraintes des flux de puissance réels, 𝑃𝑃𝑓𝑓,𝑠𝑠ℎ𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖𝑖 est lié à un changement 
de flux de puissance réel dans la branche considérée en raison du changement de l’injection 
de puissance sur une des branches voisines (facteurs de décalage linéaire).  

L’expression des limites variables (24) est également simplifiée. 

�
𝜃𝜃𝑖𝑖
𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟 ≤ 𝜃𝜃𝑖𝑖 ≤ 𝜃𝜃𝑖𝑖

𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟, 𝑖𝑖 ∈ 𝜃𝜃𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟𝑟

𝑝𝑝𝑔𝑔
𝑖𝑖,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 𝑝𝑝𝑔𝑔𝑖𝑖 ≤ 𝑔𝑔𝑔𝑔

𝑖𝑖,𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚, 𝑖𝑖 = 1 …𝑛𝑛𝑔𝑔
 (24) 

3.4.5 OPF : Formulation étendue 

Dans le cas d’application de la problématique OPF dans les systèmes plus complexes, il est 
nécessaire d’avoir une formulation d’OPF étendu. La formulation standard est modifiée en 
introduisant des variables supplémentaires, des coûts définis par l'utilisateur et/ou des 
contraintes définies par l'utilisateur. La formulation étendue complète peut être écrite comme 
dans (25) :  

min𝑓𝑓(𝑥𝑥) 
𝑥𝑥∗

+𝑓𝑓𝑢𝑢(𝑥𝑥∗) (25) 

où 𝑓𝑓𝑢𝑢(𝑥𝑥�) est le terme du coût supplémentaire défini par l'utilisateur avec des contraintes dans 
(26). 

�

𝑔𝑔∗(𝑥𝑥∗) = 0
ℎ∗(𝑥𝑥∗) ≤ 0

𝑥𝑥∗𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 ≤ 𝑥𝑥∗ ≤ 𝑥𝑥∗𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑙𝑙 ≤ 𝐴𝐴𝑥𝑥∗ ≤ 𝑢𝑢

 (26) 

La variable d’optimisation 𝑥𝑥 de la formulation standard OPF a été complétée par des 
variables supplémentaires 𝑧𝑧 pour former une nouvelle variable d’optimisation 𝑥𝑥∗ et ses 
limites, comme est présenté dans (27), (28) et (29). 

𝑥𝑥∗ = �𝑥𝑥𝑧𝑧� 
(27) 

𝑥𝑥∗𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = �
𝑥𝑥𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑧𝑧𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚� 

(28) 

𝑥𝑥∗𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 = �
𝑥𝑥𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
𝑧𝑧𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚� 

(29) 

Les contraintes non linéaires d'égalité 𝑔𝑔 (30) et d’inégalité ℎ (31) sont complétées par les 
additions 𝑔𝑔𝑢𝑢 et ℎ𝑢𝑢 définies par l'utilisateur pour donner 𝑔𝑔∗ et ℎ∗. 

𝑔𝑔∗(𝑥𝑥∗) = � 𝑔𝑔
(𝑥𝑥∗)

𝑔𝑔𝑢𝑢(𝑥𝑥∗)� 
(30) 
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ℎ∗(𝑥𝑥∗) = � ℎ
(𝑥𝑥∗)

ℎ𝑢𝑢(𝑥𝑥∗)� 
(31) 

3.4.6 OPF : Gestion dans les MRCI 

Un microréseau est une mini-version plus intelligente et plus efficace du DG. La différence 
entre les réseaux électriques et les microréseaux tient dans le fait que le DG généralement 
constitue des fils interconnectés, des poteaux et des centrales électriques. Il est considéré que 
le microréseau est un regroupement localisé de sources d'électricités (DER) et de charges qui 
fonctionnent normalement connectées et synchronisées avec le réseau centralisé traditionnel 
(DG), mais peut se déconnecter et fonctionner de façon autonome selon les conditions 
physiques et/ou économiques. L'un des avantages est que lorsque le microréseau voit un 
problème qui se produit dans le DG, il peut se séparer de lui et ainsi protéger et continuer 
l’alimentation sécurisée de ses consommateurs. D’un côté, le microréseau cesse de dépendre 
de l’alimentation centralisée du DG. D’un autre côté, lorsque le réseau électrique fonctionne 
encore correctement, le DG et le microréseau profitent l’un de l’autre. Si une source de DER 
du microréseau tombe en panne ou génère insuffisamment de l’électricité, le microréseau 
peut se tourner vers le DG pour l'approvisionnement manquant. En revanche, si le réseau 
principal est faible en alimentation électrique, il peut se tourner vers le microréseau pour 
obtenir de l'aide dans l’alimentation. Le microréseau est payé pour fournir des SS au DG afin 
que le DG puisse servir de source de revenus pour le microréseau. 

 Un autre avantage important des microréseaux est qu'ils sont souvent moins polluants que 
l'alimentation électrique conventionnelle. Le microréseau est généralement alimenté par l'ER 
ou la chaleur et l'énergie combinée. Les microréseaux sont également plus efficaces parce que 
leur énergie est créée près de l'endroit où elle est utilisée (réduction des pertes de 
transportation).  

Les microréseaux offrent beaucoup d’avantages. Ils peuvent renforcer et prévenir des 
pannes de DG dans les zones qu'ils desservent. Ils peuvent servir le plus grand réseau, et 
fournir l'énergie propre et efficace aux administrations municipales, aux collectivités et aux 
entreprises. 

Le problème de gestion de manière optimale peut être exprimé comme un problème 
d'optimisation non linéaire à nombres entiers mixtes multipériodes [45], car plusieurs unités 
de système électrique ont des fonctions non linéaires. Le microréseau communautaire comme 
MRCI a de nombreux composants non linéaires à caractère stochastique, comme la 
génération d’ER intermittente, la structure multipériodique, l'engagement d'unité 
intertemporelle, les contraintes de rampe et de stockage, et bien d'autres. 

3.4.6.1 Programmation non linéaire à nombres entiers mixtes (MINLP) 

La résolution du problème d’optimisation hors et en ligne peut été réalisé par des 
techniques différentes d’optimisation. Ce sont la Programmation Quadratique Séquentielle 
(SQP) [200], l’Algorithme Génétique (AG) [201], l’Optimisation par Essaims Particulaires 
(PSO, Particle swarm optimization) [202], l’Algorithme Clearing Hybride (CLh) [200], la 
Programmation Dynamique (DP, Dynamic Programming), [152], [203], l’arithmétique floue 
(fuzzy arithmetic) [43], la méthode linaire de décomposition de Dantzig-Wolfe [204]… 
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Le Principe du Maximum de Pontriaguine (PMP) joue un rôle particulier dans la théorie de 
la « commande optimale ». Il est souvent utilisé pour les problèmes linéaires. Dans un grand 
nombre de systèmes linéaires (mais pas pour tous), ses conditions sont non seulement 
nécessaires, mais également suffisantes pour l'optimalité [205]. Mais la méthode du PMP est 
complexe, et pour les problèmes non linéaires, elle est moins préférable, car les problèmes 
non linéaires eux-mêmes sont complexes. De plus, dans le cas non linéaire, les conditions du 
PMP sont uniquement nécessaires [206]. Cela signifie que dans ce cas, le PMP « donne » un 
ensemble de solutions, appelées « extrêmes » ou « points critiques », et parmi eux, il faut 
rechercher un contrôle optimal, le plus souvent ad hoc. Le processus de vérification du PMP 
devient très complexe. 

Parfois, le PMP peut dégénérer et perdre les informations sur les commandes. Cela se 
produit lorsque les « prix » disparaissent et tous les paramètres u (vecteur de contrôle) 
deviennent un maximisateur pour le « coût de fonctionnement » [207]. Dans ce cas, il est 
nécessaire de faire une analyse de second ordre ce qui complique grandement la résolution 
du problème. 

La Programmation Non Linéaire à Nombres Mixtes (MINLP, Mixed Integer Nonlinear 
Programming) est la recherche de modèles d'optimisation qui combinent des contraintes et 
des objectifs non linéaires avec des variables discrètes et (ou) continues. La MINLP est l'un des 
paradigmes de modélisation les plus généraux en optimisation et qui comprend à la fois en 
tant que sous-problèmes la Programmation Non Linéaire (NLP, NonLinear Programming)) 
[203], [208], [209], et la Programmation Linéaire à Nombres Mixtes (MILP, Mixed Integer 
Linear Programming) [203], [208], [209], [210]. Les domaines de la MILP et de la NLP sont 
comparativement bien développés et la complexité positive pour la MILP et la NLP est bien 
connue. Néanmoins, la MINLP est un paradigme de modélisation très large qui, dans sa forme 
générale, produit des questions de calcul difficilement soluble. Les restrictions significatives 
principales qui ont permis une analyse en termes d'algorithmes exacts et d'approximation 
sont : des objectifs et contraintes polynomiaux (quadratiques en particulier), la minimisation 
des fonctions (quasi) convexes, la maximisation des fonctions de dimensions réduites et sous-
modulaires. Les travaux d’MINLP actuels visent à délimiter ces limites ainsi que la croissance 
et l’évolution des solveurs grâce à l’accélération de la dynamique de la croissance des logiciels 
[211]. 

En ce moment, il reste des défis théoriques, algorithmiques et informatiques à surmonter 
avant que la MINLP puisse connaître un succès comparable à la MILP ou la NLP [212]. Ces 
défis, de même que le potentiel d'impact remarquable, font de la MINLP sans faute la 
frontière la plus excitante de l'optimisation mathématique [213], [214]. 

La MINLP peut modéliser la physique d'un système (via des variables continues) et les 
décisions de planification (souvent via des variables discrètes) [215]. Pour l’opération dans les 
nombreux domaines (notamment dans le génie chimique, l'ingénierie des systèmes 
électriques et la recherche opérationnelle), il existe déjà quelques logiciels (solveurs) « 
polyvalents » sophistiqués pour l'optimisation non linéaire à nombres entiers mixtes (GAMS, 
NEOS, Couenne, BARON…) [216]. 
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Pour le système considéré et pour chaque ensemble de données, le problème d’OPF sera 
résolu par l'optimisation de la MINLP. L'objectif de la MINLP est d'optimiser un problème 
complexe à grande échelle hautement non linéaire avec des contraintes non linéaires, comme 
l'opération du MRCI [162]. Les problèmes de la MINLP impliquent des variables continues et 
discrètes découlant de nombreuses applications de la conception technique. Ces applications 
font l'objet d'un examen approfondi au [217]–[219]. Bien que de nombreuses approches 
d'optimisation aient été développées pour les problèmes de la MINLP, ces méthodes ne 
peuvent trouver qu'une solution locale ou approximative, utiliser trop de variables binaires 
supplémentaires et des contraintes pour reformuler le problème. L'algorithme peut trouver 
l'optimum global de la MINLP en résolvant alternativement les optimums locaux mixtes de la 
fonction objective et des fonctions auxiliaires [220]. La définition et formulation correcte de 
la FO et ses contraintes jouent une grande importance. 

L'approche de la MINLP pour du MRCI doit tenir compte non seulement de la dépendance 
non linéaire entre la génération d'électricité, la génération PV, la consommation, le prix de 
l'électricité, etc., mais aussi de multiples autres contraintes telles que les coûts de démarrage 
des unités de production, les coûts d'exploitation de stockage…, afin d'obtenir des résultats 
plus réalistes et réalisables [221]. 

Ci-dessous, la formulation originale d’OPF développée pour la gestion efficace du 
microréseau sera décrite. Car une grande partie du MRCI se trouve dans le BT, il y a absence 
de gros consommateurs ou fournisseurs de puissance réactive (moteurs asynchrones, fours à 
arc électrique, équipement industriel, etc.) et les équipements DER majoritairement 
contiennent des dispositifs de contrôle local de puissance réactive [199], la puissance réactive 
ne sera pas prise en considération dans la FO du MRCI [222]. Plus précisément, la formulation 
originale d’OPF développé sera décrite ci-dessous. 

3.4.6.2 FO développée d’OPF pour la gestion intelligente de MRCI 

Une FO tente de maximiser les profits ou de minimiser les pertes en fonction d'un ensemble 
de contraintes et de la relation entre une ou plusieurs variables de décision. 

La FO du microréseau visant à minimiser les coûts d'exploitation de la microcommunauté 
intelligente ou du MRCI est présentée dans (32). Elle est formulée en forme de problème 
mathématique pour la MINLP. Le 𝑥𝑥 est la variable d’optimisation, qui est composée de toutes 
les variables opérationnelles pour toutes les unités 𝑖𝑖 et les périodes de temps 𝑡𝑡 du 
microréseau. La FO est composée de trois composantes générales : 

𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚(𝑥𝑥) = 𝑓𝑓𝑔𝑔(𝑔𝑔+,𝑔𝑔−) + 𝑓𝑓𝑠𝑠(𝑠𝑠0,𝑝𝑝𝑐𝑐,𝑝𝑝𝑑𝑑) + 𝑓𝑓𝑆𝑆𝑆𝑆(𝑆𝑆𝑆𝑆+,𝑆𝑆𝑆𝑆−) (32) 

Le premier composant est lié au coût de l'utilisation de l'énergie du réseau. Il est indiqué 
dans (33) : 

𝑓𝑓𝑔𝑔(𝑔𝑔+,𝑔𝑔−) = ���𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑔𝑔+(𝑔𝑔𝑡𝑡𝑡𝑡+) + 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑔𝑔−(𝑔𝑔𝑡𝑡𝑡𝑡−)�
𝑖𝑖∈𝐼𝐼𝑡𝑡𝑡𝑡∈𝑇𝑇

 (33) 

où 𝑡𝑡 est la période de temps, 𝑖𝑖 est l'indice de l'unité (lignes de réseau, générateurs, stockage, 
charges), 𝑔𝑔𝑡𝑡𝑡𝑡+ est la quantité d'énergie injectée dans le réseau au moment 𝑡𝑡, pour l’unité 𝑖𝑖, 
𝑔𝑔𝑡𝑡𝑡𝑡− est la quantité de puissance retirée de réseau au moment 𝑡𝑡, pour l’unité 𝑖𝑖 , 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑔𝑔+(⋅
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),𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑔𝑔−(⋅) sont les fonctions du coût de l'énergie active injectée ou retirée du réseau au 
moment 𝑡𝑡, pour l’unité 𝑖𝑖.  

Le deuxième composant est le coût de l'énergie stockée par microréseau. C’est le coût 
prévu de l'énergie stockée du début et restante dans les états finaux. Il est présent dans (34) : 

𝑓𝑓𝑠𝑠(𝑆𝑆0,𝑝𝑝𝑐𝑐, 𝑝𝑝𝑑𝑑) = 𝐶𝐶𝑠𝑠0𝑇𝑇 𝑆𝑆0 − (𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡0𝑇𝑇𝑆𝑆0 + 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑇𝑇 𝑝𝑝𝑐𝑐 + 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑇𝑇 𝑝𝑝𝑑𝑑) (34) 

où 𝑆𝑆0 est l'énergie stockée initiale dans l'unité de stockage 𝑖𝑖, 𝑝𝑝𝑐𝑐,𝑝𝑝𝑑𝑑 sont l’énergie chargée / 
déchargée de l'unité de stockage 𝑖𝑖 à période de temps T, 𝐶𝐶𝑠𝑠0𝑇𝑇  est le vecteur de coûts liés à 
l'accès de l'énergie stockée 𝑆𝑆0 dans l'unité de stockage 𝑖𝑖 au moment 𝑡𝑡 =  0 , 𝐶𝐶𝑠𝑠0𝑇𝑇 est le vecteur 
des prix des contributions au stockage terminal provenant de la charge / décharge de l'unité 
de stockage dans les états non terminaux, 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑇𝑇 ,𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑇𝑇  sont les vecteurs des prix en fin d'horizon 
des contributions de stockage terminal provenant de la charge / décharge de l'unité de 
stockage dans les états de base terminaux (en tenant compte la dégradation de la batterie en 
fonction de l’énergie de charge / décharge). 

Plus précisément, 𝑓𝑓𝑠𝑠 se rapporte aux valeurs d’énergie récupérables par rapport à l'énergie 
stockée. Les énergies récupérables ne sont pas la quantité d'énergie stockée, mais plutôt les 
quantités qui peuvent être récupérées après des pertes d'efficacité de sortie. 

Les trois derniers termes de (34) montrent la quantité d’énergie stockée prévue et restant 
dans les états terminaux du système de stockage.  

Le troisième composant de (32) représente les avantages obtenus de la participation du 
microréseau aux services auxiliaires (SS) (35) : 

𝑓𝑓𝑆𝑆𝑆𝑆(𝑆𝑆𝑆𝑆+, 𝑆𝑆𝑆𝑆−) = ����𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆+(𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡) + 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆−(𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡)�
𝑠𝑠∈𝐻𝐻𝑖𝑖∈𝐼𝐼𝑡𝑡∈𝑇𝑇

 (35) 

où 𝑠𝑠 est le service auxiliaire utilisé pour le moment 𝑡𝑡 de tous les services auxiliaires 𝐻𝐻 du 
scénario considéré, 𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 est la quantité d'énergie injectée dans le réseau au moment 𝑡𝑡, pour 
l’unité 𝑖𝑖, lors de la participation au service auxiliaire 𝑠𝑠, 𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 est la quantité de puissance 
soutirée de réseau au moment 𝑡𝑡, pour l’unité 𝑖𝑖, lors de la participation au service auxiliaire 𝑠𝑠, 
𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆+(⋅) et 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆−(⋅) sont les fonctions de coût pour l'énergie active injectée ou retirée du 
réseau dans le moment 𝑡𝑡, pour l’unité 𝑖𝑖, lors de la participation au service auxiliaire s. 

3.4.6.3 MINLP : Les contraintes de minimisation 

Pour obtenir une optimisation correcte, l’OPF de la MINLP doit respecter de nombreuses 
contraintes d'optimisation. La plupart des biens communs sont indiqués ci-dessous. Les 
contraintes générales d’OPF sont indiquées dans les limites de flux de transition et de tension 
comme présente (36) : 

�
𝑔𝑔𝑡𝑡(𝜃𝜃𝑡𝑡,𝑉𝑉𝑡𝑡 ,𝑝𝑝𝑡𝑡) = 0
ℎ𝑡𝑡(𝜃𝜃𝑡𝑡,𝑉𝑉𝑡𝑡,𝑝𝑝𝑡𝑡) ≤ 0

 (36) 

où 𝑞𝑞𝑡𝑡,𝑉𝑉𝑡𝑡 ,𝑝𝑝𝑡𝑡 sont des angles de tension, de magnitudes et d’injections de puissance actives 
pour le temps 𝑡𝑡. 

3.4.6.4 MINLP : Les contraintes unitaires 

Les contraintes unitaires sont décrites dans le (37) : 

𝑜𝑜𝑡𝑡𝑡𝑡𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝑃𝑃𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝑜𝑜𝑡𝑡𝑡𝑡𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡  (37) 
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où 𝑜𝑜𝑡𝑡𝑡𝑡  est l’état d'engagement binaire pour l'unité 𝑖𝑖 en période 𝑡𝑡 (1 si l'unité est en ligne, 0 hors 
ligne), 𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡 ,𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡  sont les limites de l'injection active pour l'unité 𝑖𝑖 pour le moment 𝑡𝑡. 

3.4.6.5 MINLP : Les contraintes de stockage  

Les limites d'exploitation de stockage sont sur (38). 

�
𝑝𝑝𝑡𝑡 = 𝑝𝑝𝑐𝑐𝑡𝑡 + 𝑝𝑝𝑑𝑑𝑡𝑡

𝑝𝑝𝑐𝑐𝑡𝑡 ≤ 0
𝑝𝑝𝑑𝑑𝑡𝑡 ≥ 0

 (38) 

Les limites de niveau de stockage sont indiquées sur (39) : 

�𝑆𝑆𝑒𝑒−
𝑡𝑡𝑡𝑡 ≥ 𝑆𝑆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚

𝑆𝑆𝑒𝑒+𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝑆𝑆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚
 (39) 

où 𝑆𝑆𝑒𝑒−𝑡𝑡𝑡𝑡, 𝑆𝑆𝑒𝑒+𝑡𝑡𝑡𝑡 sont des limites d'énergie stockée supérieure / inférieure dans l'unité de 
stockage 𝑖𝑖 à la fin de la période 𝑡𝑡 (calculé de manière endogène). Pour 𝑡𝑡 = 0, cela représente 
les limites au début de la période. 

Répartition de stockage compte tenu des limites d'énergie décrites dans      (40) : 

�
𝑆𝑆𝑒𝑒−𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝜒𝜒1𝑡𝑡𝑖𝑖�𝑝𝑝𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑒𝑒−(𝑡𝑡−1)𝑖𝑖 + (1 − 𝑝𝑝𝑡𝑡𝑡𝑡)𝑆𝑆𝑒𝑒−𝑡𝑡𝑡𝑡0� + 𝜒𝜒2𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑒𝑒𝛥𝛥𝑡𝑡𝑡𝑡0

𝑆𝑆𝑒𝑒+𝑡𝑡𝑡𝑡 ≥ 𝜒𝜒1𝑡𝑡𝑡𝑡�𝑝𝑝𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑒𝑒+(𝑡𝑡−1)𝑖𝑖 + (1 − 𝑝𝑝𝑡𝑡𝑡𝑡)𝑆𝑆𝑒𝑒−𝑡𝑡𝑡𝑡0� + 𝜒𝜒2𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑒𝑒𝛥𝛥𝑡𝑡𝑡𝑡0
      (40) 

où 𝜒𝜒1𝑡𝑡𝑡𝑡et 𝜒𝜒2𝑡𝑡𝑡𝑡  sont décrit dans (41) et (42). 

𝜒𝜒1𝑡𝑡𝑡𝑡 ≡
1 − 𝛥𝛥𝜂𝜂𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙

𝑡𝑡𝑡𝑡

2

1 + 𝛥𝛥 𝜂𝜂𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙
𝑡𝑡𝑡𝑡

2

ℤ (41) 

 

𝜒𝜒2𝑡𝑡𝑡𝑡 ≡
1

1 + 𝛥𝛥 𝜂𝜂𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙
𝑡𝑡𝑡𝑡

2

 (42) 

Dans      (40), 𝑆𝑆𝑒𝑒−(𝑡𝑡−1)𝑖𝑖, 𝑆𝑆𝑒𝑒+(𝑡𝑡−1)𝑖𝑖 sont des limites d'énergie stockée supérieure / inférieure 
dans l'unité de stockage i  à la fin de la période 𝑡𝑡 − 1 (calculé de manière endogène), 𝑆𝑆𝑒𝑒−𝑡𝑡𝑡𝑡0 
est une énergie stockée prévue dans l'unité de stockage i  au début de la période 𝑡𝑡, 𝑆𝑆𝑒𝑒𝛥𝛥𝑡𝑡𝑡𝑡0 est 
l’augmentation nette de l'énergie stockée en raison de la charge ou de la décharge pour l'unité 
𝑖𝑖 au moment 𝑡𝑡, 𝑝𝑝𝑡𝑡𝑡𝑡  est un paramètre qui détermine le poids dans la limitation de stockage, où 
les limites de répartition de stockage sont calculées par rapport à un poids moyen des limites 
endogènes de la période précédente, 𝑆𝑆𝑒𝑒−𝑡𝑡𝑡𝑡, 𝑆𝑆𝑒𝑒+𝑡𝑡𝑡𝑡 sont les énergies stockées initiales 
attendues (𝑝𝑝𝑡𝑡𝑡𝑡 = 0) pour l’unité de stockage 𝑖𝑖 à la période 𝑡𝑡. 

L’énergie stockée 𝑆𝑆𝑒𝑒𝐹𝐹𝑡𝑡𝑡𝑡0 pour l’unité de stockage 𝑖𝑖 à la fin de la période 𝑡𝑡 détermine 
l'énergie stockée au début de 𝑆𝑆𝑒𝑒𝐼𝐼𝑡𝑡𝑡𝑡0 et les injections dans cet état, où les pertes sont 
considérées comme proportionnelles à l'énergie moyenne stockée au cours de la période. Elle 
s'exprime dans (43). 

𝑆𝑆𝑒𝑒𝐹𝐹𝑡𝑡𝑡𝑡0 = 𝑆𝑆𝑒𝑒𝐼𝐼𝑡𝑡𝑡𝑡0 + 𝑆𝑆𝑒𝑒𝛥𝛥𝑡𝑡𝑡𝑡0 − 𝛥𝛥𝜂𝜂𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑡𝑡𝑡𝑡
𝑆𝑆𝑒𝑒𝐼𝐼𝑡𝑡𝑡𝑡0 + 𝑆𝑆𝑒𝑒𝐹𝐹𝑡𝑡𝑡𝑡0

2
) = 𝜒𝜒1𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑒𝑒𝐼𝐼𝑡𝑡𝑡𝑡0 + 𝜒𝜒2𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑒𝑒𝛥𝛥𝑡𝑡𝑡𝑡0 (43) 

Les pertes de stockage sont en (44). 

𝑆𝑆𝑒𝑒𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑡𝑡𝑡𝑡 = 𝛥𝛥𝜂𝜂𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑙𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑒𝑒𝐹𝐹𝑡𝑡𝑡𝑡 
(44) 
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Dans le cas où il est attendu que l'énergie stockée à la fin de la période observée est égale 
à l'énergie stockée initiale (fonctionnement cyclique du système de stockage), la contrainte 
est décrite dans (45) et (46). 

𝑆𝑆𝑆𝑆𝐹𝐹𝑖𝑖 = 𝑆𝑆𝑆𝑆0𝑖𝑖  
(45) 

𝑆𝑆𝑆𝑆𝐹𝐹0𝑖𝑖 ≤ 𝑆𝑆𝑆𝑆0𝑖𝑖 ≤ 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚0𝑖𝑖  (46) 

Ceci est fait afin d’éviter l'épuisement de la batterie à la fin de l'horizon temporel, et assurer 
la résilience d’alimentation du microréseau en cas d’accident. Cette contrainte de périodicité 
sur l'état va être aussi ajoutée dans les contraintes de l’OPF de la MINLP du microréseau 
développé. 

3.4.6.6 MINLP : Contraintes de la participation aux services auxiliaires 

Les contraintes de la participation aux services auxiliaires sont décrites dans (47) : 

�
𝑏𝑏𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝑏𝑏𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡

𝑏𝑏𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 ≤ 𝑏𝑏𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡  (47) 

où 𝑏𝑏+𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡, 𝑏𝑏−𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 sont les états d'engagement binaire pour l'unité 𝑖𝑖 pendant la période 𝑡𝑡, lors de la 
participation au service auxiliaire 𝑠𝑠 (1 si l'unité est en ligne, 0 hors ligne), 
𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 , 𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡  𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡 ,𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡  sont les limites de l'injection et de l’extraction active de 
l'unité 𝑖𝑖 pendant la période 𝑡𝑡 , lors de la participation au service auxiliaire 𝑠𝑠. 

3.4.6.7 FO d’OPF MINLP pour le MRCI (vue détaillée). 

La version détaillée de FO est présentée dans (48). 

𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚(𝑥𝑥) = ���𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑔𝑔+(𝑔𝑔𝑡𝑡𝑡𝑡+) + 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑔𝑔−(𝑔𝑔𝑡𝑡𝑡𝑡−)�
𝑖𝑖∈𝐼𝐼𝑡𝑡𝑡𝑡∈𝑇𝑇

+ 𝐶𝐶𝑠𝑠0𝑇𝑇 𝑆𝑆0 − (𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡0𝑇𝑇𝑆𝑆0 + 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑇𝑇 𝑝𝑝𝑐𝑐

+ 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑇𝑇 𝑝𝑝𝑑𝑑) + ����𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆+(𝑆𝑆𝑆𝑆+𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡) + 𝐶𝐶𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑆𝑆𝑆𝑆−(𝑆𝑆𝑆𝑆−𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡𝑡)�
𝑠𝑠∈𝐻𝐻𝑖𝑖∈𝐼𝐼𝑡𝑡∈𝑇𝑇

 
(48) 

La résolution optimale d’OPF doit assurer la valeur minimale de la FO pour toutes les unités 
𝑖𝑖 de 𝐼𝐼, pour toutes les périodes 𝑡𝑡 de 𝑇𝑇, pour toutes les participations au service système 𝑠𝑠 de 
𝐻𝐻. 

3.4.7 Prix marginal moyen localisé (LAMP) 

Le cadre de référence de l'OPF développé est de minimiser le Prix Marginal Moyen Localisé 
(LAMP, Locational Average Marginal Price). Le LAMP est la valeur moyenne du Prix Marginal 
Localisé (LMP, Locational Marginal Price) au différent nœud du réseau électrique pour une 
période donnée. Il est possible d’exprimer aussi le LMP comme le prix fictif de l'équation du 
bilan énergétique du modèle de répartition économique [223]. Le LMP est un moyen de 
montrer la valeur de l'énergie électrique à différents endroits, en tenant compte des schémas 
de charge, de génération et des limites physiques du système de transmission [224]–[226]. Le 
LMP reflète une dureté plus élevée pour fournir une unité de puissance supplémentaire à un 
nœud spécifié. Cela peut être dérivé du transfert de puissance d'autres générateurs, pour 
alimenter de grandes charges ou, peut-être, être causé par la congestion et les pertes. 

Le LMP comprend les trois principaux éléments suivants [227]: 
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• La composante énergétique est le prix de l'énergie électrique au « point de référence 
», qui représente la moyenne pondérée en fonction de la charge des prix des nœuds du 
système. 

• La composante d'encombrement reflète le coût marginal de l'encombrement à un 
nœud donné ou à un nœud externe, par rapport à la moyenne pondérée en fonction de la 
charge des prix des nœuds du système. La composante de congestion d'un prix zonal est la 
moyenne pondérée des composantes de congestion des prix nodaux qui composent le prix 
zonal. 

• Le composant de perte de puissance à un nœud donné ou à un nœud externe reflète 
le coût de la perte de puissance à cet emplacement, par rapport à la moyenne pondérée en 
fonction de la charge des prix des nœuds du système. La composante de perte de puissance 
d'un prix zonal est la moyenne pondérée des composantes de perte de puissance des prix 
nodaux qui composent le prix zonal. 

Le LAMP est utilisé comme le critère principal à minimiser pour la FO développée. 

3.5 Évaluation OPF : Prise en compte de l’incertitude de prévision 

L'optimisation de l'utilisation des DER et des flux d'énergie dans le système électrique 
définit un haut niveau de sécurité et de fiabilité parmi les objectifs liés au fonctionnement 
normal du système électrique [228]. Une des données principales d’entrée de la planification 
opérationnelle est l’estimation de la consommation et de la génération d’ER horaire ou 
quotidienne [229]. Une plage de données choisie peut compter des jours, des mois ou des 
années. L'assurance d'une prévision de consommation ou de génération d’ER à court terme a 
un impact sur tous les éléments opérationnels du système (transport et distribution, marché 
de l'énergie, engagement d'unité, etc.). L'analyse de la qualité du modèle de prévision est 
directement liée à une erreur de prévision inhérente. De manière générale, les erreurs de 
prévisions sont liées à plusieurs facteurs comme la saisonnalité, le climat, les heures de la 
journée, aux types de jours et des facteurs aléatoires [230], [231].  

La détermination d'une limite d'erreur acceptable pour les modèles de prévision est 
importante et utile. L’erreur se varie selon les caractéristiques régionales et les domaines 
d’application. L'impact de l'erreur de prévision de la consommation à court terme sur le 
système électrique peut supposer deux aspects principaux.  

• Surestimation de la demande électrique. Il réduit principalement l'efficacité de la 
production, car, basés sur l'engagement unitaire pour le niveau de consommation attendu, 
une série de générateurs attendent une demande qui ne se produira pas.  

• Sous-estimation de la demande électrique. Dans ce cas-là, le système ne peut pas être 
préparé en termes de génération, avec des réserves de sécurité, influençant un effet 
séquentiel. Dans les extrêmes, cela peut impliquer des réductions de la consommation 
(délestage, déconnexion d'urgence des consommateurs, etc.) [232].  

La recherche comme [233] a proposé une étude de l'impact des erreurs de prévision de 
consommation sur les interruptions du système, en reliant les coûts des générateurs en 
préfonctionnement et l'énergie non fournie. La référence [234] présente une analyse de 
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l'erreur de prédiction dans la prise de la décision de l’engagement d'unité. Les résultats ont 
indiqué que les erreurs de sous-estimation permanentes ont un effet plus difficile sur les coûts 
d'exploitation, surtout quand il est supérieur à 5%. Les références [208] et [235] cherchaient 
à présenter un résultat synthétisant cette relation entre l'erreur de prévision de 
consommation et l'impact économique sur le fonctionnement des systèmes. Pour une erreur 
de prévision de consommation comprise entre 0% et 5%, l'impact économique présente une 
croissance linéaire environ 8,5 fois inférieure à l'explosion causée par des erreurs supérieures 
à 5%.  

Comme indiqué précédemment, toutes les méthodes de prévision de données comportent 
des erreurs de prévision. Seulement certains travaux tiennent compte des incertitudes des 
prévisions dans la gestion des microréseaux. L’analyse des incertitudes permet de calculer le 
« matelas de sécurité » du système sous considération [152]. Dans [236], les auteurs ont 
résolu le problème de l'OPF en considérant l'impact des incertitudes des données de prévision 
du vent, du PV et de la consommation. L'OPF développé était basé sur la minimisation du coût 
d'ajustement moyen. 

 
Pour évaluer l’impact des erreurs de prévision donné, la majorité des études utilisent des 

générateurs de valeurs aléatoires avec un respect de sa distribution [237]. Comme décrit dans 
la section 3.4.2, l’incertitude peut être aussi générée par les méthodes diverses comme le 
modèle de mélange gaussien personnalisé [184], la simulation de Monte-Carlo [185]–[187], la 
méthode cumulative [188], etc.  

 La méthode de la Simulation Monte-Carlo (MCS, Monte-Carlo Simulation) est un moyen 
d'évaluer l'impact de l'incertitude d’estimation des paramètres du système dans un large 
éventail de situations. La méthode est généralement utilisée pour estimer la plage de 
changements dans les résultats et la fréquence relative des valeurs sur cette plage pour les 
valeurs quantitatives, telles que le coût, la durée, la productivité, la demande, etc. Cette 
méthode est utilisée dans des situations où les résultats ne peuvent pas être obtenus par des 
méthodes analytiques et où il existe une forte incertitude sur les données d'entrée ou de 
sortie. Dans [238], la MCS a été utilisé pour évaluer l'OPF sous des incertitudes de génération 
de la consommation. Dans [239], la MCS a été utilisée pour générer les incertitudes dans la 
programmation du jour à venir. Pour évaluer le fonctionnement du MRCI, la méthode de 
simulation Monte-Carlo a été utilisée dans les travaux de cette thèse.  

3.5.1 Simulation Monte-Carlo (MCS) vers la programmation robuste 

La méthode Monte-Carlo a été inventée par des scientifiques travaillant sur la bombe 
atomique dans les années 1940, qui l’ont nommée pour la ville-capitale de Monaco célèbre 
pour ses casinos et jeux de hasard. Il s’agit d’une méthode polyvalente pour analyser le 
comportement d’une activité, d’un plan ou d’un processus qui implique une incertitude 
comme une demande incertaine ou variable du marché, des coûts fluctuants, des variations 
dans un processus de fabrication, des effets météorologiques sur les opérations, des 
tendances des stocks, le développement d’un nouveau médicament ou le forage d’un puits de 
pétrole [240]. 

La MCS est une méthode permettant d’évaluer itérativement un modèle déterministe à 
l’aide d’ensembles de nombres aléatoires comme les entrées. Cette méthode est souvent 
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utilisée lorsque le modèle est complexe, non linéaire, ou implique plusieurs paramètres non 
définis. Une simulation peut généralement impliquer des centaines de milliers d’évaluations 
du modèle. Cette tâche dans le passé n’était pratiquée que par l’utilisation de super 
ordinateurs. La MCS est classée comme une méthode d’échantillonnage parce que les entrées 
sont générées au hasard à partir de distributions de probabilités pour simuler le processus 
d’échantillonnage d’une population de données réelle. En utilisant des entrées aléatoires, le 
modèle déterministe peut être couvert dans un modèle stochastique [241].  

Les données générées par la simulation peuvent être représentées sous la forme de 
distributions de probabilité (ou histogrammes), converties en barres d’erreur, en prédictions 
de fiabilité, en zones de tolérance ou en intervalles de confiance. Les étapes de la MCS 
correspondant à la propagation de l’incertitude sont assez simples, et peuvent être facilement 
mises en œuvre dans Excel pour des modèles simples [242].  

Les étapes de la modélisation des incertitudes de la prévision de la MCS sont spécifiées sur 
la Figure 32. 

 

Figure 32 : Étapes de modélisation des incertitudes de prévision de simulation Monte-Carlo. 

Au cours d’une simulation de Monte-Carlo, les valeurs sont échantillonnées au hasard à 
partir des distributions de probabilités de données d’entrée. Chaque ensemble d’échantillons 
est appelé itération, et les données résultantes de cet échantillon sont enregistrées. La 
simulation de Monte-Carlo les enregistre des centaines ou milliers de fois, et le résultat 
représente une distribution de probabilités des résultats possibles. De cette façon, la MCS 
fournit une vue beaucoup plus complète de ce qui peut arriver. Il indique non seulement ce 
qui pourrait arriver, mais aussi la probabilité que cela se produise [243]. 

Les avantages de la MCS sont suivants : 

• Résultats probabilistes : Les résultats montrent non seulement ce qui pourrait arriver, 
mais aussi la probabilité que chaque résultat soit probable. 
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• Résultats graphiques : En raison des données générées par la MCS, il est facile de créer 
des graphiques de différents résultats et leurs chances d’apparition. Ceci est important pour 
communiquer les conclusions à d’autres intervenants. 

• Analyse de sensibilité : Avec seulement quelques cas, l’analyse déterministe rend 
difficile la vision des variables qui ont le plus d’impact sur le résultat. Dans la MCS, il est facile 
de voir quelles entrées ont le plus d’effet sur les résultats de la ligne de fond. 

• Analyse de scénarios : Dans les modèles déterministes, il est très difficile de modéliser 
différentes combinaisons de valeurs pour différentes entrées et pour voir les effets de 
scénarios différents. À l’aide de la MCS, les analystes peuvent voir exactement quelles entrées 
avaient les valeurs unifiées lorsque certains résultats se sont produits. C’est inestimable pour 
poursuivre une analyse plus approfondie. 

• Corrélation des entrants : Dans la MCS, il est possible de modéliser les relations 
interdépendantes entre les variables d’entrée. Il est important que l’exactitude représente la 
relation comme quoi en réalité, lorsque certains facteurs montent, d’autres montent ou 
descendent en conséquence. 

• La MCS permet de contourner la complexité de la résolution des problèmes par des 
méthodes analytiques (trigonométrie, calcul, etc.). 

• La MCS permet de donner des solutions à des problèmes trop coûteux à calculer à 
l'aide de méthodes numériques standard. 

• La MCS est facile à distribuer à plusieurs processeurs ou un Processeur Graphique 
(GPU, Graphics Processing Unit). 

Inconvénients de la MCS : 

 Auparavant, la simulation a été très chère et longue pour construire. Le problème a 
presque disparu avec les progrès modernes de la technologie informatique et le 
développement de procédures de génération de données basées sur le principe de 
l'hypercube latin. Il permet de raccourcir le temps de traitement dans de nombreux 
cas [244].  

 Il est facile à utiliser la simulation en l’étirant au-delà des limites de la crédibilité. Le 
problème est particulièrement évident lors de l’utilisation de paquets de simulation 
commerciale en raison de la facilité d’utilisation et du manque de familiarité avec les 
hypothèses et les restrictions sous-jacentes. Graphiques lisses, animation, tables, etc. 
peuvent tenter l’utilisateur d’attribuer une crédibilité injustifiée à la production, car la 
solution analytique fournit des valeurs exactes. 

 La méthode suppose que l'incertitude des données peut être décrite par une 
distribution connue.  

La vérification et la validation sont des éléments essentiels de la mise en œuvre pratique 
de la MCS. La vérification porte sur la question de savoir si le logiciel implémente correctement 
un modèle spécifié. La validation se rapporte à la question de savoir si le modèle de simulation 
(parfaitement codé) est une représentation acceptable. 

L’application de la MCS est très large. Les cas le plus communs sont l’utilisation de 
méthodes Monte-Carlo pour modéliser les problèmes physiques qui permettent d’examiner 
les systèmes les plus complexes. L’autre cas est une résolution simple d’équations décrivant 



Chapitre 3. Stratégie d’optimisation des flux énergétiques dans les microréseaux  

103 
 

les interactions entre deux atomes. Il est impossible de résoudre les mêmes équations pour 
des centaines ou des milliers d’atomes. Avec les méthodes de Monte-Carlo, un grand système 
peut être échantillonné dans un certain nombre de configurations aléatoires, et que les 
données peuvent être utilisées pour décrire le système dans son ensemble. 

3.5.1.1 MCS : Formulation mathématique 

La base de la modélisation statistique est la procédure utilisée pour modéliser des variables 
et des fonctions aléatoires. Elle est appelée la méthode de test statistique (méthode de 
Monte-Carlo). 

La représentation générale de la méthode MCS peut s'écrire ainsi (49). 

𝜃𝜃 = �𝑦𝑦(𝑥𝑥)𝑝𝑝(𝑥𝑥)𝑑𝑑𝑑𝑑 ≈ 𝜃𝜃� =
1
𝑁𝑁
�𝑦𝑦(𝑥𝑥𝑖𝑖), 𝑥𝑥𝑖𝑖 ≈ 𝑝𝑝(𝑥𝑥)
𝑁𝑁

𝑖𝑖=1

 

 

(49) 

Le résultat est recherché comme l'espérance mathématique d'une variable aléatoire 𝑦𝑦, qui 
est le plus souvent une fonction non aléatoire d'une variable aléatoire 𝑋𝑋 ayant une distribution 
𝑝𝑝(𝑥𝑥) [245]. L'expression non rigide « variable aléatoire 𝑋𝑋 a une distribution 𝑝𝑝(𝑥𝑥) » et la 
notation 𝑋𝑋~𝑝𝑝(𝑥𝑥) signifient pour une variable aléatoire continue que sa densité de probabilité 
est 𝑝𝑝(𝑥𝑥). Pour une fonction aléatoire discrète, la fonction 𝑝𝑝(𝑥𝑥) doit être comprise comme une 
fonction de probabilité. Ainsi, pour une variable aléatoire discrète, l'intégrale (49) est 
remplacée par la somme 𝑆𝑆 : 𝑦𝑦(𝑥𝑥)𝑝𝑝(𝑥𝑥), dans laquelle la sommation est effectuée sur toutes 
les valeurs possibles de 𝑋𝑋. La fonction 𝑦𝑦(𝑥𝑥) peut avoir plusieurs arguments, c'est-à-dire 
dépendent de quelques variables aléatoires. Dans ce cas, la notation (49) reste valable, seule 
l'intégrale doit être considérée comme multidimensionnelle, 𝑋𝑋 doit être considéré comme un 
vecteur, et 𝑝𝑝(𝑥𝑥) - comme une probabilité de densité (ou fonction) multidimensionnelle. Une 
estimation approximative de l'attente mathématique inconnue, qui coïncide avec le résultat 
souhaité, est trouvée comme la moyenne arithmétique des résultats d'expériences 
indépendantes. Cela se reflète sur le côté droit de (49). Selon la loi des grands nombres, la 
moyenne arithmétique est similaire à l'attente mathématique [246]. 

Dans chaque expérience, la réalisation 𝑥𝑥 de la variable aléatoire 𝑋𝑋 est pris (dans 
l'expérience 𝑖𝑖, l'implémentation est 𝑥𝑥𝑖𝑖) conformément à la distribution 𝑝𝑝(𝑥𝑥). De cette 
manière, la valeur de la fonction est calculée sous la forme 𝑦𝑦(𝑥𝑥). L'indice 𝑖𝑖 souligne également 
que pour chaque (𝑖𝑖-ème) implémentation du processus, les arguments constituant le vecteur 
𝑋𝑋 ont leurs propres valeurs aléatoires. La valeur suivante calculée 𝑦𝑦(𝑥𝑥𝑖𝑖) est ajoutée à la 
somme cumulée 𝑆𝑆 𝑦𝑦(𝑥𝑥𝑖𝑖). Ceci conclut une autre expérience. Après avoir effectué 𝑁𝑁 
expériences, le score final est calculé sous la forme du côté droit de l'expression (49). Les 
expériences sont répétées jusqu'à ce que la variance de l'estimation 𝜃𝜃� diminue jusqu'à la 
valeur requise, en fonction de l'erreur admissible et du coefficient de confiance. Le choix de 
𝑁𝑁 doit assurer un compromis entre précision de simulation et temps de calcul [230]. Selon 
[232], le critère de simulation d'arrêt est présenté dans l'équation (50). 

𝜎𝜎(𝑋𝑋)
√𝑁𝑁𝐸𝐸(𝑋𝑋)

≤ 𝜀𝜀 (50) 
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Dans l'équation (50), 𝐸𝐸(𝑋𝑋) et 𝜎𝜎(𝑋𝑋) sont la valeur moyenne de paramètre sous contrôle 
pour le jour simulé et son écart-type, 𝑁𝑁 est le nombre d'échantillons de simulation et 𝜀𝜀 est 
l'erreur de simulation maximale autorisée choisie.  

La méthode MCS est souvent utilisée pour estimer la valeur de la FO probabiliste 
d’optimisation [247]. À l'aide de la distribution des données des composants, un MCS génère 
ses observations. Le modèle d'optimisation résout 𝑁𝑁 fois la MCS, pour obtenir 𝑁𝑁 observations 
des données des composants requis [248]. Ce processus de résolution s'arrête lorsque le 
nombre d'itérations atteint la limite (ou critère d'arrêt), ou que la solution optimale a été 
trouvée.  

3.6 Système développé de gestion MRCI optimal 

La section précédente a souligné l’importance de l’application des technologies modernes 
pour atteindre un haut niveau d’efficacité dans la gestion de l’énergie des systèmes 
électriques modernes (MRCI). Une des solutions les plus efficaces est d'appliquer de manière 
consécutive (pas à pas) les systèmes : de prévision des données, d’optimisation et de 
recherche de solution optimale de gestion prédictive et de vérification (d’évaluation) de la 
faisabilité de solution développée. Le système de gestion optimal des systèmes électriques 
d’aujourd’hui doit prendre en compte aussi l’aspect des offres possibles de la flexibilité pour 
les fournir au DG. Cela va permettre de créer une stratégie de gestion prédictive de 
microcommunauté. Comme écrit précédemment, les plateformes de marchés locaux 
d’électricité et de flexibilité (LEM et LFM) exigent un accord préliminaire sur les volumes et les 
services à effectuer (généralement une journée à l’avance J+1). Cela explique le choix 
d’application de modèle de gestion prédictive de MRCI. La vision générale de l’algorithme de 
la gestion prédictive développée est présentée sur la Figure 33. Plus en détail, les étapes de 
l’algorithme développé et les technologies appropriées seront décrites dans les chapitres 
suivants. 

3.6.1 Description du système 

La Figure 34 présente la vision algorithmique principale du système de définition de la 
stratégie prédictive de gestion MRCI développée. L’algorithme est formé de deux parties 
principales : la partie préparatoire 𝑱𝑱 − 𝟏𝟏 (création de la stratégie) qui est constitué à son tour 
des étapes de « Prévision », « SS de flexibilité », « Optimisation » et « Évaluation ». La 
deuxième partie est la gestion directe de MRCI en temps réel dans le 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 par la stratégie 
développée dans la partie préparatoire. Ce système représente la stratégie de Flux de 
Puissance Optimal Jour à l'Avance (DA-OPF, Day-Ahead Optimal Power Flow). 

La première étape « Prévision » génère la prévision des données de MRCI pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 par 
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Figure 33 : Vue générale de l’algorithme de la gestion MRCI développée. 

la séquence « Prévision de données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 ». Puis, la séquence « Analyse des possibilités des 
SS de flexibilité » définit les offres des SS de flexibilité possibles à fournir au DG. Il les envoie 
en forme d’enchères au LFM. Le LFM à son tour confirme les offres qui lui conviennent et 
refuse les autres. Les offres confirmées et les données générales du système électrique 
entrent dans la séquence « OPF » (« Optimisation »). La séquence « OPF » effectue 
l’optimisation mathématique des paramètres considérés et parmi un grand nombre de 
stratégies possibles de gestion (et offres des SS de flexibilité confirmés), en trouve une, qui, 
de manière globale, va amener plus d’avantages pour MRCI en respectant ses contraintes et 
ses limitations. Si la résolution existe, la séquence « OPF » définit cette stratégie prédictive de 
gestion optimale 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 pour l'offre de SS qui a été choisie par l’optimisation. Dès que 
la solution optimale est trouvée, il doit être évalué par la séquence « Évaluation 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 » pour confirmer sa faisabilité. Ce système évalue l’influence possible des 
erreurs de prévision de l’étape « Prévision » sur l’opération de MRCI. 

Si la stratégie de gestion optimale développée passe avec succès la séquence « Évaluation 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑭𝑭𝑱𝑱+𝟏𝟏», il est considéré qu’avec une forte probabilité elle est faisable et ne va pas 
amener le MRCI vers un collapse d’alimentation. Le LFM reçoit alors la confirmation du côté 
de l’Agrégateur (EMS) de MRCI pour l’offre de SS choisie. La stratégie développée est établie 
pour la gestion de MRCI pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. Si la stratégie prédictive a été rejetée par la séquence 
« Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 » (en cas de son instabilité ou infaisabilité), l’algorithme revient 
vers la séquence « OPF », et recommence la recherche d’une autre stratégie d’opération, mais 
sans prendre en considération l’offre SS choisie et rejetée par l’optimisation précédente.  

La partie « Gestion MRCI 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 » consiste à appliquer la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 
développée sur la gestion de MRCI pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. Ci-dessous est décrit en détail chaque système 
et chaque étape intermédiaire de l’algorithme développé présenté dans la Figure 34.  
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Figure 34 : Algorithme principal du système de définition de la stratégie prédictive de gestion 
MRCI développée (DA-OPF). 

3.6.2 Système de prévision des données 

Les données historiques et leur analyse sont nécessaires pour comprendre l’incertitude, 
aider aux exploitants et planificateurs à éviter les réserves inutiles et optimiser la gestion. 

La séquence « Prévision de données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 » comprend le réseau LSTM d’apprentissage en 
profondeur (DL) décrit dans la section 3.2.2. Il est considéré que deux types de données de 
MRCI sont à prévoir : la génération PV et la consommation électrique de pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. Pour cela, 
le LSTM récite les données historiques de longue durée (mois, années) pour chaque type de 
données de prévision. Ces données sont généralement représentées par la séquence de 
valeurs de paramètre sous prévision (dans notre cas, ce sont les données historiques d’énergie 
générées par PV et l’énergie consommée par MRCI pour des périodes précédentes avec une 
heure / une demi-heure de résolution). Ils sont accouplés par les données supplémentaires 
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comme les données historiques de météo et de conditions climatiques pour le lieu donné 
(avec la même résolution de pas de temps). La Figure 35 présente la séquence « Prévision de 
données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 » et indique son positionnement dans l’algorithme principal développé (Figure 
34). 

 

Figure 35 : La séquence « Prévision de données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 » sur l’algorithme principal développé. 

La séquence des données historiques des valeurs prévisibles entre dans le réseau LSTM 
pour l’entraîner et le tester selon la méthode décrite précédemment. Une fois le réseau de 
neurones entraîné, il est capable de générer une prévision de données pour la période à venir. 
Dans l’algorithme principal développé, au moment 𝑱𝑱, la valeur de paramètre prévisionnel de 
jour avant 𝑱𝑱 − 𝟏𝟏 et la prévision des conditions climatiques pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 sont connus. Ces 
données entrent dans le réseau de LSTM qui génère la prévision de données pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 sur la 
base de réseau déjà entraîné. Pour générer la prévision de données de la consommation de 
MRCI, les données historiques de consommation et de température environnementale sont 
utilisées. Pour générer la prévision de données de génération PV pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏, les données 
historiques de la génération PV, les données de température environnementale et les 
conditions climatiques. Ces éléments sont utilisés en raison de leur grande influence sur la 
génération PV. Les données de prévision obtenues entrent à l'étape suivante : la séquence 
« Analyse des possibilités de SS de flexibilité ». 

3.6.3 Analyse des offres possibles de services système de flexibilité 

Avant d’entrer dans la séquence « OPF », les données prévues de génération PV et de 
consommation MRCI de 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏, passent à l’étape « Analyse des offres possibles de SS de 
flexibilité ». Cela est présenté sur la Figure 36.  

 

Figure 36 : L’étape « Analyse des offres possibles de SS de flexibilité » sur l’algorithme 
principal développé (Figure 34). 
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 D’abord, il faut connaitre la prévision de la consommation totale du MRCI pour +𝟏𝟏 , les 
données des états ainsi que les valeurs possibles de la flexibilité des Prosommateurs ou BESS 
dans MRCI. Ensuite, l’Agrégateur pourrait faire des prévisions de possibilités de fourniture des 
SS de flexibilité, qu’il peut probablement assurer pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. La  

Figure 37 présente la description complète de l’étape « Analyse des offres possibles de SS 
de flexibilité » développée. 

 

Figure 37 : Description complète de l’étape « Analyse des offres possibles de SS de 
flexibilité ». 

Tout d’abord, l’Agrégateur définit les SS possibles à fournir au DG pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. Ensuite, il les 
envoie en forme d’enchères au LFM d’Enedis. Dans ces enchères, il y a une description du type 
de SS de flexibilité, sa capacité et son temps de disponibilité (offres 1,2, 3...) ainsi que d'autres 
informations pertinentes. Le LFM à son tour obtient des requêtes sur la demande de flexibilité 
des opérateurs du réseau (DSO et BRP) et les enchères de plusieurs Agrégateurs locaux. En 
fonction de la flexibilité demandée, le LFM choisit les enchères d’un ou plusieurs Agrégateurs 
et d’un ou plusieurs SS qui lui convient par volume, prix, et autres paramètres, qui lui permet 
de couvrir les besoins estimés du DG pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. Une fois que l’enchère (ou plusieurs) de 
l’Agrégateur est acceptée, il en reçoit la confirmation par le LFM. Il reçoit aussi les données 
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techniques de ses offres comme le temps et la durée d’application, la rémunération et les 
pénalités en cas de fourniture réussite ou échec de SS (offres A, B..), etc. Les bases de cet 
algorithme sont décrites dans la section 2.2.4. Ensuite, le LFM attendra la confirmation de 
l’Agrégateur de SS qu'il choisira à son tour. 

À la fin de l’étape « Analyse des possibilités de SS de flexibilité », toutes les données sont 
regroupées dans le bloc « Prévision données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 actualisé (par SS de flexibilité) ». Il 
contient le profil prévu de la génération PV (de la section 0), de la consommation de MRCI 
ajustés par des SS de flexibilité acceptés (offres A, B..), les paramètres d’application, la 
rémunération pour chaque offre, etc. Cet ensemble de données entre dans la séquence 
« OPF » d’optimisation. 

3.6.4 Stratégie de flux de puissance optimal jour à l'avance (DA-OPF) 

Le but de la séquence « OPF » développé est de résoudre les problèmes d’optimisation et 
de trouver la solution la plus économique de manière globale pour minimiser le prix du 
kilowatt-heure pour MRCI (et particulièrement LAMP). Pour cet objectif, en fonction des 
données d'entrée, la séquence « OPF » résout le problème d’optimisation formulé 
mathématiquement qui a été décrit dans la section 3.4.6. Si les résolutions du problème 
d’optimisation existent, la séquence « OPF » choisit la résolution qui assure la FO minimale (la 
plus optimale). Il va définir la stratégie associée à la FO optimale comme la stratégie prédictive 
de gestion 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 du MRCI. La Figure 38 présente les flux d’information de la séquence 
« OPF » et son positionnement relatif au schéma d’algorithme principal développé (Figure 34). 

La Figure 39 représente le schème détaillé de la séquence « OPF » développé pour 
l’optimisation de la gestion MRCI.  

 

Figure 38 : Les flux d’informations de la séquence « OPF » et son positionnement relatif au 
schéma d’algorithme principal développé. 
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Figure 39 : Description complète de la séquence « OPF ». 

Pour chaque offre des SS acceptée, le bloc « Prévision de données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 actualisée (par SS 
de flexibilité) » contient toutes les données relatives pour que la séquence « OPF » démarre 
le processus de résolution de la FO par la MINLP. Si la FO d’une offre est résoluble, l’OPF garde 
le résultat d’optimisation et sa valeur de FO. Grâce à cette particularité, le système 
d’optimisation permet de choisir l’une des solutions qui amènera le plus d’avantages pour 
MRCI (la solution qui assure la résolubilité et la valeur de FO minimale parmi tous les 
possibles). 

La sortie de la séquence « OPF » détermine l’offre de meilleur SS adapté soi-disant 𝑋𝑋, son 
profil de consommation prévu 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 approprié, les profils d’opération du réseau et de CESS 
ainsi que la valeur LAMP pour chaque pas de temps considéré de cette SS. Ces données 
composent le 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 – la stratégie prédictive de gestion optimale de MRCI pour l’offre 
𝑋𝑋. Ensuite, cette stratégie développée 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 entre dans la séquence « Évaluation 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏» pour évaluer sa faisabilité (ou non-faisabilité). 
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3.6.5 Évaluation DA-OPF 

Le but de la séquence « OPF » est de définir la solution globale d’opération du MRCI pour 
𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. Si une solution optimale est trouvée, c’est-à-dire qu’il y a une ou plusieurs stratégies de 
gestion MRCI qui respecte tous les paramètres, contraintes et limites de toutes les unités de 
MRCI. À son tour, la séquence « OPF » choisira parmi eux une avec la FO minimale. Cependant, 
dans certains cas, il n’est pas possible de résoudre le problème d’optimisation sans violer 
certaines limites et contraintes du MRCI : les multiples paramètres s'influencent 
mutuellement, et parfois en en respectant un, il est possible d’obtenir une situation où toutes 
les autres restrictions ne peuvent plus être respectées, ce qui devient alors dangereux pour 
l’opération stable de MRCI. 

Comme indiqué précédemment, les systèmes de prévision de données ont toujours une 
erreur de prévision. Donc, si la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 définie est résoluble avec les données 
d’entrée prévues (par la séquence « Prévision de données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 »), il n'y a aucune garantie 
qu’avec des données de mesures réelles au cours de 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏, la stratégie sera résoluble. Les 
déviations de données d’entrée vont générer une plus grande déviation des données de sortie. 
En conséquence, il y a une forte possibilité, qu’en opérant le MRCI par la stratégie 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 développée, puisse amener à un dépassement de certaines limites et 
contraintes. Aussi, dans certains cas cela peut créer des conséquences graves au MRCI jusqu'à 
un collapse du système électrique. Autrement dit, si la solution globale de la FO pour l’offre 𝑋𝑋 
se trouve à la frontière de solvabilité du problème (de stabilité du système électrique), la 
déviation des données d’entrée (à cause d’erreurs de prévision) pourra alors amener les 
données de sortie hors de cette frontière (hors de la stabilité du système).  

Pour éviter ces conséquences négatives, la séquence « Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 » a été 
impliqué. Il évalue l’influence d’erreur de prévision sur l’opération et la stabilité possible de 
MRCI pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. La Figure 40 représente le positionnement de la séquence « Évaluation  

 

Figure 40 : Les flux d’information de la séquence « Évaluation DA-OPF » et son 
positionnement relatif au schéma d’algorithme principal développé. 
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𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 » dans l’algorithme principal développé (Figure 34). Ce système teste la 
stratégie développée en essayant de nombreuses combinaisons de données variables 
d’entrée dans les limites d’erreur possible de prévision (9). À son tour, cela conduira aux 
variations de données de sortie différentes. L’évaluation va permettre de vérifier avec une 
forte possibilité que la FO est résoluble pour tous les cas évalués. En conséquence, si cette 
étape est réussie, cela garantira la stabilité du système pendant l’opération du MRCI par 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏. Après l’évaluation, la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 deviendra la stratégie 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 (évaluée) et sera appliqué pour la 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. 

Cette étape assure le fonctionnement du MRCI de manière économique et ininterrompue. 
La Figure 41 décrit plus en détail la séquence « Évaluation 𝑫𝑫𝑨𝑨 −𝑶𝑶𝑷𝑷𝑭𝑭𝑱𝑱+𝟏𝟏 ». Ce système utilise 
la MCS décrit dans la section 3.5.1 pour obtenir des variations possibles d’opération système. 

D’abord, la stratégie prédictive de la gestion optimale 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 développée dans 
l’étape précédente entre dans la séquence « Évaluation DA-OPF ». Elle contient les données 
prévues de la génération PV pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 (le profil de consommation de MRCI actualisé par 
l’offre du SS de flexibilité 𝑋𝑋), des profils d’opération du système de stockage et de DG pour 
𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 et ainsi que les valeurs du LAMP.  

Comme fut souligné dans la section 3.5, la méthode Monte-Carlo est une des solutions les 
mieux adaptées pour générer les déviations possibles des valeurs de données pour les 
systèmes électriques. La première étape consiste que le profil PV et la consommation rentrent 
tous deux dans la sous-séquence « Monte Carlo Simulation ». En ayant les données prévues 
et l’erreur de prévision, il est possible de générer des variations de données initiales sur la 
plage d’erreur de prévision (la distribution des données possibles).  

La Figure 42 présente l’algorithme développé pour appliquer la MCS pour le but de générer 
chaque nouveau profil de données sous considération.  

D’abord, la sous-séquence « Monte Carlo Simulation » reçoit un des profils de données 
prédites de 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏, appelé le 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃. Ensuite, la MCS génère une matrice 𝐴𝐴 avec 
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Figure 41 : Description complète de la séquence « Évaluation DA-OPF ». 

Les limites pour chaque pas de temps sont les valeurs minimales et maximales possibles de 
profil de données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 décritent par (51) et (52) : 
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Figure 42 : Modélisation des incertitudes de prévision de données par MCS.  

𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚(𝑖𝑖) = 𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃(𝑖𝑖) − 𝐸𝐸�  (51) 

𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚(𝑖𝑖) = 𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃(𝑖𝑖) + 𝐸𝐸� (52) 

Dès que ce processus d’attribution des valeurs de sous-séquence « Monte Carlo 
Simulation » est terminé, le profil 𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 est attribué. Dans le cas de l’évaluation actuelle, 
cette procédure est produite pour les profils de la génération PV et de la consommation MRCI. 
La MCS génère la nouvelle combinaison des paramètres considérés à chaque itération 𝑁𝑁 
jusqu’à la fin de l’évaluation. 

Une fois les paramètres générés par la sous-séquence « Monte Carlo Simulation », ils 
rentrent dans la sous-séquence « OPF » de la séquence « Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏» (la 
même formulation mathématique que pour la séquence « OPF » décrit précédemment) avec 
les données du système. Ensuite, la sous-séquence « OPF » en trouvant les résolutions 
globales génèrent le 𝐷𝐷𝐷𝐷 − 𝑂𝑂𝑂𝑂𝑂𝑂𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑁𝑁  pour chaque 𝑁𝑁-ème cycle. Ce processus est décrit sur la 
Figure 41. L’évaluation se réplique 𝑁𝑁 fois, afin d'évaluer l'impact possible sur la gestion du 
MRCI, en raison de l'erreur de prévision de données. Le choix de 𝑁𝑁 doit assurer un compromis 
entre précision de simulation et temps de calcul. Il est présenté dans la section 3.5.1.1. Pour 
le cas d’étude actuel, 𝐸𝐸(𝑋𝑋) et 𝜎𝜎(𝑋𝑋) de (50) sont respectivement la valeur moyenne de LAMP 
pour le jour simulé et sa valeur d’écart-type. 𝑁𝑁 est le nombre d'échantillons de simulation. 𝜀𝜀 
est l'erreur de simulation maximale autorisée choisie. Enfin, la séquence « Évaluation 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏» vérifie que le problème d’optimisation est bien résoluble et que la stratégie 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 ne dépasse pas les limites opérationnelles du MRCI pour chaque itération 𝑁𝑁. Il 
est possible d’analyser les résultats à l’aide d’histogrammes, de statistiques sommaires, 
d’intervalles de confiance, etc. Après 𝑁𝑁 itérations réussies, la stratégie de gestion prédictive 
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𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 développé, devient 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 – la stratégie de la gestion prédictive 
développée évaluée pour le 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 de MRCI. Ensuite, elle est acceptée pour être appliquée 
pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. En cas de confirmation de faisabilité, le LFM va recevoir de l’Agrégateur la 
confirmation de participation dans l’offre 𝑋𝑋 des SS de flexibilité. Dès que l’offre est confirmée 
par l’Agrégateur, le MRCI va recevoir des profits économiques dans le cas de sa mise en œuvre 
ainsi que des pénalités en cas d'échec. 

Il est possible que pendant le processus d’évaluation de 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏, il y ait des états où 
le solveur (l’optimisation) ne puisse pas résoudre la FO. Aussi, il y a certains cas où une valeur 
opérationnelle dépasse les limites unitaires et les contraintes. Dans ce cas, le 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 
d’offre 𝑋𝑋 sera reconnu comme infaisable et tout le processus reviendra vers la séquence 
« OPF » en excluant l’offre X. Cela est indiqué sur les Figure 34 et Figure 41. 

La séquence « OPF » définira une autre offre de SS de flexibilité optimale, développera la 
nouvelle stratégie de gestion prédictive 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏, qui, à son tour, passera encore à 
travers la séquence « Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏». Si l’évaluation de nouvelle solution est 
réussie, cette stratégie d’opération prédictive deviendra le 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 et sera accepté 
pour être appliqué pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. Autrement, il sera requis de recommencer la séquence 
« OPF », comme décrit au-dessus en excluant cette offre.  

Si aucune offre de SS de flexibilité dont le cas de base ne peut réussir à s’évaluer dans la 
séquence d’évaluation, ce type de système électrique aura besoin d'une intervention 
(humaine, DSO, etc.) aussi qu’une reconfiguration du système électrique ou une modification 
de son état d’opération. Le processus d'optimisation doit être répété dès le début avec les 
données du système actualisé [249]. 

3.6.6 Gestion de MRCI 

La Figure 43 présente la partie « Gestion » du MRCI et son positionnement dans 
l’algorithme principal développé (Figure 34). 

 

Figure 43 : Les flux d’information de la partie « Gestion » du MRCI et son positionnement dans 
l’algorithme principal développé. 

Pendant la journée 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 considéré, le CESS du MRCI et la consommation flexible vont être 
opérés par l’Agrégateur (EMS) selon la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 définit précédemment. Le 
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CESS du MRCI applique ce profil de la stratégie développée comme une référence de gestion 
d’énergie chargée / déchargée en fonction du temps. L’Agrégateur, à son tour, va gérer les 
Prosommateurs ou la consommation flexible du MRCI conformément à l’offre du SS de 
flexibilité du 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆. En même temps, le jour de la gestion 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 considéré, l’EMS du 
MRCI œuvrera sur la définition de la stratégie DA-OPF pour J+3. 
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Conclusion du chapitre 

Ce chapitre est consacré aux stratégies d’optimisation des flux énergétiques dans les 
microréseaux communautaires. Il présente la problématique et les moyens de la résoudre. La 
seconde partie de ce chapitre a été consacré à la description du système de la gestion optimale 
d’énergie développée pendant les travaux de cette thèse. Le principe du système de gestion 
développé a été présenté d’abord de manière généralisée, ensuite il a été démontré la 
description détaillée des étapes, des systèmes et des sous-systèmes impliqués ainsi que leurs 
interactions. 

Le principe du système de la gestion du microréseau communautaire intelligent (MRCI) 
développé n’est pas très complexe, mais il permet de prendre en considération les 
technologies pour une gestion efficace. La décomposition des processus en étapes permet de 
décomposer un système assez complexe en un coup d'œil en étapes plus simples et plus 
compréhensibles. Les stratégies développées ne prennent pas seulement en compte la 
gestion du microréseau communautaire intelligent de manière optimale, mais il prend 
également en compte la possibilité de rendre des services système (SS) de flexibilité pour le 
réseau de distribution (DG). L’importance de cet aspect de même que le besoin urgent de la 
flexibilité pour le réseau de distribution ont été bien soulignés dans les chapitres précédents. 
Le système de gestion développé est adapté soit aux systèmes de stockage résidentiels, soit 
au système de stockage centralisé (CESS) tout en augmentant l’autoconsommation 
individuelle (ACI) et l’autoconsommation collective (ACC). Une importance particulière est 
portée à la précision du système de prévision ainsi qu’à la formulation mathématique du 
problème d’optimisation. Le système de prévision a été basé sur le réseau apprentissage en 
profondeur (DL) de neurones récurrent à longue mémoire à court terme (LSTM) présenté dans 
ce chapitre. L’optimisation de la gestion du flux a été impliquée par la programmation non 
linéaire à nombres entiers mixtes (MINLP) aussi décrite dans ce chapitre. L’approche 
combinée de la prévision de données et l’optimisation permet de définir la stratégie de gestion 
optimale du microréseau communautaire intelligent à l’avance pour assurer la gestion 
prédictive fiable et économique. Une place spéciale a également été accordée à la 
comptabilisation des erreurs de prédiction et leur impact sur la gestion possible du 
microréseau communautaire intelligent. Dans le système de la gestion développée, cela est 
réalisé par l’application de la méthode de simulation Monte-Carlo (MCS). Le système 
d’évaluation de la stratégie développée permet d’agrandir et de conformer à l’avance la 
faisabilité et la résilience de la stratégie développée avec un haut degré de probabilité.  

Le système de gestion prédictif, développé et présenté dans ce chapitre, dispose de toutes 
les fonctionnalités nécessaires pour avoir une gestion du microréseau prédictive sûre et 
efficace prenant en compte la notion de la flexibilité dans les réseaux électriques, qui est très 
importante, voire cruciale aujourd’hui. Le système développé permet à tout moment 
d’intégrer de technologies supplémentaires, comme les moyens de reconfiguration du réseau, 
du marché d’électricité en temps réel, et bien d'autres technologies dépendant du cas précis 
de la communauté considéré. Le chapitre suivant va présenter l’évaluation pratique du 
système de gestion prédictif développé par son application sur la communauté réelle et son 
analyse d’efficacité postérieure. 
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 Évaluation pratique  
 

Ce chapitre présente le processus préparatoire pour l’évaluation pratique de la stratégie 
de gestion développée décrite dans le chapitre précédent. Il commence par la description du 
cas d’évaluation pratique, soit la communauté urbaine réelle choisie qui va être convertie en 
microréseau communautaire intelligent. Le chapitre présente les paramètres de la 
communauté, l’analyse profonde de son profil de la consommation, du système de 
distribution existant ainsi que de l’emplacement géographique.  

Ensuite, ce chapitre décrit le dimensionnement des systèmes photovoltaïques et du 
système de stockage d'énergie centralisé (CESS) pour le microréseau communautaire 
intelligent considéré. Le choix a été justifié par plusieurs méthodes et techniques. Les deux 
stratégies de la tarification de l’électricité ont été définies (Heures Creuses / Tarification 
Dynamique). Enfin, le chapitre présente et décrit les trois services système (SS) de flexibilité 
considérée comme possible pour l’évaluation pratique. 

Les données obtenues dans ce chapitre composent les données de base pour l’évaluation 
pratique du système de la gestion développée.   
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4.1 Description de cas d‘étude 

Comme décrit précédemment, l'UE s'est engagée à réduire ses émissions de GES d'au 
moins 40% jusqu'en 2030, avec une part prévue de 50% d'ici 2030. En France, la loi de la 
transition énergétique ambitionne de porter à 50% la part des ER dans la consommation finale 
d’énergie des zones insulaires non interconnectées en 2020 (vers une autonomie énergétique 
en 2030). Pour la France métropolitaine, le PPE (Annexe B.8) vise d'avoir une partie de 40% 
d’ER d'ici 2030 pour le bilan total de génération d’énergie. Dans cette circonstance, la 
communauté locale de flexibilité décrite précédemment est un moyen efficace pour gérer 
l'énergie au niveau communautaire. 

Pour l’évaluation pratique du système de gestion développé, il a été choisi la commune 
urbaine d’Alfortville (94140), située dans la région Île-de-France, en Val-de-Marne, à 
l’arrondissement Créteil. Le plan ci-dessous, Figure 44. 

 

Figure 44 : Carte de localisation d'Alfortville par rapport à Paris. 

Alfortville est une commune française typique de la Métropole du Grand Paris (MGP). 
Cette commune a été choisie en raison de sa proximité de l’Université Paris-Est Créteil (UPEC), 
de la disponibilité des informations, ainsi que du soutien de ce projet par la mairie d’Alfortville. 

Alfortville est située au confluent des rivières Seine et Marne, avec une longueur totale de 
4,5 km et une largeur allant de 0,5 km à 1 km. La ville est reliée à la Marne au nord, au chemin 
de fer Charenton-le-Pont à l'est, au chemin de fer Paris-Lyon à l'est, aux Maisons-Alfort dans 
l'A86 au sud, au Choisy-le-Roi et à Créteil, et à la Seine à l’ouest. La Seine sépare Alfortville de 
Vitry-sur-Seine et de Neuilly-sur-Seine comme montre la Figure 45. La commune compte 44 
milles d’habitant et environ 3,67 km nets carrés de superficie.  

Pour l’instant, la commune ne dispose pas de génération d’ER considérable. Le but du ce 
cas d’étude est d’évaluer une des possibilités de transition énergétique pour cette commune 
et l’amener vers les objectifs de l'État, de croissance verte et de décarbonisation. L’expérience 
obtenue peut être appliquée par la suite pour d’autres communes urbaines similaires en 
France (77,5% de la population vit dans ce genre de communes urbaines (2019) [250]). 
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Figure 45 : Description, vue 2D et 3D d’Alfortville (source [251]). 

D’abord, cette étude commence par la description de cette commune du point de vue 
énergétique. Selon l’opérateur Enedis, la partie gauche de la Figure 46 présente les zones et 
le nombre d’abonnées résidentielles (puissance souscrite <36kVa). La partie de droite 
présente la densité de la consommation résidentielle annuelle en fonction de l’emplacement. 
Le nombre exact des clients (points de livraison d’électricité) résidentiels est 21852 (2020). 

 

Figure 46 : Consommation et thermosensibilité électriques par secteur d’activité. À droite, la 
carte de la distribution du nombre d'abonnés, à gauche la consommation (source [252]). 

Selon « open data » d’Enedis [252], la consommation totale annuelle (2019) résidentielle 
d’Alfortville était de 71772 MWh. La Figure 47 et la Figure 48 présentent la courbe de la 
consommation communautaire annuelle avec une résolution d’une demi-heure et de 12 
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heures. En rouge sur la Figure 48, il est aussi présenté la consommation électrique 
hebdomadaire.  

 

Figure 47 : Alfortville : La consommation annuelle résidentielle (2019, résolution : une demi-
heure) (source [252]). 

 

Figure 48 : Alfortville : Le profil de la consommation annuelle résidentielle (2019, résolution : 
12 heures) et hebdomadaire (source [252]).  

La Figure 49 présente la répartition des valeurs de la consommation résidentielle moyenne 
par mois et par jour de la semaine, par rapport à la valeur moyenne. Sur la Figure 48, 
l’augmentation du pas de la résolution du profil permet de mieux voir les fluctuations de la 
consommation en fonction du jour de la semaine ainsi que de la saison. Le même phénomène 
peut être vu sur la Figure 49. 

Le profil hebdomadaire de consommation d’Alfortville (Figure 48) ainsi que les valeurs de 
la consommation résidentielle moyenne par jours de la semaine (Figure 49) présentent une 
différence de la consommation entre les jours ouvriers et les weekends, à la fois par profil et 
par valeur. 

Le réseau de distribution (DG) d’Enedis d’Alfortville est présenté sur la Figure 50 [253].  

Le type du DG d’Alfortville est radial. D’abord, le réseau diverge de la sous-station principale 
(qui se trouve à Ivry-sur-Seine) par des lignes souterraines de hautes tensions, type A (HTA), 
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Figure 49 : Alfortville : Répartition des valeurs de la consommation résidentielle moyenne par 
mois et par jours de la semaine. 

 (1,5-75kV AC). Ces lignes rejoignent Alfortville par les ponts de Seine (pont d’Ivry et pont du 
Port à l’Anglais). Puis, plusieurs postes HTA / BT distribués alimentent les consommateurs par 
des lignes souterraines BT. 

 

Figure 50 : Cartographie des réseaux exploités par Enedis (source [253]). 

Après la définition du profil de la consommation, le travail de cette thèse prévoit le 
processus de conversion de la communauté urbaine Alfortville en MRCI Alfortville. Cette 
étape sera effectuée par l’installation des moyens de DER et de système de stockage centralisé 
communautaire (CESS). Ces actions permettent de prévoir un des chemins futurs vers la 
transition énergétique et la croissance verte pour les communes urbaines françaises.  
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4.1.1 Choix d’un système d’ER 

La notion de Taux de Pénétration (TP) d’énergie représente la puissance maximale 
produite par une source d’énergie en relation de la puissance totale générée. La notion de TP 
des ER représente la puissance maximale générée par ER, 𝑃𝑃𝑝𝑝𝑝𝑝𝐶𝐶𝐶𝐶Ê𝑇𝑇𝐸𝐸, en relation de la 
consommation maximale possible, 𝑃𝑃𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀, comme ci-dessous (53). 

𝑇𝑇𝑇𝑇𝐸𝐸𝐸𝐸 =
𝑃𝑃𝑝𝑝𝑝𝑝𝐶𝐶𝐶𝐶Ê𝑇𝑇𝑇𝑇

𝑃𝑃𝑐𝑐𝑐𝑐𝑛𝑛𝑛𝑛𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀  (53) 

Il est prévu dans la législation actuelle (article 22 de l’arrêté du 23 avril 2008 relatif au 
raccordement des installations de production [199]) la possibilité pour le gestionnaire de 
réseau insulaire de demander des effacements de production d’ER dans le cas où la puissance 
active injectée par les ER dépasse 30% de la puissance active transitant sur le réseau. 
Autrement dit, la réglementation actuelle limite le TP des ER à 30% pour réduire, 
théoriquement, les risques de déséquilibre de charge. D’autre part, le stockage est considéré 
comme un élément clé, qui permettra l’application des taux de pénétration plus élevés. 

L’arrêté 30/04/2017 de l'article L. 341-2 du code de l'énergie [254] fixe à 35% le taux 
instantané de production à compter du 01/01/18, à partir duquel le gestionnaire du réseau 
peut déconnecter les producteurs pour préserver la sûreté du fonctionnement du système. 
Inversement, la loi de transition énergétique LTECV (Annexe B.3) et la programmation 
pluriannuelle de l'énergie (PPE) (Annexe B.8) ambitionnent de porter à 40% la part des ER 
dans la consommation finale totale d’énergie en 2030, et à 50% en 2050. Il est évident qu’avec 
un taux de pénétration de 30 ou 35%, il est impossible d’atteindre ces objectifs de couverture 
de 40% (ou 50%) de la consommation totale par les ER.  

En réalité, pour le système électrique avec la génération PV, sans système de stockage et 
de gestion de flux, le TP d’ER est limité à 30%. Cette valeur dans la majorité des cas peut 
assurer la stabilité du système électrique [102]. Ces valeurs plus importantes amènent la 
possibilité de perturbations conséquentes dans le DG à la suite du caractère intermittent et 
incontrôlable des ER. De ce fait, ils réduisent sa stabilité.  

Grâce à l’intégration des systèmes de stockage électrique et de gestion énergétique, le TP 
des ER peut être significativement augmenté. Le système de stockage peut absorber des 
surproductions, mais aussi, couvrir le manque de production en augmentant la marge de 
sécurité du système. Le TP des ER dépend de plusieurs facteurs, comme la demande 
d’électricité, les moyens financiers, la superficie disponible... La recherche actuelle dans le 
domaine des microréseaux connectés au DG connait les TP qui peuvent atteindre jusqu’à 
600% [255]. Pour certains systèmes électriques connectés au réseau comme dans [256] et 
[257], le TP peut atteindre jusqu’à 200-400%, mais avec des moyens intégrés significatifs de 
stockage. Dans la plupart des cas réels, le retour sur investissement d'un projet avec le TP de 
tel ordre est presque impossible. Pour le microréseau connecté au DG, de nombreuses études 
confirment que grâce au système de stockage et la gestion intelligente des flux électriques, la 
valeur du TP de l’ordre de 120-150% est acceptable et assez facile à assurer. Cela du côté 
technique, comme du côté des investissements [258]–[260]. Plusieurs études appliquent la 
valeur du TP à 130% comme une valeur optimale du microréseau connecté au DG [261]–[263].  
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Parce qu’actuellement, il n’existe pas de demande concrète sur les paramètres du MRCI 
Alfortville, le choix de 130% du TP de la commune est considéré comme optimal. Cela pour 
l’investissement, l’opération, la surface et les avantages appropriés. 

La consommation maximale horaire de la commune Alfortville 𝐸𝐸𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 est égale à 16,2 MWh, 
ce que correspond à une puissance pic 𝑃𝑃𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 = 16,2𝑀𝑀𝑀𝑀 [252] (Figure 47). Pour l’évaluation 
expérimentale, la puissance PV installée dans le MRCI Alfortville sera considérée selon (54) 
qui est une expression de (53). 

𝑃𝑃𝑝𝑝𝑝𝑝𝐶𝐶𝐶𝐶Ê𝑇𝑇𝑇𝑇 = 𝑃𝑃𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 ∗ TP𝐸𝐸𝐸𝐸 = 16,2 MW ∗ 130% ≈ 20 MWp/h (54) 

De manière indicative et selon le logiciel CalSol d’Institut National d’Energie Solaire (INES) 
[264], il va être calculé approximativement la génération PV annuelle considérée et la surface 
relative appropriée. Ce logiciel va permettre de prendre en compte les données climatiques 
par lieu géographique, le gisement solaire annuel, les pertes énergétiques, etc. Ci-dessous est 
présentée une description brève de la commune Alfortville du point de vue climatique et 
solaire. 

La latitude d’Alfortville est de 48,64 °, la longitude est de 2,25 ° et l'altitude est de 37 
mètres. Le Tableau 22 et le Tableau 22 de l’Annexe R présentent les données climatiques 
annuelles cumulées où la fraction solaire représente le rapport entre la durée 
d'ensoleillement et la durée du jour. La durée d'ensoleillement est mesurée par un 
héliographe avec un seuil de 120 watts par mètre carré sur l'intensité du rayonnement 
lumineux. 

L'irradiation globale maximale sur l'année est composée de 1213 kWh/m² pour une 
orientation optimum de 0 ° (plein sud) et une inclinaison optimum de 28 ° (sans tenir compte 
du masque sur l’horizon). Le Tableau 23 de l’Annexe R présente des données d’irradiation 
d’Alfortville. 

De cette façon, 20 MWp de puissance de génération PV considérée pour Alfortville 
représentent environ 21 564 MWh de génération électrique annuelle. Ce qui représente 
environ 30% de la consommation totale communautaire annuelle (71772 MWh).  

De même, la surface nette d’installation de 20 MWp nécessite de trouver environ 160000 
m2 de superficie adaptée (sur les toits, parkings, etc.) lors de l'utilisation de panneaux PV 
typique du marché. Comme il est possible de voir sur la Figure 45, en raison de la haute densité 
du milieu urbain d’Alfortville, il serait difficile de trouver cette superficie adaptée, mais cela 
semble faisable. En comparaison, pour atteindre le niveau d’ER prévu par l’État (40% de 
génération d’ER de bilan total en 2030), la puissance installée doit être plus grande, vers 27 
MWp et la profondeur de pénétration PV doit atteindre plus que 170%. Cela nécessite une 
augmentation significative de la capacité de stockage, de la superficie d’installation, une 
augmentation considérable du coût de conversion de commune en MRCI. Cela deviendrait 
difficile à réaliser dans la commune considérée. Pour l’évaluation actuelle, la valeur du TP de 
130% (20 MWp) est considérée comme optimale entre le prix, les fonctionnalités, la faisabilité 
et la surface. 
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Actuellement, les panneaux PV ne sont pas installés physiquement sur les toits d’Alfortville. 
En conséquence, il n’y a pas de données historiques pour le système de prévision. Cependant, 
il est supposé qu’une idée de ces données peut être obtenue en prenant exemple sur la courbe 
générale de la génération PV de la région Île-de-France, disponible par Enedis. En raison de la 
proximité relative, il est supposé que les conditions météorologiques des différentes zones 
d'Île-de-France ne soient pas significativement éloignées, tout au long de l’année. Cette 
courbe sera ajustée à l’échelle de la puissance PV considérée : 20 MWp. La Figure 51 

 

Figure 51 : La consommation et la génération PV considérée de MRCI Alfortville (2019, 
résolution : demi-heure). 

présente la courbe de consommation et de génération PV obtenues.  

Dans l’analyse des données, la notion de Surproduction d'Énergie (SE) est introduite par 
(55). 

𝑃𝑃𝑆𝑆𝑆𝑆 = 𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃𝑃 − 𝑃𝑃𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 
 

(55) 

L’analyse primaire des données de base montre que dans 60% des jours de l’année 
considérée, la génération PV ne dépasse pas la consommation de communauté (𝑃𝑃𝑆𝑆𝑆𝑆 < 0). 
Pour la totalité d’années, le taux d’autoconsommation moyen est d’environ 90% (valeur 
minimale : 70%, valeur max : 100%). 

En cas de grande quantité de données statistiques, l'utilisation efficace de ces résultats 
peut rendre le processus décisionnel difficile. C’est pourquoi, les 𝑷𝑷𝟓𝟓𝟓𝟓 et 𝑷𝑷𝟗𝟗𝟗𝟗 (et autres 𝑃𝑃𝑥𝑥) 
sont des paramètres utiles pour comprendre comment les nombres sont distribués dans un 
échantillon (les intervalles crédibles bayésiens, Bayesian credible intervals). Dans les 
statistiques bayésiennes, un intervalle crédible est un intervalle dans lequel une valeur du 
paramètre non observé tombe avec une probabilité particulière [265]. Il s'agit d'un intervalle 
dans le domaine d'une distribution de probabilité postérieure ou d'une distribution prédictive. 
La généralisation aux problèmes multivariés est la région crédible. La valeur de calcul 
dépendra du type de distribution qu’il a été choisi de créer. Par exemple, s’il est décidé d'opter 
pour une courbe de probabilité de dépassement, la distribution de 𝑃𝑃10 de X, représente que 
10% des observations dépasseront la valeur de X [266]. Le 𝑃𝑃 signifie le centile. 

La description du centile (ou percentile) la plus répandue : le 𝑥𝑥-ème centile (0 <x<100) 
d'une liste 𝐺𝐺 de valeurs ordonnées 𝑁𝑁 (triées du plus petit au plus grand) est la plus petite 
valeur de la liste, de telle manière que 𝑥𝑥 pour cent des données soit inférieure ou égale à cette 
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valeur. Ceci est obtenu en calculant d'abord le rang ordinal 𝑛𝑛, puis en prenant la valeur de la 
liste ordonnée 𝐺𝐺 qui correspond à ce rang. Le rang ordinal 𝑛𝑛 est calculé par (56). 

𝑛𝑛 = �
𝑥𝑥

100
∗ 𝑁𝑁� 

 
(56) 

Le 𝑥𝑥-ème centile des valeurs ordonnées est présenté dans (57). 

𝑃𝑃𝑥𝑥 = 𝐺𝐺[𝑛𝑛] 
 

(57) 

Les valeurs de centile 𝑃𝑃𝑥𝑥 vont être appliquées dans le traitement profond des données 
obtenues. La valeur 𝑷𝑷𝟓𝟓𝟓𝟓 est le centile centre / moyen qui représente l'estimation qui se 
produit avec la probabilité la plus élevée, également appelée « meilleure estimation », et elle 
peut être dépassée avec une probabilité de 50%. Le 𝐏𝐏𝟗𝟗𝟗𝟗 doit être dépassé avec une probabilité 
de 90% et il est considéré comme une « estimation prudente ». 

La Figure 52 présente plus précisément la SE non-autoconsommée journalière pour l’année 
considérée produite à partir de la Figure 51. 

 

Figure 52 : MRCI Alfortville : Le surplus d’énergie journalier non-autoconsommé.  

La Figure 53 montre la distribution des valeurs de surproduction en fonction du nombre de 
jours. Le 𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎 , 𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝟓𝟓𝟓𝟓 et 𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝟗𝟗𝟗𝟗 de la Figure 52 et de la Figure 53 représentent  

 

Figure 53 : MRCI Alfortville : La distribution des valeurs de la SE non-autoconsommée en 
fonction du nombre de jours. 
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respectivement la valeur moyenne annuelle, le 50ème et le 90ème centile de SE non-
autoconsommé. 

De ces dernières figures, la valeur de la SE journalière plus probable (𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝟓𝟓𝟓𝟓) est égale à 
16,26 MWh. Le valeur moyenne de SE journalière (𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎) est de 24,46 MWh et 
représente la valeur d’environ du 60ème centile (𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝟔𝟔𝟔𝟔). Autrement dit, les 60% des valeurs de 
SE non-autoconsommée sont au moins égales à la valeur 𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎𝒎. Cette analyse montre 
que le système de la génération PV selon le TP définit précédemment, permet dans les 60% 
des cas de ne pas recourir au système de stockage d’énergie.  

Selon (61) de l’Annexe N, la Degré d'Autosuffisance (DAs) de MRCI Alfortville est 32,60%. 

Selon (62), le Taux d'Autoconsommation d'électricité (TAé) de MRCI Alfortville est 
92,81%. 

Par conséquent, le Degré d'Autonomie électrique (DAé) (63) de MRCI Alfortville est 
35,11%. 

L’étape suivante est de définir la capacité du système de stockage de MRCI Alfortville 
considéré. Le traitement des données de surproduction électrique produit ci-dessus permet 
de voir et de définir les contraintes et les valeurs d’une estimation optimale et de la capacité 
de stockage requis. 

4.1.2 Choix du système de stockage 

La [267] explique que la capacité de stockage requit augmente à mesure que la pénétration 
des ER augmente, et ce, quel que soit le mélange entre l’éolien et le solaire. La taille de 
stockage requise augmente de façon exponentielle à mesure que la pénétration des ER 
approche le 100%. Il convient également de noter que de plus grandes pénétrations de PV 
nécessitent des capacités de stockage beaucoup plus importantes [268]. 

Pour les microréseaux des zones insulaires non interconnectées avec le DG, le choix des 
tailles des unités de génération et de stockage est assez important et compliqué. Ce choix est 
limité par les demandes énergétiques d‘un côté, et par les possibilités financières de l’autre 
[269]. Ce type de problème de dimensionnement nécessite des données précises et des 
systèmes d’optimisation de dimension comme l’optimisation par l’Optimisation par Essaims 
Particulaires (PSO, Particle swarm optimization) [270], GA [271], par programmation convexe 
[272], etc. Dans les systèmes électriques connectés au DG, le surplus ou déficit de l’électricité 
peut être fourni par le DG. La capacité totale du DG est considérée comme presque infinie en 
comparant la capacité de MRCI. Néanmoins, cette capacité est généralement limitée par les 
contraintes et les exigences du DG et par les lignes d’alimentation. Quand le système est 
connecté au DG (mode non insulaire), c’est le DG qui est responsable de la qualité 
d’alimentation (fréquence et tension) dans la zone donnée. L’autonomie des microréseaux 
connectés en permanence au DG doit assurer au minimum la durée des coupures et accidents 
graves dans le DG. Le reste du temps, l’alimentation est assurée par le DG. S’il y a coupure ou 
accident grave au sein du DG (par exemple, accidents d’équipements, coupures planifiées ou 
non, etc.), le microréseau se déconnectera (mode hors réseau), et continuera d’alimenter 
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communauté. Le microréseau sera alors responsable de la qualité de l’alimentation (assurer 
les niveaux de fréquence, tension, les limites des flux internes). Le microréseau deviendra une 
Alimentation Sans Interruption (UPS, Uninterruptible Power Supply) pour la consommation 
sensible [135].  

Dans les travaux de cette thèse, il est considéré que le système de stockage de MRCI 
Alfortville doit assurer l’alimentation de la communauté pendant les accidents graves de DG 
possibles, autrement dit, il doit assurer l’alimentation presque en continu d’un côté. D’autre 
coté, il doit permettre de stocker le surplus d’énergie dans majorité des cas (car MRCI n’est 
pas envisagé de fonctionner de manière permanente en site isolé). Pour définir la durée 
moyenne des accidents graves et donc dimensionner le système de stockage nécessaire, il faut 
étudier la statistique des accidents et des coupures dans le DG en France. Selon [273], la Figure 
54 et la Figure 55 présentent la durée et la fréquence moyenne de coupure en réseau BT et 
HTA par d'Enedis. 

 

Figure 54 : La durée et la fréquence moyenne de coupure en réseau BT d'Enedis (source [273]). 

 

 

Figure 55 : La durée et la fréquence moyenne de coupure en réseau HTA d'Enedis (source 
[302]). 

Les données statistiques de 10 dernières années montrent que la valeur de la durée 
maximale de la coupure moyenne est d’environ 70 minutes. Le nombre de coupures est 
environ 3 par an. Dans les travaux de cette thèse, cette valeur va être considérée comme une 
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des contraintes pour assurer l’alimentation de MRCI. Le système de stockage requis doit 
pouvoir alimenter la communauté en pleine consommation, pour une durée minimum de 70 
minutes. Le reste du temps, quand il n’y a pas de coupures du DG, le système de stockage de 
MRCI va absorber le surplus d’ER ou va être utilisé pour fournir les SS de flexibilité au DG. 

Un modèle simple de batterie parenté dans [274] est mis en œuvre pour évaluer la taille 
nominale du système de stockage. Le modèle doit prendre en compte la Profondeur de 
Décharge (DoD%), la Demande Possible Maximale (𝐸𝐸𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀), la Durée d'Autonomie (𝑫𝑫) et le 
vieillissement. Le DoD est sélectionné de manière optimale pour chaque batterie pour garantir 
sa durabilité et son efficacité. La recherche [275] montre que les batteries NaS ont 100% de 
DoD et elles peuvent être complètement déchargé (jusqu’à 0% de SOC). Par contre, les 
batteries au plomb présentent des performances dégradées avec un DoD aussi élevé. Selon 
[276], [277], le SOC minimal est égal à 20% et le SOC maximal à 100% (le DoD est de 80%) pour 
les batteries Li-ion. Ces paramètres seront aussi à prendre en compte dans cette étude. La 
demande requise 𝐸𝐸𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 represente la consommation maximale possible, décrite dans la 
section 0. La 𝑫𝑫 indiquent la durée pendant laquelle la batterie est capable de répondre à la 
demande. Pour cette étude, c’est la durée de coupure moyenne possible dans le DG d’Enedis. 
Les températures de fonctionnement et le vieillissement affectent également le 
fonctionnement du BESS. Les facteurs d’une BESS sont généralement très complexes, ils 
dépendent des technologies des batteries, des conditions d’utilisation, de l’état de 
vieillissement des batteries, etc… et ils sont non linéaires. Par conséquent, d'après [278], la 
température de fonctionnement moyenne de BESS de grandes échelles est de 28 °C , le facteur 
de correction de température est considéré de 0,964.  

Selon [279], le facteur de vieillissement pour la batterie est de 15%. Pour cette étude, il est 
considéré le marge d’erreur d’un « facteur de correction » des impacts de température et de 
vieillissement des batteries 𝐶𝐶𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸, qui est évalué par (58) et inclus dans (60) pour le 
dimensionnement de la batterie.  

𝐶𝐶𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸 = (0,964 ∗ 1,15) = 1,108 ≈ 110% (58) 

La capacité de la batterie requise en kilowatt-heure 𝐸𝐸𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏 (max) est dans (59). 

𝐸𝐸𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏 =  
𝐶𝐶𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸𝐸 ∗ 𝑃𝑃𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 ∗ 𝐷𝐷

𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷
 

(59) 

Il est prévu que l’exigence principale soit d’alimenter la consommation maximale possible 
𝑃𝑃𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀𝑀 pendant une coupure de 70 min.  

𝐸𝐸𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏 =
110% ∗ 16,2MWh ∗ (70

60� )ℎ
80%

= 25,83MWh ≈ 25MWh  
(60) 

Conformément à ces calculs, la taille minimale de CESS est égale à 25 MWh. Selon l’analyse 
de distribution de la SE non-autoconsommée de la Figure 53, cette 𝐸𝐸𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏𝑏 permet d’absorber 
la totalité de SE dans environ 61% des cas (équivalent 𝑃𝑃𝑆𝑆𝑆𝑆61). En termes d'analyse statistique, 
cela est plus élevé que la « meilleure estimation ». Ce résultat se trouve dans la zone 
d’estimation entre « meilleur » et « prudente » (entre 𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝟓𝟓𝟓𝟓 et 𝑷𝑷𝑺𝑺𝑺𝑺𝟗𝟗𝟗𝟗). 

 En totalité, la valeur 𝐸𝐸𝑏𝑏𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎𝑎 définie dans (60), permet dans 80% de l’année de ne pas injecter 
de l’électricité dans le DG (ne pas avoir de SE). En fonction de l’estimation du besoin 
d’alimentation minimal et de l’analyse de la « confiance » produite ci-dessus, la valeur 25 
MWh est considérée comme optimale entre le prix, la fonctionnalité et la capacité répondant 
aux critères définis précédemment. 
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À Alfortville, il n'y a pas assez d'informations sur la disponibilité ou sur l’absence des 
systèmes de stockage résidentiel. Les travaux de cette thèse prévoient l'apparence future des 
Prosommateurs, avec leur propre système de génération PV, de stockage électrique et de 
EMS local. Dans ce cas-là, les Prosommateurs peuvent être aussi gérés par l’Agrégateur de 
MRCI Alfortville. Actuellement, le CESS est considéré comme le type de système de stockage 
principal de MRCI Alfortville. Il a été choisi 5 pièces du BESS de type « conteneur » : Kokam 
High Power Type KCE-5061 -5 MWh. Les caractéristiques techniques sont présentes dans la 
Figure 110 de l’Annexe Q.   

 Selon la Figure 50, le système d’alimentation d’Alfortville (HTA) peut est amené vers 
la vue simplifiée présentée sur la Figure 56. 

 

Figure 56 : Vue simplifiée du DG (HTA) d’Alfortville (source [253]). 

Le scénario d’évaluation considère que la capacité actuelle du poste de répartition ainsi 
que la ligne HTA vers le Bus 1 est limitée à 15 MW. À cause de l’augmentation prochaine de 
la consommation à Alfortville (en raison de l'augmentation de la population), le système actuel 
de distribution du côté de HTA / HTA aura besoin d’investissements supplémentaires 
considérables. Ces investissements sont nécessaires pour la rénovation et l’agrandissement 
de la capacité du poste de répartition ainsi que la ligne HTA vers Bus 1. Au lieu de cela, si 
Alfortville est conversée en MRCI Alfortville, cela permettra d’un côté d’avoir l’alimentation 
économique, écologique et constante pour la communauté, et ainsi, éviter les investissements 
coûteux de renforcement du réseau, et d’un autre côté, cela permettra d’avancer la 
communauté dans le processus de décarbonisation et de transition énergétique. Autrement 
dit, cette décision permettrait de transférer les investissements nécessaires pour le support 
du système radial conventionnel centralisé de DG dans l’ER et pour la transition énergétique. 
La Figure 57 montre l’emplacement schématique approximative des DER sur le territoire 
communautaire : des équipements de stockage (CESS) et de génération PV. 

Ici, la génération PV et les BESS de CESS sont considérés comme distribués dans les zones 
de consommation de MRCI d’Alfortville (Figure 57). De même, il est considéré que l’énergie 
PV générée et stockée en prédominance reste dans la zone de consommation locale. Dans ce 
cas, il est considéré que le bilan électrique global de génération PV ∆𝑃𝑃𝑃𝑃 non consommé 
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immédiatement, est sur le BUS2. Le bilan global de CESS ∆𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶 et de la consommation, eux 
sont connectés sur le BUS3. Cela permettra de ne pas prendre en compte les limites et les 
contraintes du DG en aval des BUS2 et BUS3. Autrement, le problème d’optimisation 
deviendra beaucoup plus complexe en raison du nombre de lignes et de nœuds dont les 
données sont inconnues. La Figure 58 présente la vue synthétisée du DG du MRCI Alfortville. 

 

Figure 57 : Emplacement approximatif des DER de MRCI Alfortville. 

 

Figure 58 : La vue synthétisée du DG du MRCI Alfortville. 
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Les BESS du CESS vont être connectés au réseau HTA déjà largement déployé (lignes rouges 
sur les Figure 50, Figure 56 et Figure 57). 

En raison de la densité urbaine considérable (vu à la Figure 45), il est prévu d’installer des 
unités de génération d’ER sur toutes les surfaces adaptées de la commune (sur les toits des 
bâtiments résidentiels, industriels, publics, techniques). La génération d’ER va être connectée 
en réseau HTA ou BT du DG (dépendant de la puissance d’unité). Le système de la distribution 
BT ainsi que les postes HTA / BT sont aussi déjà largement déployés sur le territoire de la 
commune (Figure 50). 

Pour formuler mathématiquement le problème d’optimisation, la configuration de MRCI 
Alfortville est considérée dans la Tableau 4. 

Tableau 4 : Évaluation pratique : données de la MRCI Alfortville. 

Topologie Réseau triangulaire principal à 3 bus 

Alimentation  Ligne d'alimentation au bus 1, limite de 15 MVA 
Consommation 16,2 MW de charge maximale sur le bus 3 

10% de charge considérée comme flexible  
Branches Ligne BUS1-BUS3, limité à 10 MVA 

Ligne BUS1- BUS2, limité à 10 MVA 
Ligne BUS2- BUS3, limité à 10 MVA 

DER Unités de génération PV distribuée (capacité totale 
installée 20 MWp), bilan de génération non 

consommé ∆𝑃𝑃𝑃𝑃 au bus 2 
CESS Capacité : 5 unités de 25 MWh  

Taux de charge / décharge totale maximum :  
100 MWh 

 Bilan de génération ∆𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶 sur le bus 3 
Généralement, la consommation flexible est représentée par les charges capables de réagir 

aux signaux externes. Dans le cas de cette étude, la consommation flexible supporte des 
programmes de DSM, CT et ICT. Il peut recevoir des signaux appropriés et adapter son niveau 
de consommation. La mise en œuvre correcte d'une DSM permet de maintenir les mêmes 
services finaux aux utilisateurs. Il est également possible de changer les habitudes des 
utilisateurs, tout en conservant le même label de confort. La consommation flexible peut être 
représentée par des bâtiments résidentiels avec support de DSM, des bâtiments BEPOS, des 
BBC (décrites dans la section 1.1.4), ou d’autres consommateurs capables de modifier la 
consommation selon la DSM (changement du mode de fonctionnement du HVAC, des charges 
déplaçables, comportement des utilisateurs, etc.). 

À cause de la distribution presque uniforme des unités de DER et de CESS considérées vers 
les zones de consommation, il est supposé que les contraintes des lignes existantes de BT et 
de HTA sur le territoire de la communauté (en aval de Bus2 et Bu3) ne seront pas dépassées 
et elles ne seront pas prises en considération. 
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4.2 Prévision de données par l’apprentissage en profondeur (DL) 

Pour obtenir la prévision des donnés de MRCI Alfortville, le 16 décembre 2019 fut choisi 
comme la journée de référence 𝐽𝐽. De cette façon, le 17 décembre 2019 est considéré comme 
la journée 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 pour laquelle le DA-OPF va être créé. La date de fin d’année a été choisie en 
raison de l’utilisation la plus complète des données historiques (plus longue séquence 
disponible du début d’année). Le système de prévision a besoin des valeurs historiques du 
paramètre de prévision (consommation, génération PV) et aussi des valeurs des données 
météorologiques. Les données météorologiques ont été prises parmi les données publiques 
de météo France [280] (conditions climatiques et températures extérieures). La Figure 59 
présente les données pour le 17 décembre 2019.  

 

Figure 59 : L’évaluation de la température, des conditions météorologiques et du vent pour le 
17 décembre 2019 (source Météo France [280]). 

Les conditions météorologiques ainsi que la température ambiante dans cette zone sont 
présentées avec une résolution d'une demi-heure. Les conditions météorologiques ont été 
graduées comme suit : du numéro 0 - défavorable, à 3 - très favorable. Cela permet de générer 
par réseau DL LSTM les prévisions de consommation et de génération PV. La Figure 59 montre 
que le 17 décembre 2019, toute la journée, les conditions météorologiques furent très 
favorables, spécialement pour la génération PV.  

4.2.1 Prévision de la consommation par l’apprentissage en profondeur (DL) 

Il y a là une relation significative entre la consommation communautaire et la température 
ambiante. Cela est particulièrement visible dans les zones où il y a un fort besoin de 
climatisation ou un besoin de chauffage électrique. Au vu de cette relation significative, la 
consommation et la température ambiante d’Alfortville seront les données d’entrée pour le 
système de prévision de consommation de MRCI Alfortville. Ce seront les données du 1er 
janvier 2019 au 14 décembre 2019. 90% des premières données de cette séquence ont été 
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utilisés pour entraîner le réseau LSTM. Le processus d’entraînement du réseau LSTM est 
présenté sur la Figure 60.  

Il est défini pour la prévision actuelle que la couche du réseau LSTM est constituée de 200 
unités cachées. Les unités vont être entraînées pendant 250 époques. Pour empêcher 
l’explosion des gradients, leur seuil a été défini à 1. Le taux d'apprentissage est un paramètre 

 

Figure 60 : Le processus d'entraînement du réseau DL LSTM (consommation). 

qui détermine la taille du pas à chaque itération tout en se déplaçant vers un minimum d'une 
fonction de perte. Le taux d'apprentissage initial est défini de 0,005 pour les 125 premières 
époques et est supprimé après en le multipliant par un facteur de 0,2. 

Le processus d’entraînement est exigeant en termes de calcul et prend quelques minutes 
pour un ordinateur de grande puissance (avec la GPU), ou des dizaines de minutes voire 
quelques heures pour un ordinateur moins performant (ordinaire). Pour les grandes 
collections de données, les prédictions sur la GPU sont généralement plus rapides à calculer 
que les prédictions sur l’Unité Centrale de Traitement (CPU, Central Processing Unit). Le 
temps de calcul est relatif aux longueurs de la séquence de données, des niveaux des couches 
de réseau, du pas de temps, etc. 

10% des dernières données de cette séquence ont été utilisés pour tester le réseau LSTM 
(mise à jour). Cette étape est importante pour ajuster les poids des cellules afin de les aider à 
concilier les différences entre les résultats réels et prévus. Dès que le processus est terminé, 
le système de prévision est alors prêt pour générer des prévisions. La séquence de données 
d’entrée est mise en place de cette manière : en entrant les données de jour avant J-1 (profil 
de la consommation communautaire du 15 décembre 2019 avec la prévision de la 
température ambiante pour le 17 décembre 2019), le système de prévision génère la prévision 
de la consommation du MRCI pour 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 (17 décembre 2019). La Figure 61 montre les valeurs 
de la consommation communautaire prévues et réelles pour le 17 décembre 2019. 

Il est possible de remarquer la forte ressemblance de ces deux profils. L’étape suivante est 
d’obtenir la prévision de la génération PV. 

4.2.2 Prévision de la génération PV par l’apprentissage en profondeur (DL) 
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Pour obtenir la prévision de la génération PV, il faut connaitre ses données historiques. 
Elles ont été définies précédemment dans la section 0 et présentées sur la Figure 51. Le 
résultat de la génération PV annuelle de MRCI Alfortville considéré est présenté sur la Figure 
62 et la Figure 63 avec le pas de résolution d’une demi-heure et de 12 heures respectivement. 

 

Figure 61 : Les profils prévus et réels de la consommation d’Alfortville pour le 17 décembre 
2019. 

 

Figure 62 : La génération PV considérée de MRCI Alfortville (2019, résolution : demi-heure). 

 

Figure 63 : La génération PV considérée de MRCI Alfortville (2019, résolution : 12 heures).  
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La Figure 63 permet de montrer plus précisément les changements de la génération PV en 
fonction des mauvaises conditions météorologiques. Avec les conditions météorologiques et 
les températures ambiantes, ces données entrent dans le réseau LSTM pour l’entraîner et le 
tester. Le processus d’entraînement du réseau LSTM pour la génération PV est présenté sur 
la Figure 64. Analogiquement avec le cas de prévision de la consommation de MRCI, la totalité 
des données du 1er janvier 2019 au 14 décembre 2019 a été utilisée. 90% de cette séquence 
a été utilisée pour entraîner le réseau du système de prévision (Figure 64). 

 

Figure 64 : Le processus d'entraînement du réseau DL LSTM (génération PV). 

Les paramètres de réglage pour ce réseau LSTM sont identiques au cas de prévision de la 
consommation de MRCI. La Figure 65 montre les valeurs de la génération PV prévue et réelle 
pour le 17 décembre 2019. 

 

Figure 65 : Les profils prévus et réels de la génération PV d’Alfortville pour le 17 décembre 
2019. 

Cette figure présente aussi la grande ressemblance des profils. Pour analyser l’efficacité et 
la précision des données prévues, les paramètres de MAPE et MAE sont utilisés (décrits dans 
la section 3.2.2). Les résultats pour deux cases sont présentés dans le Tableau 5. Il indique que 
la précision de la prévision des données se trouve autour de 2-8% (généralement, pour les 
systèmes analogiques de prévision il est entre 5-10%). Cette valeur 



Chapitre 4. Évaluation pratique 

137 
 

Tableau 5 : La MAPE et la MAE de données prévues. 

 MAPE (%) MAE (kW) 
Génération PV 7,308 302,146 
Consommation 1,54 176,25 

est acceptable compte tenu de la taille du MRCI étudié. La consommation de la commune 
est plus facile à prévoir en totalité, plutôt que de prévoir ses composantes séparément. La 
prévision de la génération PV pose plus de problèmes pendant la prévision. La prévision est 
assez précise pour les journées avec des conditions météorologiques stables. En revanche, dès 
qu’il y a modification des conditions météorologiques au cours de la journée, l’erreur peut 
être importante entre les données prévues et les données réelles. Par contre, sur une journée 
entière, l’impact de la variation météorologique sur la totalité des générations PV prévue et 
réelle n’amènera pas une grande différence. L’erreur de prévision obtenue précédemment 
(MAPE) sera prise en considération lors de la séquence « Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 ».  

4.3 Tarification de l’électricité 

4.3.1 Prix de l’électricité : tarif Bleu d'EDF (Heures Pleines / Heures Creuses) 

L’évaluation actuelle considère la communauté d’Alfortville majoritairement résidentielle. 
Par conséquent, dans le cas de cette étude, le système de la tarification pour des 
consommateurs résidentiels (<36kVA) sera considéré. 

Le Tableau 20 de l’Annexe P présente le prix pour le tarif Bleu d’EDF (fournisseur principal 
d’électricité en France) avec l’option « Base » ou « Heures Creuses » des consommateurs 
résidentiels. Les consommateurs ayant un contrat de moins de 36 kVA ont l’option de base 
avec un prix du kilowatt-heure fixe, et l’option des heures pleines et heures creuses, avec des 
prix différents respectivement. Ainsi le prix de l’abonnement est variable en fonction de la 
puissance souscrite et de l’option choisie. 

La première partie d’évaluation actuelle considère l’utilisation de l’option des heures 
pleines / creuses avec le coût du kilowatt-heure fixé pour tous les consommateurs. Il est égal 
à 0,1337 €, Toutes Taxes Comprises (TTC), par heures creuses et 0,1781 € TTC pour les heures 
pleines. Cela permet au système d’optimisation de profiter des avantages des systèmes DER 
et CESS. 

Le profil du prix journalier pour MRCI Alfortville considéré pour cette évaluation est sur 
la Figure 66. 

Ce profil représente une partie des données d’entrée pour la séquence « OPF » pour la 
première partie d’évaluation pratique. 

4.3.2 Prix de l’électricité : tarification dynamique 

La deuxième partie d’évaluation pratique considère la situation suivante : en raison du 
déploiement des MSA, LFM, LEM, VPP et autres technologies, il sera possible d’appliquer le 
prix de l’électricité dynamique basé sur l'offre et la demande (ainsi que sa prédiction à 
l'avance).  
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Figure 66 : Le profil du prix de l’électricité dans le DG (« tarification double » : heures pleines, 
heures creuses). 

Selon le RTE [281], le prix spot est le prix établi sur le marché de l'électricité par les bourses 
le jour 𝐽𝐽 pour le lendemain (𝑱𝑱 + 𝟏𝟏). Le prix spot d’électricité en Europe reflète non seulement 
les besoins d'échanges exprimés par le marché, mais également les capacités disponibles 
d'interconnexions. Tant que les limites de l'interconnexion ne sont pas atteintes, l'écart de 
prix entre les pays est nul. A contrario, une capacité d'échange insuffisante crée une différence 
de prix entre les marchés de gros. La Figure 67 présente l’évolution du prix du marché de gros 
pour la France et au niveau de l’Europe occidentale pour le 17 décembre 2019 [281]. 

 
Figure 67 : L’évolution du prix du marché de gros pour la France le 17 décembre 2019 (source 
RTE [281]). 

L’évaluation du prix de gros d’électricité est assez complexe et il dépend de plusieurs 
facteurs, comme le commerce dans le marché de gros de l'électricité, des participants au 
marché, de l’équilibre entre l'offre et la demande, etc. 

Le prix du détail ne se compose pas seulement du prix du marché de gros. Il implique aussi 
la partie de fourniture d’unité kilowatt-heure au consommateur et les tarifs d'acheminement. 
Pour l’évaluation pratique d’utilisation de la « tarification dynamique », il est considéré que 
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le prix de l’électricité en gros représente environ 27% du prix de l’électricité de détail (valeur 
moyenne statistique). 

La « tarification dynamique » va être évaluée dans la deuxième partie d’évaluation 
pratique, pour démontrer ses avantages et ses inconvénients, de même que l’influence sur 
le système DA-OPF et sur l’opération du MRCI. 

4.4 Offres possibles des services système (SS) de flexibilité  

Cette évaluation pratique considère 4 cas possibles des SS de flexibilité pour le DG. Le SS0 
(option de base) est le premier cas, il représente le fonctionnement du MRCI sans fourniture 
des SS au DG. Pour cette étude, il y a 3 types de SS de flexibilité choisis et confirmés par le 
LFM d’Enedis : le « SS1 : Déplacement de charge », le « SS2 : Réponse à la demande » et « SS3 
: Régulation de la capacité du BESS à la hausse et à la baisse ». Les particularités de ses offres 
sont décrites ci-dessous. 

4.4.1 SS1 : Déplacement de charge 

Le SS du déplacement de charge est décrit dans la section 2.3.6. Dans le cas du « SS1 : 
Déplacement de charge », il est considéré que 10% de la consommation communautaire est 
flexible (selon le Tableau 4). La consommation va être déplacée des heures de pointe aux 
heures creuses (selon la Figure 66). Le prix de chaque kilowatt-heure déplacé sera de 
10c€/kWh. La Figure 68 présente le profil de consommation ajusté par le « SS : Déplacement 
de charge » obtenu. 

 

Figure 68 : Le profil de consommation pour SS : Déplacement de charge obtenu. 

4.4.2 SS2 : Réponse à la demande 

Dans le cas du SS2 : Réponse à la demande, il est considéré que 10% de la consommation 
communautaire soit flexible et peut être délesté sans dégradation de confort des 
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consommateurs, mais le prix de pénalité sera de 35 c€/kWh. La Figure 69 présente le profil de 
la consommation ajusté par le SS2 : Réponse à la demande obtenue. 

 

Figure 69 : Le profil de consommation pour le SS2 : Réponse à la demande obtenue. 

4.4.3 SS3 : Régulation de la capacité du BESS à la hausse et à la baisse 

Cette méthode est présentée dans la section 2.3.6 et Annexe Q. Pour cette étude, il est 
considéré que l’Agrégateur réserve 10 MWh de la capacité du CESS pour le « SS3 : Régulation 
de la capacité du BESS à la hausse et à la baisse ». Cette capacité se compose majoritairement 
du CESS, mais peut prendre en compte également les BESS résidentiels (si disponible), lesquels 
vont être gérés par le CT de l’Agrégateur. Cette capacité représente une réserve de 10 MWh 
des 25 MWh totaux du CESS. 

Selon 2.2.4, la participation directe et individuelle des Prosommateurs sur le marché de 
l'électricité n'est pas réalisable économiquement. Ceci en raison de la capacité généralement 
faible des BESS résidentiels. Le LFM a généralement une limitation de la capacité minimale. 
Les Agrégateurs assemblent les ménages en tant qu'entités jusqu'à ce que la capacité totale 
atteigne la limite requise.  

Le prix de la rémunération de la flexibilité (d'énergie) déchargée / chargée pendant le « SS3 
: Régulation de la capacité du BESS à la hausse et à la baisse » est considéré égal à 10 c€/kWh, 
hors taxes [27]. Les simulations ont été effectuées à l'aide de la Programmation Graphique 
des Flux d’État (Stateflow Chart Programming) de Matlab / Simulink. La ZC est considérée de 
4h00 à 8h00 (avant les heures pleines du matin) pour la régulation à la baisse, et à partir de 
18h00 jusqu'à 22h pour une régulation à la hausse (ceci correspond aux heures pleines du 
soir). Le TC est considéré égal à 4 heures et applicable immédiatement dès le début de la ZC. 

Le niveau du SOC pour tous les BESS et le CESS est limité entre 0,20 et 1. Les capacités des 
CESS réservés et des BESS résidentiels sont gérés de manière similaire. Selon 2.3.6, le cycle 
journalier commence généralement par la décharge jusqu’à niveau minimal du stockage en 
raison de l’alimentation de la consommation locale (Figure 109). Puis, après le « Down call » 
du LFM, le système de stockage commencera à se charger du DG (ou par la SE de la génération 
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PV, si disponible) par la valeur de la référence uniforme 𝑃𝑃𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷
𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝑖𝑖 (calculé pour chaque unité 

de stockage 𝑖𝑖 en fonction de son état et de la capacité réservée). Après avoir atteint la valeur 
maximale du SOC autorisée, le système passe en mode veille. En fin de journée, après le signal 
« UP call », le système de stockage se déchargera uniformément dans le DG (en alimentant 

localement la consommation) avec la valeur référentielle de décharge 𝑃𝑃𝑢𝑢𝑢𝑢
𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑖𝑖 (calculé pour 

chaque unité de stockage 𝑖𝑖). Après la décharge jusqu’au niveau minimal acceptable, les 
capacités réservées passeront à la gestion du EMS du MRCI (Figure 107). 

Comme décrit précédemment, il est considéré pour le « SS3 : Régulation de la capacité du 
BESS à la hausse et à la baisse », une énergie totale de 10 MWh. Pour cette simulation, il est 
prévu que le signal d’appel va apparaitre pour la régulation à la hausse ainsi qu’à la baisse. 
Autrement dit, dans la ZC matinale le système de stockage se chargera de 10 MWh. Puis, dans 
la ZC du soir, il se déchargera de 10 MWh dans le DG (avec la valeur de charge / décharge 
définie précédemment). La courbe prévue de la consommation avec le SS3 intégré est 
présentée sur la Figure 70. 

 

Figure 70 : La courbe prévue de la consommation avec le « SS3 : Régulation de la capacité du 
BESS à la hausse et à la baisse » intégré. 

Toutes les données de chaque SS0-SS3 (paramètres du système, profils de consommation, 
stratégies de gestion des consommateurs, etc.) sont regroupées dans le bloc « Prévision 
données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 actualisée (par SS de flexibilité) » et entrent dans la séquence « OPF » décrit 
dans la section 3.6.4. 
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Conclusion du chapitre 

Ce chapitre présente le processus préparatoire pour l’évaluation pratique de la stratégie 
de gestion développée décrit dans le chapitre précédent. Il commence par la description de 
cas d’évaluation pratique, soit la communauté urbaine réelle choisie qui va être convertie en 
microréseau communautaire intelligent. Le chapitre présent les paramètres de la 
communauté, l’analyse profonde de son profil de la consommation, du système de 
distribution existant ainsi que de l’emplacement géographique.  

Ensuite, il effectue le dimensionnement des systèmes photovoltaïques (PV) et de système 
de stockage d'énergie centralisé (CESS) pour le microréseau communautaire intelligent 
considéré. Le choix a été justifié par plusieurs méthodes et techniques. Les deux stratégies de 
la tarification de l’électricité ont été définies (Heures Creuses / Tarification Dynamique). Enfin, 
le chapitre présente et décrit les trois services système (SS) de flexibilité considérées comme 
possible pour l’évaluation pratique. 

Les données obtenues dans ce chapitre composent les données de base pour l’évaluation 
pratique du système de la gestion développée.
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 Stratégie de flux de puissance optimal jour à 
l'avance (DA-OPF) développée 

 

Ce chapitre effectue l’application du système de la gestion développée au cours de cette 
thèse sur la microcommunauté urbaine définie et décrite dans le chapitre précédent. La 
première section de ce chapitre représente le processus de définition de la stratégie de la 
gestion optimale (DA-OPF) pour le cas de la tarification de l’électricité « heures creuses ». La 
deuxième section du chapitre représente la même évaluation pour le cas de la « tarification 
dynamique ». Ces deux approches permettent d’évaluer l’influence de la tarification de 
l’électricité différente pour les mêmes conditions opérationnelles. 

La troisième section de ce chapitre présente l’application pratique de la stratégie 
développée sur une plateforme d’émulation du microréseau à petite échelle. Cette démarche 
permet d’évaluer la faisabilité at aussi la conformité de la stratégie prévue et les données 
réelles.  
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5.1 DA-OPF (Tarification double) 

Ce chapitre vise à évaluer le système de gestion prédictive développé du MRCI avec le prix 
de l'électricité décrit dans la section Annexe P. 

Pour la formulation mathématique, d’abord il faut considérer la question de puissance 
réactive. La compensation de la puissance réactive est particulièrement pertinente pour les 
entreprises industrielles, grâce aux machines asynchrones, fours à induction et à arc, les 
lampes à ballast magnétique à fluorescence ou à décharge, etc. Les consommateurs résidentiels 
génèrent aussi de la puissance réactive, mais à une échelle beaucoup plus inférieure. Aussi, 
toutes les installations de génération PV raccordées en BT ou HTA ont généralement un 
système intégré de contrôle de puissance réactive [199]. Pour l’évaluation actuelle, il est 
considéré que le contrôle de la puissance réactive est imposé sur les onduleurs de génération 
PV et de CESS, qui sont uniformément distribués sur les zones de consommation de la 
communauté [222]. Pour ces raisons, la formulation mathématique d’OPF développé 
considère seulement les flux de puissance active. 

La séquence « OPF » reçoit les données d’entrées du bloc « Prévision données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 
actualisé (par SS de flexibilité) » et les paramètres du système appropriés. En résolvant le 
problème d’optimisation pour chaque cas, la séquence « OPF » compare les valeurs de la FO 
obtenues. Ces valeurs sont présentées sur le Tableau 6.  

Tableau 6 : La séquence « OPF » : les valeurs de la FO pour les SS (« tarification double ») 

Type de SS de flexibilité Valeurs de la FO (« tarification double ») 
SS0 : Fonctionnement normal (sans SS) 4790900 
SS1 : Déplacement de charge 4160900 
SS2 : Réponse à la demande 5742020 
SS3 : Régulation à la hausse et à la baisse 4424200 

La Figure 71 présente graphiquement les données d’entrée et les données de sortie de la 
séquence « OPF ». Pour tous les cas considérés, les Prosommateurs et la consommation 
flexible sont gérés avec le CT selon l’offre de SS de flexibilité considérée décrite 
précédemment (SS0-SS3). L’offre qui assure la valeur de la FO minimale va être choisie par la 
séquence « OPF » comme la stratégie prédictive de gestion du MRCI (de point de vue optimal 
global). Selon le Tableau 6, c’est l’offre SS1 : Déplacement de charge grâce à sa valeur de la 
FO minimale. Elle devient la stratégie prédictive de la gestion du MRCI appropriée 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒). La Figure 72 décrit précisément cette stratégie et les relations des 
paramètres d’opérations en fonction du prix de l’électricité journalière. 

Car les valeurs de la génération PV et d’une partie de la consommation ne sont pas flexibles, 
ce sont les valeurs de la puissance d’opération du CESS et du DG qui représentent les leviers 
de la gestion énergétique du MRCI. Le principe de gestion prédictive est alors de varier la 
référence du CESS selon la stratégie, et le taux d’utilisation du réseau va se changer 
mutuellement (selon les lois de Kirchhoff). 
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Figure 71 : Les données d’entrée et de sortie de la séquence « OPF » pour les cas SS0-SS3. 

La Figure 72 montre que dans la première partie de la journée, la séquence « OPF » 
privilégie  

 

Figure 72 : La stratégie prédictive de gestion MRCI 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺). 
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l’utilisation de l'énergie du DG (heures creuses). Avant le début des heures pleines du matin, 
l’OPF va charger maximalement le CESS pour ensuite utiliser l’énergie stockée pour alimenter 
la consommation du MRCI avant le début de la génération PV (arbitrage énergétique). 

Par la suite, lorsque la génération communautaire PV commence, l'OPF privilégie le 
stockage de l’énergie excessive générée PV dans le CESS. Avant le début des heures pleines 
du soir, l’OPF envisage de charger maximalement le CESS et aussi de profiter de l’arbitrage 
énergétique. Dans le période des heures pleines du soir, quand la consommation du MRCI 
augmente et que la génération PV diminue progressivement, l'OPF préfère utiliser l'électricité 
stockée précédemment dans le CESS pour répondre à la demande électrique manquante, 
jusqu’à l’épuisement du système de stockage. 

L'OPF exploite le CESS pour alimenter le microréseau urbain et pour ne pas utiliser le DG 
pendant une grande partie des heures pleines. Il est remarquable que l'optimisation « OPF » 
permette de réduire considérablement l'utilisation du DG en minimisant le LAMP du 
microréseau considéré pour chaque période.  

Après l'achèvement réussi, la stratégie développée 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) passe à l’étape 
d’évaluation (la séquence « Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 »).  

5.1.1 Évaluation DA-OPF 

Selon la méthodologie décrite dans la section 3.6.5, pour chaque itération d’évaluation 𝑁𝑁, 
la MCS génère les courbes de génération PV et de consommation, grâce à l’erreur de prévision 
définit précédemment. Elles passent à travers la séquence « OPF » pour définir la stratégie 
prédictive de gestion pour l’itération 𝑁𝑁 avec les données du système et le prix de l’électricité. 

En cas d’impossibilité de résoudre le problème d’optimisation, ou en cas de dépassement 
de la valeur maximale autorisée de l'erreur de simulation, le cycle d’évaluation s’arrête. Les 
Figure 111 à Figure 115 de Annexe U.1 montrent le processus d’évaluation pour la stratégie 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺). 

Comme noté précédemment, le but du processus d’évaluation est de vérifier la fiabilité de 
la stratégie prédictive de gestion. L’évaluation de 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺) en 𝑁𝑁=24ème itération a 
échoué en raison du fait que le solveur n'a pas pu trouver la résolution. Ceci est dû à cause de 
la perte de la faisabilité d’une des contraintes entières et/ou linéaires avant que l'erreur de 
simulation maximale autorisée de (50) n’ait été atteinte. Cela signifie qu’avec une 
combinaison de données d’entrées possibles (déviation des données prévues par erreur de 
prévision par la MCS), le système dépasse la limite de stabilité opérationnelle et toutes les 
limites et contraintes du MRCI ne peuvent plus être respectées. Dans ce cas, le stratégie DA-
OPF SS1 est reconnue comme infaisable. Autrement dit, cette offre de SS dans ces conditions 
particulières peut amener significativement l’opération du MRCI vers un collapse du système 
électrique. 

Dans ce cas, selon la Figure 34 et la Figure 41, l’algorithme se retourne vers la séquence 
« OPF ». Le processus d’OPF recommencera alors en excluant l’offre SS1. Comme décrit sur le 
Tableau 6, la prochaine valeur minimale de la FO (sauf SS1) est appropriée au « SS3 : 
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Régulation de la capacité du BESS à la hausse et à la baisse ». La stratégie de gestion du MRCI 
appropriée, 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺), est présentée sur la Figure 73. 

 

Figure 73 : La stratégie prédictive de la gestion du MRCI 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒). 

Cette figure montre les profils d’opération du MRCI en fonction des conditions 
opérationnelles et en fonction du prix. Les Figure 116 à Figure 120 de l’0 montrent le processus 
d’évaluation consécutif. 

Dans ce cas, après 𝑁𝑁=61 évaluations, l'erreur de simulation présentée dans (50) atteint la 
valeur maximale autorisée. La stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺) a réussie l’évaluation et elle 
devient 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆, la stratégie de gestion prédictive évaluée du MRCI, et, est acceptée 
pour être appliquée 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. En cas de confirmation de sa faisabilité, le LFM va recevoir de 
l’Agrégateur la confirmation de la participation dans l’offre SS3 de flexibilité. Dès que l’offre 
est confirmée par l’Agrégateur, le MRCI va recevoir des profits économiques dans le cas de sa 
mise en œuvre ainsi que des pénalités en cas d'échec. 

La section suivante présente l’analyse technique et économique approfondie de la stratégie 
développée en comparaison avec d’autres systèmes de gestion. 

5.1.2 Analyse des résultats 

La Figure 73 présente la stratégie de gestion prédictive évaluée du MRCI, 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆, 
qui a réussi l’évaluation et qui a confirmé sa faisabilité. 

La Figure 74 montre l’évaluation du SOC du CESS pendant l’opération du MRCI selon le 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆. Comme indiqué précédemment, le SS3 prévoit la réservation de 10 MWh de 
la capacité du CESS pour le service de flexibilité du DG. Les 15 MWh restants ont été à la 
disposition du système d’opération DA-OPF développé et présenté ci-dessous. 
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Figure 74 : 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 : L’opération du CESS (en jaune) et son SOC (en noir pointillé). 

Il est remarquable que le CESS fasse deux cycles de charge / décharge pendant la journée. 
La séquence « OPF » préfère charger le CESS du DG avant les heures pleines, pour ensuite 
alimenter la communauté par cette énergie (arbitrage énergétique). Également, il charge le 
CESS par la SE d’ER avec l’aide du DG. La Figure 75 présente la courbe du LAMP en relation 
avec le prix de l’électricité journalière (« tarification double »).  

 

Figure 75 : 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 : Évaluation du LAMP par rapport au prix de l’électricité (« 
tarification double »). 

Pendant l’après-midi, la valeur du LAMP est significativement en dessous du prix de 
l’électricité. Vu précédemment dans la section 3.4.7, cet effet est obtenu grâce à la génération 
d’ER, à la gestion de stockage, aux flux de la SE et à l’arbitrage énergétique. Le Tableau 7 
présente des valeurs opérationnelles pour cette stratégie développée. 

Tableau 7 : Les valeurs opérationnelles de la 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 (« tarification double »). 

Valeurs (24h) DA-OPF 
Génération PV 87314 kWh 
Consommation totale 244992 kWh 
CESS opération (Charge / Décharge) -24161 / 24161 kWh 
Opération du DG 157699 kWh 
Prix de l’électricité (Moyen) 15,405 c€/kWh 
LAMP (Moyen) 14,43 c€/kWh 
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Le respect des valeurs maximales et minimales du SOC du CESS présentées sur la Figure 74, 
ainsi que l’énergie chargé / déchargé de même valeur pendant la journée, indique une 
opération correcte du système de gestion développé. 

L’analyse économique est présentée sur le Tableau 7. Il y a 3 cas de comparaison et un cas 
de « Base ». Ce cas de « Base » décrit le fonctionnement de la communauté d’Alfortville avant 
la conversion en MRCI Alfortville (sans génération PV, CESS, EMS). Toute l’énergie pour 
alimenter la consommation est directement achetée du DG avec le prix du réseau. Le cas 1 est 
appelé le « cas d’autoconsommation ». Ici, la communauté est convertie en MRCI par 
intégration de la génération PV et du CESS décrit dans la section 0. L’EMS favorise 
l’autoconsommation. La SE va être stockée dans le CESS et être utilisée pendant l’insuffisance 
d’alimentation. Comme décrit précédemment, ce type de gestion est très répandu et est très 
commun pour les systèmes de gestion PV et de stockage avec l’EMS conventionnel. 

Le cas 2 est l’application du système de gestion développé par la DA-OPF sans fourniture 
des SS (SS0). Le profil de la consommation communautaire est identique au cas 1.  

Le cas 3 est l’application du système de gestion développé par la DA-OPF avec la fourniture 
des SS de flexibilité. Dans le cas de l’étude actuelle, c’est la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 avec 
l’offre « SS3 : Régulation de la capacité du BESS à la hausse et à la baisse » (décrit dans la 
section Annexe Q). Le Tableau 8 présente l’analyse économique de ces différents cas. 

Tableau 8 : Analyse économique de l’opération du MRCI Alfortville en simulation du 17 
décembre 2019. 

Case Description Valeur 

Base 

Prix total journalier communautaire de 
l'électricité (Cas conventionnel) 38631 € 

Prix moyen de l'unité de l'électricité 
communautaire (Cas conventionnel) 

15,76 c€/kWh 

1) 

Prix total journalier communautaire de 
l'électricité (Cas d’autoconsommation) 

25249 € 

Prix moyen de l'unité de l'électricité 
communautaire (Cas d’autoconsommation) 

10,31 c€/kWh 

2) 

Prix total journalier communautaire de 
l'électricité (DA-OPF sans SS (SS0)) 

23954 € 

Prix moyen de l'unité de l'électricité 
communautaire (DA-OPF sans SS (SS0)) 

9,77 c€/kWh 

3) 

Prix total journalier communautaire de 
l'électricité (DA-OPF avec SS (SS3)) 

22122 € 

Prix moyen de l'unité de l'électricité 
communautaire (DA-OPF avec SS (SS3)) 

9,02 c€/kWh 

Le prix total journalier communautaire de l'électricité est calculé de manière suivante : la 
somme des dépenses de la communauté urbaine pour l’électricité soutirée du DG au prix du 
DG (selon l’heure) moins les bénéfices de la participation dans les SS (si il y en a). La valeur du 
prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire représente le prix total journalier 
communautaire de l'électricité divisé par l’énergie totale consommée par la communauté.  
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Dans le cas 1, la communauté atteint une réduction du prix de l’électricité d’environ 34,6% 
par rapport au cas de « Base » (de 38631 €/jour à 25249 €/jour du prix total et de 15,76 
c€/kWh à 10,31 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire 
respectivement).  

Dans le cas 2, les paramètres du système sont les mêmes que dans le cas 1. Le changement 
du mode opératoire du MRCI, c’est-à-dire le passage de « méthodes simples » de 
l’augmentation de l’autoconsommation, vers le mode « plus intelligent » développé, permet 
d’avoir des réductions supplémentaires sur le prix de l’électricité communautaire comme 
suit : à environ 5,1% par rapport au cas 1 (de 25249 €/jour à 23954 €/jour du prix total et de 
10,31 c€/kWh à 9,77 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire), à 
environ 37,9% par rapport au cas de « Base » (de 38631 €/jour à 23954 €/jour du prix total et 
de 15,76 c€/kWh à 9,77 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire) sans 
changer la configuration du MRCI. Ce cas-là souligne l’importance de l’opération intelligente 
pour les mêmes conditions opérationnelles.  

Le cas 3 représente le MRCI opéré par la 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 développée pour l’offre SS3. La 
gestion intelligente par la DA-OPF ainsi que la participation dans les SS de flexibilité permet 
de réduire le prix communautaire de l’électricité à environ 7,6% par rapport au cas 2 (de 23954 
€/jour à 22122 €/jour du prix total et de 9,77 c€/kWh à 9,02 c€/kWh), à environ 12,3% par 
rapport au cas 1 (de 25249 €/jour à 22122 €/jour du prix total et de 10,31 c€/kWh à 9,02 
c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire), et à environ 42,7% par 
rapport au cas de « Base » (de 38631 €/jour à 22122 €/jour du prix total et de 15,76 c€/kWh 
à 9,02 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire) sans changement de 
la configuration du MRCI et pour les mêmes conditions opérationnelles. 

Le Tableau 9 représente la réduction du prix de l’électricité final (en pourcentage) pour les 
cas différents sous la considération de la « tarification double ». La Figure 76 représente la 
version graphique de cette évolution du prix de l’électricité. 

Cette analyse économique montre que le mode d’opération développé, basé sur la 
prévision de données, l’optimisation non linéaire et la flexibilité, permet d’avoir des avantages 
supplémentaires. Aussi il permet de réduire significativement le prix communautaire de 
l’électricité sans changer la configuration du réseau et en appliquant seulement le mode 

Tableau 9 : L’évaluation du prix de l’électricité (en pour cent) pour les cas différents sous la 
considération (système : « tarification double »). 

Cas de référence 
L’évolution du prix de l’électricité : 
Cas 1 Cas 2 Cas 3 

Cas « Base » -34,6% -37,9% -42,7% 

Cas 1  -5,1% -12,3% 

Cas 2   -7,6% 
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Figure 76 : Version graphique de l’évolution du prix de l’électricité de MRCI. 

 « intelligent » de gestion. Parmi les avantages supplémentaires, d’un côté, la participation de 
MRCI dans les SS de flexibilité permet de fournir la flexibilité supplémentaire au DG d’un autre 
côté. 

La section suivante évalue l’influence du changement de la politique tarifaire sur 
l’opération du MRCI vers la « tarification dynamique », pour les mêmes configurations et 
conditions d’opération du système.  

5.2 DA-OPF (Tarification dynamique) 

La deuxième partie d’évaluation pratique examine l’influence du changement du système 
de tarification du MRCI de « tarification double » à « dynamique » pour les mêmes conditions 
d’opération. 

Le profil du prix de l’électricité sous la « tarification dynamique » est pris de la section 
4.3.2. La Figure 67 représente la réflexion d’évaluation du marché français du prix de gros de 
l’électricité du 17 décembre 2019. La valeur moyenne journalière du prix de la « tarification 
dynamique » est sélectionnée égale à 15,405 c€/kWh. Elle est sélectionnée de manière à ce 
qu’elle soit la même que celle du cas « tarification double » (Figure 66). Cela permettra 
d’évaluer plus précisément l’influence de la « tarification dynamique » sur l’opération du 
MRCI. La Figure 77 présente le profil du prix dynamique de l’électricité considéré. 
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Figure 77 : Le profil du prix de l’électricité dans le DG considéré pour le 17 février 2020 (« 
tarification dynamique »). 

La Figure 78 montre la DA-OPF de SS0 pour le cas « tarification double » et le cas 
« tarification dynamique ». Il est visible une déviation relative des données de la sortie de la 
séquence « OPF » en raison du changement du système de tarification. 

 

Figure 78 : DA-OPF : Comparaison des cas « tarification double » et « tarification 
dynamique » pour SS0. 

À première vue, la stratégie de gestion DA-OPF est relativement différente pour ces deux 
cas. Similaire à l'évaluation précédente, la séquence « OPF » reçoit les données d’entrées du 
bloc « Prévision données 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏 actualisée (par SS de flexibilité) » et les paramètres du 
système appropriés. En résolvant le problème d’optimisation pour chaque cas, la séquence 
« OPF » compare les valeurs des FO obtenues. Ces valeurs sont présentées dans le Tableau 
10.  
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Tableau 10 : La séquence « OPF » : les valeurs de la FO pour les SS considérés (« tarification 
dynamique »). Comparaison avec la « tarification double ». 

Type de SS 
Valeurs de FO 

Tarification 
double 

Tarification dynamique 

SS0 : Fonctionnement normal (sans SS) 4790900 4683600 
SS1 : Déplacement de charge 4160900 4058400 
SS2 : Réponse à la demande 5742020 5593120 
SS3 : Régulation à la hausse et à la baisse 4424200 4319200 

La Figure 79 présente graphiquement les données d’entrée et les données de sortie pour 
chaque cas d’étude. Les Prosommateurs et la consommation flexible sont gérés avec le CT 
selon l’offre SS de flexibilité considérée décrite précédemment (SS0-SS3). 

 

Figure 79 : Les données d’entrée et de sortie de la séquence « OPF » pour les cas SS0-SS3 (« 
tarification dynamique »). 

La séquence « OPF » choisit la stratégie prédictive de la gestion du MRCI pour l’offre qui 
assure la valeur de la FO minimale (optimum global). Dans l’évaluation actuelle, c’est aussi 
l’offre le SS1 : Déplacement de charge. 

La stratégie prédictive de gestion du MRCI développée, 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒), et son 
influence sur le prix de l’électricité sont présentées sur la Figure 80. 
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Figure 80 : La stratégie prédictive de gestion du MRCI 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑷𝑷𝑷𝑷𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺) (« tarification 
dynamique »). 

Cette figure montre que dans la première partie de la journée, la séquence « OPF » 
privilégie l’utilisation de l'énergie du DG. Avant la hausse du prix du matin, la séquence « OPF » 
charge maximalement le CESS pour ensuite utiliser l’énergie stockée pour alimenter la 
consommation du MRCI avant le début de la génération PV. 

Par la suite, lorsque la génération communautaire PV commence, la séquence « OPF » 
privilégie le stockage de l’énergie excessive générée dans le CESS. Avant le début de la hausse 
du prix du soir, la séquence « OPF » envisage de charger maximalement le CESS. Ensuite, dans 
la période des heures pleines, quand la consommation du MRCI augmente et que la 
génération PV diminue progressivement, la séquence « OPF » préfère utiliser l'électricité 
stockée précédemment pour répondre à la demande d'électricité manquante. 

Le CESS est utilisé pour alimenter le microréseau urbain et pour ne pas utiliser le DG 
pendant une partie conséquente des périodes avec un prix élevé d’électricité. Le 
processus d’OPF basé sur l’optimisation permet de réduire considérablement l'utilisation du 
DG, profitant des fluctuations du prix de l’électricité et de minimiser le LAMP pour chaque 
période. 

Ensuite, la stratégie développée, 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒), passe à la séquence « Évaluation 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏 ». 

5.2.1 Évaluation DA-OPF 

Analogiquement avec le cas « tarification double », pour chaque itération 𝑁𝑁 d’évaluation, 
la MCS génère la courbe de génération PV et la consommation, dédiée sur l’erreur de 
prévision. Elles passent à travers la séquence « OPF » pour définir la stratégie prédictive de 
gestion pour l’itération 𝑁𝑁 avec les données du système et le prix de l’électricité. 
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En cas d’impossibilité de résoudre le problème d’optimisation, ou en cas de dépassement 
de la valeur maximale autorisée de l'erreur de simulation, le cycle d’évaluation s’arrête. Les 
Figure 121 à Figure 125 de l’Annexe U.3 montrent le processus d’évaluation pour la stratégie 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺). 

L’évaluation de 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺) en 𝑁𝑁=39ème itération a échoué en raison du fait que 
le solveur n'a pas pu trouver la résolution. Ceci est dû à cause de la perte de la faisabilité d’une 
des contraintes entières et/ou linéaires avant que l'erreur de simulation maximale autorisée 
de (50) n’ait été atteinte. Cela signifie qu’avec une combinaison de données d’entrées 
possibles (déviation des données prévues par erreur de prévision par la MCS), le système 
dépasse la limite de stabilité opérationnelle et toutes les limites et contraintes du MRCI ne 
peuvent plus être respectées. Dans ce cas, la stratégie DA-OPF SS1 est reconnue comme 
infaisable. Autrement dit, cette offre de SS dans ces conditions particulières peut amener 
significativement l’opération du MRCI vers un collapse du système électrique. 

Selon l’algorithme présenté sur la Figure 34 et la Figure 41, l’étape suivante est de 
retourner vers la séquence « OPF ». Le processus d’OPF recommence en excluant l’offre SS1. 
Comme présent sur le Tableau 6, la prochaine valeur minimale de la FO (sauf SS1) est « SS3 : 
Régulation de la capacité du BESS à la hausse et à la baisse ». Le 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺) est 
présenté sur la Figure 81. 

 

Figure 81 : La stratégie prédictive de gestion du MRCI 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) (« tarification 
dynamique »). 

Les Figure 126 à Figure 130 de l’Annexe U.4 montrent le processus d’évaluation. 

Dans ce cas, après 𝑁𝑁=69 évaluations, l'erreur de simulation présentée dans (50) atteint la 
valeur maximale autorisée. La stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺) a réussie l’évaluation et elle 
devient 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆, la stratégie de gestion prédictive évaluée du MRCI, et, est acceptée 
pour être appliquée 𝑱𝑱 + 𝟏𝟏. En cas de confirmation de sa faisabilité, le LFM va recevoir de 
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l’Agrégateur la confirmation de la participation dans l’offre SS3 de flexibilité. Dès que l’offre 
est confirmée par l’Agrégateur, le MRCI va recevoir des profits économiques dans le cas de sa 
mise en œuvre ainsi que des pénalités en cas d'échec. 

5.2.2 Analyse des résultats 

La Figure 81 présente la stratégie de gestion prédictive évaluée du MRCI, 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆, 
qui a réussi l’évaluation et qui a confirmé sa faisabilité. 

La Figure 82 montre l’évaluation du SOC du CESS pendant l’opération du MRCI selon le 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆. Comme indiqué précédemment, le SS3 prévoit la réservation de 10 MWh de 
la capacité du CESS pour le service de flexibilité du DG. Les 15 MWh restants ont été à la 
disposition du système d’opération DA-OPF développé et présenté ci-dessous. 

 

Figure 82 : 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 : l’opération du CESS et le SOC (« tarification dynamique »). 

Il est remarquable que le CESS fasse deux cycles de charge / décharge pendant la journée. 
La séquence « OPF » préfère charger le CESS du DG avant les heures pleines, pour ensuite 
alimenter la communauté par cette énergie (arbitrage énergétique). Également, il charge le 
CESS par la SE d’ER avec l’aide du DG. La Figure 83 présente la courbe du LAMP en relation 
avec le prix de l’électricité journalière (« tarification double »).  

 

Figure 83 : 𝑫𝑫𝑫𝑫 −𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 : Évaluation du LAMP par rapport au prix de l’électricité (« 
tarification dynamique »). 

Pendant l’après-midi, la valeur du LAMP est significativement en dessous du prix de 
l’électricité. Vu précédemment dans la section 3.4.7, cet effet est obtenu grâce à la génération 
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d’ER, à la gestion de stockage, aux flux de la SE et à l’arbitrage énergétique. Le Tableau 11 
présente les valeurs opérationnelles pour cette stratégie développée (« tarification 
dynamique ») ainsi les valeurs pour le cas « tarification double ». 

Tableau 11 : Les valeurs opérationnelles de la 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 (« tarification dynamique ») 
par rapport au cas « tarification double ». 

Valeurs (24h) DA-OPF 

 Tarification double Tarification 
dynamique 

Génération PV  87314 kWh 87314 kWh 
Consommation totale  244992 kWh 244992 kWh 
CESS opération (Charge / 
Décharge) 

-24161 / 24161 kWh -27998 / 27998 kWh 

Opération du DG  157699 kWh 157680 kWh 
Prix de l’électricité (Moyen) 15,405 c€/kWh 15,405 c€/kWh 
LAMP (Moyen) 14,43 c€/kWh 14,556 c€/kWh 

Le respect des valeurs maximales et minimales du SOC du CESS présentées sur la Figure 82, 
ainsi que l’énergie chargée / déchargée de même valeur pendant la journée, indique une 
opération correcte du système de gestion développé. Aussi, les valeurs opérationnelles 
d’opération CESS du Tableau 11 décrivent que en cas de la « tarification dynamique », la 
séquence « OPF » utilise le système de stockage de manière plus intensive (plus efficacement). 

L’analyse économique est présentée sur le Tableau 12. Il y a 3 cas de comparaison et un cas 
de « Base » analogiquement à la section 5.1.2. Les valeurs économiques pour le cas 
« tarification double » du Tableau 8 sont aussi présentes pour la comparaison. 

Tableau 12 : Analyse économique d’opération du MRCI Alfortville en simulation du 17 
décembre 2019. Comparaison économique avec le cas « tarification double ». 

  Tarification 
double Rapport Tarification 

dynamique 

Base 

Prix total journalier 
communautaire de 

l'électricité (Cas 
conventionnel) 

38631 € 

+0,45% 

38806 € 

Prix moyen de l'unité de 
l'électricité communautaire 

(Cas conventionnel) 

15,76 c€/kWh 15,83 c€/kWh 

1) 

Prix total journalier 
communautaire de 

l'électricité (Cas 
d’autoconsommation) 

25249 

-1,72% 

24813 

Prix moyen de l'unité de 
l'électricité communautaire  
(Cas d’autoconsommation) 

10,31 c€/kWh 10,14 c€/kWh 

2) Prix total journalier 
communautaire de 

23954 € -2,23% 23418 € 
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l'électricité (DA-OPF sans SS 
(SS0)) 

Prix moyen de l'unité de 
l'électricité communautaire 

(DA-OPF sans SS (SS0)) 

9,77 c€/kWh 9,55 c€/kWh 

3) 

Prix total journalier 
communautaire de 

l'électricité (DA-OPF avec SS 
(SS3)) 

22122 € 

-2,24% 

21596 € 

Prix moyen de l'unité de 
l'électricité communautaire 

(DA-OPF avec SS (SS3)) 

9,02 c€/kWh 8,81 c€/kWh 

Dans le cas 1, la communauté atteint une réduction du prix de l’électricité d’environ 36,1% 
par rapport au cas de « Base » (de 38806 €/jour à 24813 €/jour du prix total et de 15,83 
c€/kWh à 10,14 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire 
respectivement).  

Dans le cas 2, les paramètres du système sont les mêmes que dans le cas 1. Le changement 
du mode opératoire du MRCI, c’est-à-dire le passage de « méthodes simples » de 
l’augmentation de l’autoconsommation, vers le mode « plus intelligent » développé, permet 
d’avoir des réductions supplémentaires sur le prix de l’électricité communautaire comme 
suit : à environ 5,6% par rapport au cas 1 (de 24813 €/jour à 23418 €/jour du prix total et de 
10,14 c€/kWh à 9,55 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire), à 
environ 39,6% par rapport au cas de « Base » (de 38806 €/jour à 23418 €/jour du prix total et 
de 15,83 c€/kWh à 9,55 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire) sans 
changer la configuration du MRCI. Ce cas-là également souligne l’importance de l’opération 
intelligente pour les mêmes conditions opérationnelles.  

Le cas 3 représente le MRCI opéré par la 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 développée pour l’offre de la SS3. 
La gestion intelligente par la DA-OPF ainsi que la participation dans les SS de flexibilité permet 
de réduire le prix communautaire de l’électricité à environ 7,7% par rapport au cas 2 (de 23418 
€/jour à 21596 €/jour du prix total et de 9,55 c€/kWh à 8,81 c€/kWh), à environ 12,9% par 
rapport au cas 1 (de 24813 €/jour à 21596 €/jour du prix total et de 10,14 c€/kWh à 8,81 
c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire), et à environ 44,3% par 
rapport au cas de « Base » (de 38806 €/jour à 21596 €/jour du prix total et de 15,83 c€/kWh 
à 8,81 c€/kWh du prix moyen de l'unité de l'électricité communautaire) sans changement de 
la configuration du MRCI et pour les mêmes conditions opérationnelles. 

Le Tableau 13 représente la réduction du prix de l’électricité final (en pourcentage) pour 
les cas différents sous la considération de « tarification dynamique ». Entre parenthèses sont 
indiquées les valeurs de « tarification double » du Tableau 9. 
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Tableau 13 : L’évaluation du prix de l’électricité (en pour cent) pour les cas différents sous la 
considération pour cas « tarification dynamique » (entre parenthèses pour « tarification 
double »). 

Réduction de prix de l’électricité : 

 Cas 1 
(autoconsommation) 

Cas 2 
(SS0) 

Cas 3  
(SS3) 

Par 
rapport 

de 

Cas « Base » 
(Cas conventionnel) 

36,1%  
(34,6%) 

39,6% 
(37,9%) 

44,3% 
(42,7%) 

Cas 1 
(autoconsommation)  5,6%  

(5,1%) 
12,9  

(12,3%) 

Cas 2 (SS0)   +7,7% 
(+7,6%) 

La Figure 84 représente la version graphique de cette évolution du prix de l’électricité. 

 

Figure 84 : Version graphique de l’évolution du prix de l’électricité de MRCI. 

Ce tableau indique que dans tous les cas de comparaison, le système de gestion développé 
amène plus d’avantages pour la « tarification dynamique » appliquée. Pour une analyse plus 
profonde, la Figure 85 présente l’analyse comparative de la réduction du prix final de 
l’électricité du MRCI pour tous les cas étudiés (« tarification double » et « tarification 
dynamique ») par rapport au cas de « Base » (« tarification double »). 
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Figure 85 : La réduction du prix final de l’électricité du MRCI pour tous les cas étudiés 
(« tarification double » et « tarification dynamique ») par rapport au cas de « Base » (« 
tarification double »). 

Le Tableau 12, le Tableau 13 et la Figure 85 indiquent que pour le cas de « Base », c’est-à-
dire la communauté conventionnelle, la « tarification dynamique » toute seule n’amène pas 
d’avantages significatifs. Par contre, dans le cas de cette étude, il y a eu une augmentation de 
0,45% du prix communautaire de l’électricité pour la « tarification dynamique » par rapport 
à la « tarification double ». 

À partir de la conversion de la communauté urbaine considérée en MRCI (cas 1), l’analyse 
de données présente que la « tarification dynamique » amène des avantages économiques 
plus grands. Pour les mêmes conditions d’opération, le cas « tarification dynamique » amène 
une réduction du prix de l’électricité de 1,72% par rapport au cas « tarification double ». À 
partir des cas 2 et 3, le système de gestion DA-OPF développé permet mieux profiter des 
fluctuations du prix dynamique, et pour les mêmes conditions opérationnelles, d’amener plus 
d’avantages pour le MRCI. Cela représente 2,23% et 2,24% de réduction du prix de l’électricité 
final pour le cas « tarification dynamique » par rapport aux cas 2 et 3 de la « tarification 
double » respectivement. 

L’analyse économique actuelle montre que le mode d’opération développé basé sur la 
prévision de données, l’optimisation non linéaire et les services de flexibilité permet pour le 
même système du MRCI d’avoir des avantages supplémentaires et de réduire 
significativement le prix communautaire de l’électricité, sans changer la configuration du 
réseau et en appliquant seulement le mode « intelligent » de gestion développé. Aussi, le 
changement de système de tarification vers une « tarification dynamique » permet pour le 
système de gestion développé de mieux profiter des fluctuations de prix, et de réduire encore 
plus le prix communautaire d’électricité. La « tarification dynamique », d’un côté, permet au 
DG de prévoir et de mieux gérer ses ressources tout en augmentant la flexibilité du réseau. 
D’un autre côté, cela permet d’obtenir des avantages économiques supplémentaires pour la 
communauté en fournissant les SS de flexibilité au DG. 
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5.3 Application de la stratégie développée sur un système de test 
réel 

L’étape du test pratique sur un système de test réel est une des étapes importantes pour 
l’évaluation pratique. La faisabilité et l’efficacité du système de gestion prédictif DA-OPF 
développé doivent être confirmées par l’application sur un système réel de puissance. Cela 
permet de tester le système de gestion avant son large déploiement. 

Pendant les travaux de cette thèse, il a été développé et instrumenté la plateforme 
multifonctionnelle « UPEC Microgrid Lab » qui se trouve à l’UPEC, du laboratoire CERTES. Elle 
représente un système multisources - multiénergies multifonction de l’émulation et de l’étude 
des microréseaux (à petite échelle), de l’autoconsommation, du contrôle transactif (CT), de la 
transition énergétique, des services auxiliaires pour le DG, etc.  

5.3.1 Description du système de test 

5.3.1.1 UPEC Microgrid Lab : microréseaux électriques distribués  

La plateforme « UPEC Microgrid Lab » permet d’émuler les microréseaux électriques 
distribués à petite échelle. Elle se compose de deux parties : la partie « UPEC Microgrid Lab : 
Multisources – Multiénergies » et la partie « Smart Metering Living Lab ». La première partie 
agit avec des systèmes multisources / multiénergies pour émuler les différents types du 
microréseau du côté de la génération des ER et de la gestion des flux. La deuxième partie est 
concentrée sur l’étude de la consommation énergétique et sa gestion. La Figure 86 présente 
la représentation générale de la première partie. 

 

Figure 86 : « UPEC Microgrid Lab » - plateforme multifonctionnelle (Multisources / 
Multiénergies) 
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La génération « UPEC Microgrid Lab » se compose de différentes sources d’ER comme les 
panneaux PV, l’éolien et les panneaux solaires thermiques, les sources d’alimentation AC / DC, 
les émulateurs d’ER et un émulateur de réseau électrique. Cela permet d’étudier et d’émuler 
le comportement réel des ER. 

La partie conversion est présentée par des convertisseurs de puissance 
multidirectionnelles. La partie de la gestion (EMS) est assurée par l’Armoire 
d’Autoconsommation d’Énergie (AEA) et le Système de Contrôle et d'Acquisition de Données 
en Temps Réel (SCADA, Supervisory Control And Data Acquisition) développé.  

La plateforme permet d’émuler des microréseaux électriques distribués, des systèmes 
d’énergie multisources / multiénergies ainsi que la gestion des flux électriques en temps réel. 
Le système SCADA développé permet de gérer et de superviser les systèmes en globalité. La 
plateforme dispose aussi de sa propre station météo. 

La partie « Smart Metering Living Lab » permet d’émuler une unité d’habitation 
résidentielle. Celle-ci est présentée sur la Figure 87. 

 

Figure 87 : « Smart Metering Living Lab » (UPEC, CERTES). 

Cette figure représente un container maritime aménagé et équipé d’appareils 
électroménagers et de systèmes de comptage énergétique intégrant un compteur Linky. La 
plateforme dispose d’un réseau de capteurs et d’actionneurs multivariables sans fil du réseau 
LoRa (Long Range) distribués et synchronisés avec le SCADA. Le « Smart Metering Living Lab 
» permet d'exécuter diverses fonctionnalités : contrôle et suivi de la consommation 
énergétique, validation de la méthodologie pour le CT et les SS diverses, étude sur l’efficacité 
énergétique et thermique et l’audit énergétique. Aussi il permet de tester de nouveaux objets 
et capteurs connectés de type Internet des Objets (IoT, Internet of Things). Le système de 
capteurs permet de nombreuses opportunités. Un ensemble d’équipement réel ménager 
contrôlable et des charges électroniques sont aussi installés et permettent d’émuler une 
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grande partie des types de consommation, de CT et SS de microréseau à petite échelle ou de 
bâtiment.  

L’ensemble des deux parties de la plateforme « UPEC Microgrid Lab » permet d’émuler les 
différents types de microréseaux ainsi que d’évaluer les différents types de gestion. 

5.3.1.1 Description du cas de test 

Pour effectuer la validation de la méthodologie développée au cours de cette thèse, la 
plateforme « UPEC Microgrid Lab » sera utilisée. Les buts sont d’émuler à petite échelle le 
MRCI Alfortville définit dans la section 0, de confirmer la faisabilité et l’efficacité du système 
de la gestion prédictive développé ainsi que la conformité de l’émulation et les résultats du 
test sur l’équipement réel. 

Le test sera basé sur la 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 pour le SS3 du cas « tarification dynamique » 
(section 5.2). Il est choisi, car cette stratégie est la plus efficace économiquement pour les 
deux cas d’étude. La première étape sera d’essayer de reproduire le comportement du MRCI 
sur l’équipement réel du test de « UPEC Microgrid Lab » et d’évaluer la faisabilité de la 
stratégie développée. 

Premièrement, il sera étudié la faisabilité de cette stratégie décrite ci-dessus. Aussi, les 
autres cas d’évaluation seront pris en compte. Pour le test, il est considéré 4 cas d’évaluations 
possibles avec les conditions d’entrée suivantes :  

• Jour 1 : Le jour ensoleillé et la participation dans SS3 (reprends le 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 
pour la SS3, cas « tarification dynamique » de la section 5.2). 

• Jour 2 : Le Jour 1 avec les conditions météorologiques : nuageux. 
• Jour 3 : Le Jour 1 avec la consommation normale de MRCI (pas de SS). 
• Jour 4 : Le Jour 2 et la consommation normale de MRCI (pas de SS). 

Parmi le cas jour 1, les autres ont été choisis pour analyser le comportement et la stabilité 
du système dans les cas faiblement possibles. L’apparition du jour nuageux peut être liée à 
l’erreur de prévision de météo grave théoriquement possible ou au changement des 
conditions climatiques complètement imprévues. L’absence de la participation de MRCI dans 
SS peut être expliquée par annulation soudaine de la participation de MRCI dans SS confirmé 
par DG ou la panne de système de CT (cas supposé).  

Les profils de données du MRCI vont être adaptés aux échelles de la plateforme « UPEC 
Microgrid Lab » (aux limites et contraintes d’installation de test) et deviennent sa référence 
pour l’émulation de la génération PV, de la consommation et de système stockage. La Figure 
110 présente les profils de référence pour le système d’évaluation pratique « UPEC Microgrid 
Lab ». 

L’échelle de l’émulation par rapporte aux données d’entrée de MRCI représente environ 
1 :10000. L’échelle du temps pour le test pratique a été choisie en résolution 1 pas de temps 
du profil est égale à 1 minute d’émulation pratique. C’est-à-dire, une journée de l’émulation 
pratique prend 48 minutes.  
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Figure 88 : Les profils de la référence de la génération PV et la consommation électrique 
pour l’évaluation pratique à petite échelle.  

La Figure 89 présente le schéma généralisé des données d’entrée de « UPEC Microgrid 
Lab».  

 

Figure 89 : Le schéma principe d’entrées et de sorties de système de test pratique. 

Le profil de la génération PV est l’entrée pour l’émulateur PV. La partie « Smart Metering 
Living Lab » permet d’émuler le profil de la consommation sans et avec du SS défini. Grâce au 
convertisseur AC-DC multidirectionnel, la plateforme gère la BESS, sa référence et les flux 
d’énergie de système selon la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑷𝑷𝑭𝑭𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 définie. Lorsque la gestion correcte, 
le système doit utiliser le réseau électrique de manière définie dans la stratégie considérée (le 
profil d’utilisation réseau approprié de stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆).  

La cohérence des données d'entrée et du résultat de sortie est un indicateur du bon 
fonctionnement du système ainsi que le système de gestion prédictive développée en cour de 
cette thèse. Tous les éléments sont supervisés et gérés par le système SCADA en temps réel. 

La Figure 90 montre l’équipent de la plateforme de test pratique du MRCI utilisé. 
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Figure 90 : L’équipement de la plateforme de test pratique du MRCI utilisé. 

Plus précisément, tous les composants seront décrits ci-dessous. 

5.3.1.1.1 Système de gestion de l’énergie 
Une grande partie de la gestion d’énergie de la plateforme « UPEC Microgrid Lab » est 

gérée à traverse l’Armoire d'Autoconsommation d'Énergie - AEA 3000. 

L’armoire d’énergie, destinée à la production d’énergie hybride, est développée dans le but 
de délivrer une alimentation électrique fiable à partir de différentes sources d’énergie 
conventionnelles ou renouvelables, fonctionnant, soit en consommation directe, soit en 
réinjection. Cette armoire électrique est utilisée pour des utilisations en réseaux isolés ou 
régions mal desservies. Elle facilite l’autoconsommation et réduit la consommation 
d’électricité́ provenant du réseau électrique.  

Dans la plateforme « UPEC Microgrid Lab », l’AEA partiellement réalise les fonctions de 
l’EMS de système. 

La Figure 91 présente l’interface WEB de la plateforme de la gestion d’AEA développée. 
L’AEA dispose quatre voies principales : l’entrée PV avec le Suivi du Point Maximal de 

Puissance (MPPT, Maximum Power Point Tracking), le BESS, la connexion de la consommation 
sensible (Alimentation Sans Interruption (UPS)) et la connexion intégrée du réseau avec la 
consommation pas sensible. Il dispose le convertisseur multifonction / multidirection AC-DC 
qui permet de relier mutuellement toutes les voies électriques. L’automate intégré dan AEA 
gère le contrôle et de supervision en temps réel des tous les paramètres techniques du 
système approprié (tensions, courants, puissances, fréquences, limites et contraintes 
unitaires pour chaque voie, etc.). Il dispose ses propres systèmes de gestion et de protection 
ainsi que son propre serveur des données avec la possibilité d’intégration dans le SCADA et 
de l’interface WEB. 
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Figure 91 : L’interface WEB de la plateforme de la gestion d’AEA. 

L’AEA 3000 est un produit typique industriel qui est largement déployé comme le moyen 
d’autoconsommation individuel dans le secteur du bâtiment résidentiel. La notion de la 
qualité de connexion au réseau (consommation et injection de l’énergie, harmoniques...) est 
conformée au toutes normes de l’UE. En cas de qualité d’alimentation du réseau électrique 
principal dégradé, l’AEA détecte ce problème et se déconnecte du DG jusqu'à ce que les 
paramètres du réseau soient rétablis à la normale. 

Les paramètres techniques d’AEA sont présentés en Erreur ! Source du renvoi 
introuvable..  

5.3.1.1.2 Émulateur PV 
La plateforme « UPEC Microgrid Lab » dispose son propre système des panneaux PV 

puissance 1800 Wc. En raison d’instabilité de la génération photovoltaïque réelle ainsi que son 
niveau au long d’année, pour l’émulation les profils de PV déjà prédéfinit, la plateforme 
dispose l’émulateur de la génération PV. Dans le cas actuel, il est représenté par la source 
d'alimentation AC monophasée programmable de type CHROMA 6430 (puissance maximale 
de la sortie 3000 VA) avec le redresseur. Les caractéristiques techniques sont présentées à 
l’Annexe T. Cet émulateur est branché directement dans l’entrée PV de l’AEA qui a son propre 
système de MPPT intégré. La source d’alimentation AC reçoit la valeur de la référence de 
tension du système SCADA, qui le contrôle en temps réel en supervisant la puissance de la 
génération PV. Le système MPPT d’AEA est indépendant et automatique et varie 
constamment de changer l’énergie soutirée dans en cherchant le point de la puissance 
maximalement possible (principe de MPPT). Le SCADA en temps réel contrôle (réduit ou 
augmente) la tension de la référence de la source AC pour que la génération suivre l’énergie 
générée. 

5.3.1.1.3 Émulateur de la consommation 
La consommation est émulée par le système « Smart Metering Living Lab ». Pour le cas 

sans participation au SS, le profil de la consommation définie est émulé par la charge 
électronique Höcherl & Hackl : ZSAC 4226 (puissance maximale est 4200W). En cas de la 
participation dans les SS de la flexibilité, la « Smart Metering Living Lab » émule le SS en 
déplacement de la consommation en fonction du temps. La partie restante de la courbe est 
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émulée par la charge électrique. La vue est présentée sur la Figure 90. Les caractéristiques 
techniques sont présentées à l’Annexe T. 

5.3.1.1.4 Système stockage 
L’AEA dispose son propre système de BESS. Il est représenté par deux modules des 

batteries lithium de type : PYLONTECH 2.4KWH - US2000. Les modules sont installés 
directement dans l’AEA. La tension de fonctionnement est de 48V. L’énergie nominale par 
élément est de 2.5kwh, l’énergie totale installée dans AEA est 5kWh. Chaque module permet 
de faire face à de forts courants jusqu’à 50A (5Kw). La communication et gestion s’effectue 
directement par l’automate centrale de l’AEA par protocole MODBUS. La vue est présentée 
sur la Figure 90. Les caractéristiques techniques sont présentées à l’Annexe T. 

5.3.1.1.5 Émulateur du réseau électrique 
Les émulateurs du réseau Cinergia GE 7.5 représentent une source de tension 

programmable conçue pour créer des réseaux AC stables ainsi que des perturbations 
électriques. Basé sur le matériel d'alimentation régénérative et bidirectionnelle, il s'agit d'un 
dispositif clé pour le développement et le test des sources d'énergie renouvelables (PV, éolien, 
les unités combinées de chaleur et d'électricité) et d'autres appareils connectés au réseau. Les 
caractéristiques techniques sont présentées à l’Annexe T. 

Dans le cadre de la plateforme « UPEC Microgrid Lab », l’émulateur du réseau électrique 
est nécessaire d’abord pour délier galvaniquement le réseau électrique public de l’UPEC 
(Enedis). Cela permet dans le cas de perturbations ou commutations des équipements de 
puissance de ne pas influencer le réseau principal. Le deuxième, c’est la possibilité de tester 
le système sur le stresse d’apparition des harmoniques ou perturbations dans le réseau 
électrique (test de la stabilité du système). La vue de l’émulateur est présentée sur la Figure 
90. 

5.3.2 Test pratique 

Le test pratique consiste à l’émulation des 4 cas d’étude (Jour 1,2,3 et 4) décrits dans les 
sections précédentes. Le premier but est de vérifier la faisabilité de la stratégie 
𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 (Jour 1) pour les conditions prévues (jour ensoleillé et participation dans SS3) 
aussi que sa conformité aux données du test réelles.  

Le second but est d’évaluer l’influence des impacts extérieurs imprévus (changements 
climatiques imprévus, absence de SS de côté du DG ou de l’Agrégateur) sur le comportement 
du système réel (Jour 2,3 et 4).  

Les Figure 92 à Figure 95 présentent les données réelles de la mesure de la plateforme du 
test (lignes continues) et les profils prévus par la stratégie DA-OPF (lignes pointillées). 
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Figure 92 : Évaluation pratique : Jour 1 : Le jour ensoleillé et la participation dans SS3 
(reprends le 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 pour la SS3, cas « tarification dynamique » de la section 5.2).  

Comme montre la Figure 92, les données de mesure réelle et les profils de la stratégie 
prévue, ont une très forte ressemblance. Pourtant, il est détecté une incohérence légère entre 
le profil PV prévu et réel. Le profil de la génération PV réel pour un jour complètement 
ensoleillé doit représenter une courbe avec de petites fluctuations de la puissance (profil de 
la génération PV de 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 ). Comme décrit dans la section 5.3.1.1.2, l’AEA est un 
produit industriel, et son système de MPPT d’AEA est déjà intégré dans le « cerveau » de son 
automate et n’est pas modifiable. Il fonctionne en mode « recherche permanente » du point 
de la puissance maximale possible. À son tour, le SCADA supervise la valeur de la puissance 
fournie et varie la référence de la tension de la source AC programmable, pour garder la valeur 
de la puissance selon la stratégie prédictive. Avec le retard de mesure, cela crée parfois les 
fluctuations de la génération PV liées à la recherche de pointe du MPPT par l’AEA et le respect 
du profil prévu par le SCADA. Ces perturbations imprévues dans la stratégie de gestion 
prédictive donnent l’influence sur les autres composants du système comme le profil du 
système de stockage et le profil de l’opération du réseau. Dans ce cas, c’est le réseau qui 
absorbe en grande partie les perturbations apparues.  
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Figure 93 : Évaluation pratique : Jour 2 : Le jour nuageux et la participation dans SS. Mesures 
réelles (lignes continues) et les profils (lignes pointillées).  

Le vrai profil de la génération PV pour un jour d’une installation de grande échelle est 
beaucoup plus lisse et ne dispose pas des fluctuations si brutales. Par contre, pour émuler les 
conditions météorologiques des journées partiellement couvertes et nuageuses, cela ne pose 
pas des problèmes significatifs. 
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Figure 94 : Évaluation pratique : Jour 3 : Le jour ensoleillé et la consommation normale de 
MRCI (pas de SS). 

Les certaines fluctuations de valeurs de stockage sont liées aux changements de mode de 
fonctionnement d’onduleur de l’AEA et la commutation des équipements. 

 

Figure 95 : Évaluation pratique : Jour 4 : Le jour nuageux et la consommation normale de MRCI 
(pas de SS). 
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Le Tableau 14 présente les paramètres opérationnels pour les 4 cas définis précédemment. 

Tableau 14 : Des valeurs opérationnelles de l’évaluation pratique pour les jours sous 
considération.  

Valeurs 
Cas d’émulation 

Jour 1 Jour 2 Jour 3 Jour 4 La 
référence 

Profil PV Ensoleillé Nuageux Ensoleillé Nuageux Ensoleillé 
/ Nuageux 

SS Oui Oui Non Non Oui / Non 
Génération PV du 

MRCI (Wh) 293.77 259.2 292.3 234.5 294 / 238 

Consommation totale 
du MRCI (Wh) 928.4 932.7 935 932.97 932 

Opération du CESS 
(Décharge / Charge) 

(Wh) 

-108.73/ 
137.07 

-107.6/ 
127.1 

-97/ 
147.7 

-99/ 
135.4 

-100 / 
100 

Opération du DG (Wh) 672.3 726.5 670 728.3 670/670 
Propres besoins + 

pertes (Wh) 9.72 33.5 22.7 6.57  

Malgré les particularités de l’émulateur PV de la plateforme « UPEC Microgrid Lab » 
décrites précédemment, les valeurs totales d’énergie de la génération PV (« Génération PV 
du MRCI ») sont très proches des données de référence (jour ensoleillé et nuageux). 

La quatrième ligne présente la « Consommation totale du MRCI ». Les valeurs pour les 
quatre cas considérés sont très proches de la valeur de référence pour l’émulateur. 

Les valeurs de la « Opération du CESS » du Tableau 14 montrent que la valeur de décharge 
du CESS, pour tous les jours considérés, est très proche de la référence. Les valeurs de la 
charge du CESS ont une forte ressemblance en considérant les pertes propres du cycle de 
charge / décharge.  

Pour le Jour 2 et le Jour 4, les valeurs de la « Opération du DG » sont plus grandes que la 
valeur de référence. Cela est lié aux valeurs plus petites de la génération PV. Cependant, les 
valeurs pour le Jour 1 et le Jour 3 sont identiques à la référence. 

La dernière étape d’évaluation pratique est le calcul de l’effet de la déviation des 
paramètres d’entrée et de sortie de la stratégie de la gestion développée 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 
prédictive et les données du système réel à petite échelle. Ces déviations sont visibles sur les 
Figure 92 à Figure 95 entre les lignes continues (données réelles de la mesure de la plateforme 
du test) et les lignes pointillées (profils prévus par la stratégie DA-OPF). 

Le Tableau 15 présente les valeurs de MAPE et de MAE des cas considérés. La comparaison 
est effectuée entre la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏𝒆𝒆 prévue considérée (données d’entrée) et les 
valeurs réelles de mesure de la plateforme du test (Figure 92 à Figure 95). 
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Tableau 15 : Les valeurs de la MAPE et de la MAE des cas considérés. 

 Jour 1 Jour 2 Jour 3 Jour 4 
 MAPE MAE MAPE MAE MAPE MAE MAPE MAE 

Génération PV 
du MRCI (W) 23% 134W 47% 155.58 25.9% 163.2 46.02% 133.1 

Consommation 
totale du MRCI 

(W) 
4.42% 39 W 5.13% 43.6 4.25% 36 4.9% 46 

Opération du 
CESS (Décharge 
/ Charge) (W) 

8.24% 38.11 9.03% 41.96 12.6% 81.05 12.47% 63.2 

Opération du 
DG (W) 18.11% 53.2 27.13% 152 36.99% 239.67 39.84% 232.11 

Les valeurs de la MAPE et de la MAE ont été calculées pour chaque pas de temps de la 
résolution des profils réel (1 sec) par rapport au pas du profil de référence (1 minute). Cela a 
permis de définir plus précisément les valeurs de la MAPE et de la MAE. En opposition, cela a 
permis de prendre en compte toutes les fluctuations du paramètre réel liées aux bruits de 
mesures, commutation et changement de mode d’opération des équipements, etc. 

La ligne 1 du Tableau 15 présente les valeurs de la MAPE et de la MAE pour la « Génération 
PV du MRCI ». Comme décrit précédemment, les caractéristiques de l’émulateur PV de la 
plateforme « UPEC Microgrid Lab » génèrent des fluctuations de la génération PV (liées à la 
recherche d’un MPPT en raison de l’utilisation des équipements réels). Par rapport aux valeurs 
opérationnelles du Tableau 14, les valeurs de la MAPE et de la MAE sont assez grandes pour 
le Jour 1 (23% et 134W), mais ce qui n'est pas critique en raison de l’application des 
équipements du test réels. Les Figure 92 à Figure 95 montrent que les perturbations sont plus 
importantes pour les jours nuageux considérés (Jour 2 et Jour 4).  

La ligne 2 de ce tableau présente les valeurs pour la « Consommation totale du MRCI ». Les 
résultats montrent que l’émulation de la charge est assez précise en validant la conclusion du 
Tableau 14.  

La ligne 3 présente les valeurs pour la « Opération du CESS (Décharge / Charge) ». La MAPE 
et la MAE sont liées aux bruits de mesure et aux pertes de charge/décharge et montrent que 
la gestion de l’AEA pour émuler le profil du CESS est assez précise (pour le cas d’utilisation 
d’équipement réel). 

La ligne 4 de ce tableau présente les valeurs pour la « Opération du DG ». Comme décrit ci-
dessus, les erreurs de l’émulation de la consommation et de la gestion du CESS sont 
relativement petites. Ce sont les grandes valeurs de la MAPE et de la MAE pour la « Génération 
PV du MRCI » qui provoquent les déviations importantes du paramètre « Opération du DG ».  

Plus les conditions de l’émulation s’éloignent des valeurs prévues (jour nuageux à la place 
d’ensoleillé, absence du SS s’il a été prévu), plus les valeurs de la MAPE et de la MAE du 
paramètre « Opération du DG » sont grandes.  
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Le Tableau 14 montre qu’avec un profil d’émulation PV plus précis, le profil de la 
« Opération du DG » approchera vers le profil défini par la stratégie DA-OPF prédictive.  

D’un autre côté, l’utilisation de moyennage des valeurs de la mesure des paramètres réels 
peut permettre d’enlever le bruit de la mesure et de « réduire » relativement l’erreur de 
l’émulation. D’un autre côté, le pas de temps de la mesure des paramètres de l’émulation a 
permis de voir la conformité de l’émulation sur l’équipement réel par rapport aux données 
prévues, ainsi que leurs interactions et interconnexions. 

En tenant compte de tout cela, on peut affirmer que la plateforme « UPEC Microgrid Lab » 
développée pour émuler les comportements des microréseaux multisources/multifonctions 
permet d’émuler de manière conforme. Malgré des défauts mineurs, le système permet 
d’évaluer les influences des stratégies prédéfinies sur l’équipement réel. 

Grâce à ce test, la première version de la plateforme « UPEC Microgrid Lab » a montré son 
efficacité ainsi que les prochains chemins de développement. 
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Conclusion du chapitre 

Ce chapitre a étudié l’application du système de la gestion développée du microréseau 
communautaire intelligent, présenté précédent, ainsi que l’influence des politiques de 
tarification différentes sur son opération. La « tarification double » (Heures Creuses - Heures 
Pleines) existant actuellement et la « tarification dynamique », qui se base sur l’offre et la 
demande d’électricité et le marché, ont été évalués. 

Le système d’optimisation développé au cours de cette thèse a été appliqué dans le cas de 
l’évaluation pratique du chapitre actuel. Il a permis de réduire significativement le prix 
communautaire de l’électricité. Il est indiqué que l’installation des unités des ressources 
énergétiques distribuées (DER), de stockage, de gestion, etc. (autrement dit la conversion de 
la communauté conventionnelle au microréseau communautaire intelligent) décrite dans le 
chapitre précèdent, d’un côté, il permet de réduire sensiblement la consommation de 
l’énergie communautaire provenant du réseau de distribution (DG), d’un autre côté, cette 
méthode nécessite l’investissement significatif dans l’équipement et les technologies 
appropriées. Selon l’évaluation pratique, la communauté convertie au microréseau 
communautaire intelligent (MRCI) et gérée en mode d’augmentation de l'autoconsommation 
(cas « Base »), réduit le prix de l’électricité communautaire de 34% à 36% par rapport au cas 
de la communauté conventionnelle. L’application du système de gestion développée au cours 
de cette thèse (DA-OPF) du microréseau communautaire intelligent, mais sans participation 
aux services système (SS) de flexibilité introduit des réductions supplémentaires (3.5-3.7%) 
par rapport au cas de « Base ». De même, la participation du microréseau communautaire 
intelligent en services système de flexibilité apporte une réduction du prix (4.12%-4.75 %) par 
rapport au cas précédent, et (42.7%-44.3%) par rapport au cas de « Base ». Il est remarqué 
que la « tarification dynamique » permet d’équilibrer à l’avance la balance électrique globale 
du réseau et de réserver la flexibilité du côté du réseau.  

L’idée principale de l’évaluation pratique développée dans ce chapitre est de démontrer 
qu’en changeant le mode opératoire de système de gestion de l'énergie (EMS) du microréseau 
communautaire intelligent au plus « intelligent », développé au cours de cette thèse, il est 
possible d’obtenir des avantages supplémentaires significatifs pour la même configuration du 
système électrique et les mêmes conditions opérationnelles (7.8%-8.1% de la réduction du 
prix communautaire d’électricité par rapport au cas de « Base »). De plus, cela permet de 
fournir la flexibilité additionnelle au réseau de distribution et ainsi d’accélérer le retour sur 
investissement du microréseau communautaire intelligent initial. 

L’analyse indique que la « tarification dynamique » appliquée sur le système sans moyens 
d’énergie renouvelables, stockage et gestion (cas de communauté conventionnelle), n’amène 
pas d’avantages significatifs (au contraire). Néanmoins, la « tarification dynamique » permet 
au réseau d’obtenir la flexibilité supplémentaire selon le principe : forte demande - prix élevé 
– déplacement de la consommation vers les zones avec un prix bas. Pour le cas du microréseau 
communautaire intelligent, ce type de tarification donne la possibilité aux systèmes de gestion 
intelligents de profiter des avantages supplémentaires en jouant avec le système de stockage 
et les variations du prix. Ces variations sont plus importantes que pour le cas de 
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la « tarification double ». Pour le système de microréseau communautaire intelligent, la « 
tarification dynamique » s'est avérée être plus appropriée pour tous les cas d’opérations 
considérés (environ 2% supplémentaire de réduction du prix d’électricité). Comme décrit 
précédemment, la France, et particulièrement Enedis, sont en train de préparer la version de 
l’application de la « tarification dynamique » pour les années à venir. 

Le but de la troisième partie de l’évaluation pratique était d’appliquer le système de gestion 
prédictif du microréseau communautaire intelligent, développé au cours de cette thèse, sur 
une plateforme « UPEC Microgrid Lab » d'équipements réels pour émuler le microréseau à 
petite échelle, développée au cours de cette thèse. Pour l’émulation, il a été choisi la meilleure 
stratégie de la gestion du microréseau communautaire intelligent obtenue dans les cas de la 
simulation. 

Le cas d’émulation du microréseau communautaire intelligent avec les conditions 
d’opérations prévues a montré une forte conformité de la stratégie de la gestion prédictive 
développée avec les données obtenues (4%-8% d’erreur moyenne absolue en pourcentage 
(MAPE)). Le choix d’autres cas de test, avec des conditions d’opérations de plus en plus 
différentes que prévu, a permis d’étudier l’influence de ces paramètres sur le comportement 
de la plateforme et le système en général. L’émulation du microréseau communautaire 
intelligent considéré à petite échelle sur cette plateforme a permis de tester la faisabilité de 
la stratégie développée précédemment ainsi que sa conformité.  
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CONCLUSION GÉNÉRALE ET PERSPECTIVES 
La transition énergétique et les dynamiques qu'elle entraîne sur les activités socio-

économiques génèrent des défis importants à résoudre notamment sur les modes de 
production, de stockage et de consommation énergétique. Parmi les vecteurs mis en œuvre, 
l'augmentation importante du taux de pénétration des énergies renouvelables se présente 
comme une voie prometteuse, notamment à travers le développement des productions 
distribuées et les microréseaux. 

En raison de l'intermittence des ressources énergétiques renouvelables, leur intégration 
aux réseaux électriques nationaux pose la nécessité de disposer d'une plus grande capacité de 
manœuvre (flexibilité) pour compenser ces effets. De la même manière, les systèmes 
électriques ont un besoin de renforcement local pour répondre à ces défis, ainsi qu'à une 
demande croissante de l'électricité. 

Actuellement, la consommation du secteur de bâtiments en France représente près de 40% 
de la consommation énergétique de la France. Pour cela, parmi les grands enjeux de la 
nouvelle RT2020 (RE2020), l'efficacité énergétique, l’intégration des sources des énergies 
renouvelables et la gestion intelligente de la consommation énergétique du bâtiment 
occupent une bonne place. La gestion des bâtiments doit être effectuée en respectant la 
notion d'habitat sain et confortable tout en aidant les citoyens à trouver les moyens et 
mécanismes de contribuer à la transition énergétique à travers diverses démarches (éco- 
gestes, autoconsommation, autoproduction ...). 

Cela entraîne une pluralité d'acteurs sur le marché de l'énergie ainsi qu'une diversification 
des sources de production interconnectées constituant un écosystème de plus en plus 
complexe dont l'efficacité nécessite des systèmes intelligents de gestion. 

Ainsi, le secteur du bâtiment occupe un rôle très important sur le processus de neutralité 
carbone et de transition énergétique grâce aux sources d'énergie renouvelables intégrées et 
aux moyens avancés de gestion énergétique. Le secteur du bâtiment est considéré comme 
une source importante de flexibilité et du renforcement local du réseau électrique, tout en 
assurant le confort à tout moment. Par ailleurs, les communautés locales des nouveaux 
bâtiments à basse consommation peuvent créer des microréseaux et agir ensemble plus 
efficacement grâce à l'autoconsommation individuelle et collective, tout en contribuant à la 
flexibilité du réseau. Cela permet d'optimiser l'efficacité énergétique et de réduire l'impact 
environnemental global, de renforcer le réseau électrique par les moyens locaux de flexibilité 
et de retarder les investissements de sa rénovation. La notion de flexibilité devient ainsi très 
importante dans un tel contexte. 

Ces dernières années, l'agrégation des sources d'énergie distribuées et l'émergence 
d'autoconsommateurs individuels et collectifs sur un nœud de puissance rendent les flux 
énergétiques multidirectionnels dont l'optimisation par les Agrégateurs se base sur une 
exploitation de données et d'outils d'aide à la décision. Différents types de flexibilité peuvent 
être fournis au réseau par des services système divers (services auxiliaires). Les ménages, qui 
ont été consommateurs, grâce aux nouveaux bâtiments efficaces et intelligents, ainsi que les 
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sources d'énergie renouvelable, peuvent devenir Prosommateurs ou autoconsommateurs. 
Grâce à des systèmes de gestion active de la consommation énergétique, ils peuvent aussi 
participer au marché local de la flexibilité en interagissant avec l'Agrégateur, qui prend en 
considération toutes les contraintes, ainsi que les limites unitaires et systémiques, le prix de 
l'électricité, le marché de flexibilité, etc. 

Les travaux de thèse ont visé à étudier cette problématique de gestion de la flexibilité des 
réseaux électriques à travers l'intégration des microréseaux, notamment urbains, dans une 
démarche d'autoconsommation. La gestion de la flexibilité est réalisée à travers un système 
de gestion prédictif original développé au cours de ces travaux. Le système proposé associe, 
de manière itérative, les algorithmes d'apprentissage neuronal récurrent à longue mémoire à 
court terme (LSTM), les méthodes classiques d'optimisation des flux de puissance (OPF) 
basées sur la programmation non linéaire à nombres mixtes (MINLP), et des critères 
d'évaluation dynamique et d'aide à la décision par la simulation Monte-Carlo. La principale 
fonction multivariable du coût à minimiser est basée sur l'estimation prédictive, la veille pour 
le lendemain (prévision « J+1 »), du prix marginal moyen localisé (LAMP) aux différents nœuds 
du réseau électrique. Aussi cette fonction intègre la notion des services système de flexibilité. 
Les algorithmes gèrent les négociations entre l'agrégateur et les usagers du réseau électrique, 
analysent de manière itérative les différents scénarios de services système de flexibilité et 
valident le choix de la configuration optimale pour le lendemain. L’algorithme aussi permet 
de prendre en compte l’erreur de prévision ainsi que son impact possible sur la gestion du 
microréseau. 

Ce système de gestion a été évalué d’abord par les simulations, ensuite sur une plateforme 
d'équipements réels, développée au cours de cette thèse. Les simulations sont basées sur le 
cas de conversion d’une commune urbaine réelle en microréseau communautaire (MRCI) et 
l’application ultérieure du système de gestion développé sur ce microréseau communautaire 
intelligent. De même, les simulations ont évalué les deux différents systèmes de tarification, 
« tarification double » (Heures Creuses - Heures Pleines) et « tarification dynamique », ainsi 
que leurs impacts sur le système de gestion développée et sur la communauté en général. 

Selon les résultats des simulations, le microréseau communautaire intelligent obtenu et 
géré en mode « basique » (augmentation de l'autoconsommation) réduit le prix de 
l’électricité communautaire de 34% à 36% par rapport au cas de la communauté 
conventionnelle. L’application du système de gestion prédictif développé au cours de cette 
thèse (sans participation aux services système de flexibilité) génère des réductions 
supplémentaires (3.5-3.7%) par rapport au cas précédent. De même, l’application du système 
de gestion développée et la participation du microréseau communautaire intelligent en 
services système de flexibilité apportent une réduction du prix de 4.12% à 4.75 %, ainsi que 
de 42.7% à 44.3% par rapport au cas de gestion « basique ». En changeant le mode opératoire 
du microréseau communautaire intelligent au plus « intelligent », développé au cours de 
cette thèse, il est possible d’obtenir des avantages supplémentaires significatifs pour la même 
configuration du système électrique et les mêmes conditions opérationnelles (7.8%-8.1% de 
la réduction du prix communautaire d’électricité par rapport au cas de la gestion « basique »). 
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De plus, cela permet de fournir la flexibilité additionnelle au réseau de distribution et ainsi 
d’accélérer le retour sur investissement du microréseau communautaire intelligent initial. 

L’analyse indique que la « tarification dynamique », appliquée sur le système sans moyens 
d’énergie renouvelables, de stockage et de système de gestion (cas de communauté 
conventionnelle), n’amène pas d’avantages significatifs (au contraire). Néanmoins, la « 
tarification dynamique » permet au réseau d’obtenir la flexibilité supplémentaire selon le 
principe : forte demande - prix élevé – déplacement de la consommation vers les zones avec 
un prix bas. Pour le cas du microréseau communautaire intelligent, ce type de tarification 
donne une possibilité aux systèmes de gestion intelligents de profiter des avantages 
supplémentaires en jouant avec le système de stockage et les variations du prix. Ces variations 
sont plus importantes que pour le cas de la « tarification double ». Pour le système 
microréseau communautaire intelligent, la « tarification dynamique » s'est avérée être plus 
appropriée pour tous les cas d’opérations considérés (environ 2% supplémentaire de 
réduction du prix d’électricité).  

La stratégie de gestion développée est appliquée sur une plateforme « UPEC Microgrid Lab 
» d'équipements réels pour émuler le microréseau à petite échelle. L’émulation du 
microréseau communautaire intelligent considéré dans la simulation précédemment sur cette 
plateforme à petite échelle a permis de tester la faisabilité de la stratégie développée 
précédemment ainsi que sa conformité. De même, cela a permis d’évaluer la précision 
d’émulation de la plateforme développée. 

Les perspectives de recherche sont d’abord d’attendre la définition des règles pour le 
marché de la flexibilité, l’échange des données, etc. et puis de les intégrer plus précisément 
dans le système de la gestion développé. Comme décrit précédemment, la France, et 
particulièrement Enedis, sont en train de préparer la version de l’application de la « 
tarification dynamique », le marché local de la flexibilité (LFM) ainsi que de définir les services 
système et leurs paramètres opérationnels pour les années à venir [282]. 

Aussi, Il est possible d’augmenter l’efficacité du système de gestion développé par 
l’intégration de technologies supplémentaires, comme les moyens de reconfiguration du 
réseau, du marché d’électricité en temps réel, et bien d'autres technologies existantes dans la 
recherche. D'autre part, cela amène des complications significatives du système de gestion et 
nécessite des données initiales plus précises pour la communauté, ainsi que pour sa manière 
de fonctionnement et sur les technologies et normes possibles applicables. 

Le système de gestion prédictif, développé au cours de cette thèse, dispose de toutes les 
fonctionnalités nécessaires pour avoir une gestion du microréseau prédictive sûre et efficace 
prenant en compte la notion de la flexibilité dans les réseaux électriques, qui est très 
importante, voire cruciale aujourd’hui. 
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Annexe A. Trois exigences principales de la RT2012ur 

Annexe A.1. RT2012 : Besoins Bioclimatiques du Bâtiment (Bbio) 

Les Besoins Bioclimatiques du Bâtiment Maximal (BbioMAX) constituent une limitation 
du besoin en énergie pour les composantes liées au bâtiment (chauffage, refroidissement et 
éclairage) en optimisant sa conception, pour bénéficier au maximum de la lumière naturelle 
et des apports de chaleur du soleil. Les BbioMAX prennent en compte la localisation 
géographique, l’altitude et la typologie des besoins énergétiques. La valeur maximale des 
Besoins Bioclimatiques du Bâtiment (Bbio) pour un bâtiment est limitée par la BbioMAX. 
Pour respecter les BbioMAX, les exigences principales de la RT2012 sont représentées par une 
surface vitrée pour la lumière naturelle égale ou plus grande que 1/6 de la surface de 
bâtiment, des vitrages performants et adaptés en fonction du climat, une orientation 
favorisant les apports solaires, une isolation particulièrement performante pour éviter les 
déperditions en énergie, une ventilation efficace pour le confort et la qualité de l’air, etc. 

Annexe A.2. RT2012 : Consommation d’énergie primaire (Cep) 

La Consommation d’Énergie Primaire Maximale (CepMAX) permet d’évaluer l’exigence de 
consommation conventionnelle maximale d’énergie primaire d’un bâtiment (la 
consommation énergétique). Plus précisément, elle prend en compte le chauffage, la 
climatisation, l’éclairage, la production d’ECS, les auxiliaires (pompes et ventilateurs). La 
Consommation d’Énergie Primaire (Cep) maximum autorisée par la RT2012 est 50 
kWhep/m2.an, mais elle est modulée (de 48 au sud à 66 au nord de la France) selon la 
localisation géographique, l’altitude, le type et la surface, l'émission de CO2 du bâtiment. Le 
respect et la réduction de Cep sont liés au respect du confort thermique et acoustique efficace 
de même que l’utilisation des équipements énergétiques performants, ainsi que la 
récupération d’énergie. 

Annexe A.3. RT2012 : Confort en été (TICréf) 

Le troisième coefficient de la RT2012 est la Température Intérieure Conventionnelle en 
période de forte chaleur (TIC) qui représente la valeur horaire en période d’occupation de la 
température opérative. Pour le résidentiel, la période d’occupation considérée est la journée 
entière. 

 La TICréf est une valeur référentielle pour les bâtiments dans lesquels il est possible 
d’assurer un bon niveau de confort en été pour limiter le recours au système actif de 
refroidissement. La TICréf représente la température la plus chaude atteinte dans les locaux 
pendant une période consécutive de 5 jours très chauds d’été et dépend du type d’occupation 
et de la localisation (zone climatique, l’altitude ou la proximité avec des zones bruyantes). La 
TICréf aide à fournir un confort de vie tout au long de l’année, comme la fraîcheur en été sans 
climatisation (protection des ouvertures, ventilation, etc.), et la chaleur en hiver, en limitant 
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la consommation énergétique par exemple par les apports solaires présentés sur la Figure 96 
ou par l’isolation renforcée, etc. 

 

Figure 96 : L’apport solaire pour des saisons différentes (source [283]). 

Réduire les besoins en chauffage en hiver peut amener à surdimensionner les systèmes de 
captation de l’énergie solaire et pourrait conduire à des surchauffes d’été. Le TICréf permet 
de limiter ce risque afin de ne pas favoriser l’équipement en système actif de refroidissement. 
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Annexe B. L’évolution législative de la transition 
énergétique en France 

La France a défini un certain nombre de lois et de plans pour atteindre ses objectifs 
concernant la transition énergétique et la réduction d’impact sur le changement climatique, 
dans le domaine du bâtiment (et en particulier les progrès de la RT2020, Figure 3). 

Annexe B.1. Loi Grenelle 1 (2009) 

La loi n° 2009-967 du 3 août 2009 à propos de la programmation relative à la mise en œuvre 
du Grenelle de l'environnement [284] fixe les grandes orientations de la France en matière de 
transport, d'énergie et d'habitat afin de protéger l'environnement et le climat. Le premier 
objectif est la lutte contre le changement climatique et la division par quatre des émissions 
françaises de GES entre 1990 et 2050. 

Il prévoit la confirmation de l’ensemble des orientations en matière de maîtrise de 
l’énergie, du développement des ER, de la lutte contre les changements climatiques, de la 
division par quatre les émissions de GES d'ici 2050, de la diminution de 20% de l’ER en 2020 
(soit une hausse de 20 Mtep avec des objectifs intermédiaires pour chaque filière en 2009 et 
la réalisation d’un bilan en 2012), le soutien à la production de chaleur renouvelable et le 
soutien à la recherche des biocarburants de deuxième génération. L’intégralité du plan 
bâtiment se décline selon les dispositions suivantes : dès 2012, les constructions neuves 
devront présenter une consommation d'énergie primaire inférieure au 50 kWh m²/an (le 
précurseur de la RT2012), toutes les constructions neuves seront soumises au plus tard en 
2020 à la norme : « Énergie positive » (le précurseur de la RT2020), tous les bâtiments de l’État 
et de ses établissements publics seront soumis à un audit énergétique d’ici 2010 et à une 
rénovation engagée au plus tard en 2012. 

Annexe B.2. Loi Grenelle 2 (2010) 

La loi n° 2010-788 du 12 juillet 2010 portant l’engagement national pour l'environnement 
(1) [285] est le prolongement de la loi de programmation relative à la mise en œuvre du 
Grenelle de l'environnement, dite « Grenelle 1» , qui a déterminé les objectifs de l'État dans 
le domaine environnemental. La loi a dû mettre à jour des obligations, interdictions ou 
permissions des codes existants. De même, la loi a prévu l’obligation de faire figurer le 
classement d'un bien immobilier au regard de sa performance énergétique dans les annonces 
immobilières, à la vente ou à la location (sauf baux ruraux ou locations saisonnières), 
l’obligation de l’attestation des normes énergétiques à l'achèvement des travaux, 
l’autorisation du dépassement des règles de densité pour les bâtiments à haute qualité 
énergétique ou avec des équipements d’ER, la suppression de l'avis conforme de l'architecte 
des bâtiments de France en cas de contravention avec l'autorité administrative. 
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Annexe B.3. Loi de Transition Énergétique pour la Croissance 
Verte (LTECV) (2015) 

Réunissant tous les acteurs concernés les rencontres et débats organisés en France depuis 
2007 ont conduit aux lois Grenelle 1 et 2, adoptées respectivement en 2009 et 2010, et à la 
loi ambitieuse de Transition Énergétique pour la Croissance Verte (LTECV) [68]. La suite de la 
loi Grenelle 1) du 17 août 2015 a fixé [68] les objectifs généraux comme la réduction des 
émissions de GES de 40% entre 1990 et 2030, la division par 4 des émissions de GES entre 
1990 et 2050 (Facteur 4) par rapport à 2012, la réduction de la consommation énergétique 
finale de 20% en 2030 et de 50% en 2050, la réduction de la consommation énergétique 
primaire d’énergie fossiles de 30%, 32% des ER dans la consommation finale d’énergie, 40% 
dans la production d’électricité, 38% dans la consommation finale de chaleur, 15% dans la 
consommation finale de carburant, 10% dans la consommation de gaz et pour finir la 
multiplication par 5 de la quantité de chaleur et de froid renouvelable récupérée par les 
réseaux de chaleur et de froid en 2030. En 2025, il sera prévu une baisse de 50% de la part du 
nucléaire dans la production d’électricité. 

Pour les bâtiments existants, la loi a prévu : vers 2020 l'obligation de réduire de 38% les 
consommations énergétiques et de 50% les émissions de GES. Pour les bâtiments neufs la loi 
prévoit l'obligation : à partir de 2010, de généraliser des Bâtiments Basse Consommation 
(BBC) pour les bâtiments publics, à partir de 2012 pour le tertiaire en général et à partir de 
2013 pour les logements (RT2012), à partir du 1er janvier 2017 : « L'obligation de disposer 
d’un carnet numérique de suivi et d’entretien pour toutes les constructions neuves dont le 
permis de construire a été déposé pour tous les logements faisant l’objet d’une évaluation » 
[68]. De même, la loi prévoit la possibilité d’imposer une part minimum d’ER dans la 
consommation d’un bâtiment. À partir de 2020, il sera obligatoire de généraliser du BEPOS 
pour toutes les constructions neuves et pour les bâtiments publics à partir de 2018. 

Annexe B.4. Plan National d’Action en Matière d’Efficacité 
Energétique (PNAEE) (2017) 

Le Plan National d’Action en Matière d’Efficacité Energétique (PNAEE) [286] a été publié 
en 2017 avec l’application de la Directive 2012/27/EU (EED et ESD) [287]. Cette directive 
décrit les mesures prises et projetées par chaque État pour arriver à leurs objectifs d'efficacité 
énergétique en réduisant la consommation d’énergie. Pour la France, l’objectif principal 
envisagé pour 2020 est de limiter à 235,3 Mtep de consommation d’énergie primaire et 131,4 
Mtep de consommation d’énergie finale. Cela a constitué 9% d’économies d’énergie par 
rapport à la consommation moyenne sur la période 2001-2005. Le PNAEE représente un 
rapport complet édité tous les trois ans. 
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Annexe B.5. Plan de Rénovation Énergétique des Bâtiments 
(PREH) (2016) 

Le Plan de Rénovation Énergétique des Bâtiments (PREH) [288] a eu pour objet de 
propager la rénovation énergétique des logements et des bâtiments tertiaires. Le but est 
d’atteindre la neutralité carbone à 2050, en prenant en compte la lutte contre la précarité 
énergétique. 

Les objectifs principaux sont d’accompagner les ménages pour les aider à rénover leur 
logement, en priorité pour lutter contre la précarité énergétique et les passoires thermiques, 
d’accélérer la rénovation dans les bâtiments tertiaires avec l’objectif de faire des bâtiments 
publics des bâtiments exemplaires (15% d’économies d’énergie pour parc immobilier de l’État 
pour les prochains 5 ans), de mobiliser et d’entraîner les acteurs locaux et territoriaux, de 
créer une dynamique de filière, pour rénover davantage, mieux et à prix moindre. De même, 
le PREH prévoit : « À compter de 2014, 180 000 logements privés, dont 38 000 occupés par des 
habitants en situation de précarité, auxquels s’ajoutent 90 000 logements sociaux ; à compter 
de 2017, 380 000 logements privés, dont 50 000 logements occupés par des habitants en 
situation de précarité, auxquels s’ajoutent 120 000 logements sociaux » [288]. 

Annexe B.6. Loi ÉLAN (Évolution du Logement, de 
l'Aménagement et du Numérique) 

La LOI n° 2018-1021 du 23 novembre 2018, Évolution du Logement, de l'Aménagement et 
du Numérique (ÉLAN) [289] établit la fondation pour la suivante RT2020. L’article 177 du code 
de la construction et de l'habitation [290] fait exigences attendues sur la performance 
énergétique, comme l’objet de contrôle tout au long du cycle de vie des bâtiments neufs et 
existants. La RT2020 établit la norme de construction des bâtiments à énergie positive, BEPOS. 
C’est-à-dire des bâtiments qui produisent plus d’énergie qu’il n’en consomme. L’article 181 
déclare aussi que : « Les performances énergétiques, environnementales et sanitaires des 
bâtiments et parties de bâtiments neufs s'inscrivent dans une exigence de lutte contre le 
changement climatique, de sobriété de la consommation des ressources et de préservation de 
la qualité de l'air intérieur » [289]. 

Annexe B.7. Bâtiment de bureaux LowCal 

La Stratégie Nationale Bas-Carbone (SNBC) [291] déploie les directions stratégiques pour 
la transition vers une économie basse-carbone et durable pour tous les secteurs d’activité. Elle 
fixe les objectifs de diminution d’émissions de GES à l'échelle de la France : à court / 
moyen terme : les budgets-carbone (réduction des émissions de 27% à l'horizon du 3e 
budget-carbone par rapport à 2013), à long terme à l’horizon 2050 : la première stratégie 
visait l'atteinte du facteur 4 (réduction des émissions de 75% par rapport à 1990, soit 73% par 
rapport à 2013). Le projet de stratégie révisé cible la neutralité carbone. 



 

184 

Les budgets carbone représentent les maximums d’émissions de GES fixés par périodes 
successives de 4 à 5 ans. Cela permet de définir la trajectoire de diminution des émissions. 
Trois premiers budgets carbone ont été prédéfinis en 2015. Ils considèrent les périodes 2015-
2018, 2019-2023 et 2024-2028. La révision de 2019 corrige le deuxième et troisième budget, 
et définit le budget carbone suivant (la période 2029-2033). Ils sont distribués selon les 
principaux domaines d'activité : transports, bâtiments résidentiels-tertiaires, industrie, 
agriculture, déchets et production d'énergie. Pour le domaine de bâtiment, la SNBC prévoit 
les recommandations suivantes : maîtriser la demande en énergie liée à l’usage des bâtiments, 
améliorer les bâtiments et systèmes existants, approfondir l’efficacité énergétique des 
nouvelles constructions, développer les matériaux de construction peu carbonés, maîtriser la 
demande en énergie et développer un mix énergétique décarboné. 

Annexe B.8. Programmation Pluriannuelle de l’Énergie (PPE) 
(2019). 

Le projet de la Programmations Pluriannuelles de l’Energie (PPE) de 2019-2023 a été 
publié le 25 janvier 2019 [292]. En cohérence avec la SNBC, la révision de PPE 2019 annonce 
les objectifs à atteindre aux horizons 2023 et 2028. C’est un outil de gestion de la politique 
énergétique qui a été créé par la loi LTECV. Son but est d’élaborer une vision cohérente et 
complète de la place des énergies et de leur évolution attendue dans la société française, ainsi 
que de fixer les priorités d’actions des pouvoirs publics dans le domaine de l’énergie. 
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Annexe C. Exemples existants du BEPOS en France  
Avant l’application de la nouvelle RT2020, des bureaux d’études français ont fait des tests 

et des expériences pour trouver le meilleur moyen d’expliquer et de définir le BEPOS.  

Le déroulement d’intronisation de tous les types de maisons à basse consommation en 
France est présenté dans le Tableau 16 [293].  

Tableau 16 : Sommaire des projets de BBC et BEPOS en France (début 2020, source [293]). 

 Plus bas vont être présentés des exemples existants des BEPOS+Effinergie2017 et les 
aspects techniques de leur réalisation. Ce type de BEPOS a été choisi en raison de sa 
performance, mais aussi, car c’est le plus difficile à atteindre.  

Annexe C.1. Bâtiment de bureaux LowCal 

LowCal est le premier bâtiment certifié par le nouveau label BEPOS+ Effinergie 2017. C’est 
un bâtiment de bureaux et est présenté sur la Figure 97. 

 

Figure 97 : Le bâtiment de bureaux LowCal (source [293]). 

Les missions principales de ce projet : un faible impact environnemental, un faible coût et 
une conception dite « Low-Tech ». Les surfaces vitrées du sud permettent de bénéficier d'un 
apport solaire. Les brise-soleils orientables assurent la protection contre la pluie, le 
rayonnement direct du soleil et l'intrusion. L’absence du système de chauffage fixe est 
compensée par l’apport naturel des occupants, et par un système de ventilation double flux 
indépendant avec un échangeur de chaleur. Cela permet de récupérer 70% de la chaleur en 
hiver et la fraîcheur en été. 

Niveau énergétique Numéro des bâtiments certifiés 
BBC-Effinergie Rénovation 2654 
BBC-Effinergie 1193 
Effinergie + 272 
BEPOS effinergie 2013 165 
BBC effinergie 2017 48 
BEPOS effinergie 2017 42 
BEPOS+ effinergie 2017 5 
Total  4379 (début 2020) 



 

186 

Tableau 17 : Description générale du projet LowCal (source [293]). 

Type bâtiment Tertiaire - Public 
Ville Pont-de-Barret 
Construction 2016 
Livraison 2016-07-01 
Zone climatique H2d 
Surface 666 m² 
Niveau énergétique BEPOS+ Effinergie 2017 
Respect RT2012 Oui 
E+C-, Niveau « Énergie » E4 
E+C-, Niveau « Carbone » C2 
Consommation énergétique (Cep) -98,7 kWh/(m² an) 
Bioclimatisme (Bbio) 35,89% moins par rapport à la BbioMAX (RT2012) 
Confort en été (TIC) 10% moins par rapport à la TICréf (RT2012) 
E+C-, Bilan Énergétique E+C -3,7 kWhep/m²/an (Niveau E4) 
E+C-, Respect du Seuil Carbone 
GES Totale 760 kg eq.CO2/m² (Niveau C2) 

Équipement de chauffage : absence de générateur de chauffage fixe - les occupants 
apportent entre 75 et 95 W de chaleur par personne, appoint par radiateurs électriques 
mobiles (4x 1 kW, soit 6 W/m² de puissance) ; Refroidissement : absence de générateur de 
froid ; Ventilation : ventilation double flux décentralisé, efficacité de l'échangeur de 70% ; Eau 
Chaude Sanitaire (ECS) : ballon électrique de 75 litres ; Éclairage : puissance moyenne 
installée : 2 W/m² et varie suivant les locaux ; ER : installation photovoltaïque - surface : 153 
m² - puissance crête : 24 kWc. 

Annexe C.2. Groupe Scolaire Perigny - Bâtiment administratif 
(2019) 

Ce projet qui concerne la construction d'un groupe scolaire se compose de deux bâtiments 
principaux regroupant : un bâtiment d'école, un bâtiment de service, un pôle administratif et 
un restaurant scolaire. Ce projet a été lauréat de l'appel à projets « Bâtiment du Futur » 2018 
de la Région Nouvelle-Aquitaine et est présenté sur la Figure 98. 

 

Figure 98 : La Groupe Scolaire Perigny – bâtiment administratif / demi-pensions (source [293]). 

Pour la partie-école, les bâtiments sont composés d'une salle de classe, d'un atelier, d'un 
espace de motricité et de sanitaires. Ils sont construits avec des équipements identiques. 
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La structure des bâtiments est isolée avec de la ouate de cellulose ou du chanvre local et 
se compose de bois. Les fenêtres permettent d’assurer une ventilation naturelle traversante, 
grâce à des ouvertures sur des façades opposées. En plus de panneaux photovoltaïques sur 
les couvertures orientées au sud, le préau sud-est, est équipé par des photovoltaïques bi-
verre. La description du projet est présentée dans le Tableau 18 ci-dessous. 
Tableau 18 : Description générale du projet de groupe scolaire Perigny (source [293]). 

Type bâtiment Tertiaire - Public 
Ville Perigny 
Construction 2019 
Livraison 2019-12-01 
Zone climatique H2b 
Surface 818 m² 
Niveau énergétique BEPOS+ Effinergie 2017 
Respect RT2012 Oui 
E+C-, Niveau « Énergie » E4 
E+C-, Niveau « Carbone » C1 
Consommation énergétique (Cep) -17,8 kWh/m²/an 
Bioclimatisme (Bbio) 33,33% moins par rapport à la BbioMAX (RT2012) 
Confort en été (TIC) 2% moins par rapport à la TICréf (RT2012) 
E+C-, Bilan Énergétique E+C -15,2 kWhep/m²/an (Niveau E4) 
E+C-, Respect du Seuil Carbone 
GES total 999,6 kg eq.CO2/m² (Niveau C1) 

Équipement de chauffage : bois granulé, chaufferie au granulé du bois à alimentation 
automatique et air pulsé ; Refroidissement : groupe froid thermodynamique air / eau ; 
Ventilation : ventilation double flux, débit constant, efficacité de l'échangeur de 80% ; ECS : 
ballon électrique ; Éclairage : puissance moyenne installée : 6 W/m², varie suivant les locaux ; 
ER : installation photovoltaïque - surface : 330 m² - puissance crête : 56 kWc. 

Annexe C.3. Groupe Scolaire de l'Isle d'Espagnac 

Ce projet concerne la construction d’un groupe scolaire comprenant une partie 
élémentaire, une partie maternelle et des espaces mutualisés. Ce projet a été lauréat de 
l'appel à projets « Bâtiment du Futur » 2018 de la Région Nouvelle-Aquitaine. Il est présenté 
sur la Figure 99. 

 

Figure 99 : Le Groupe Scolaire de l'Isle d'Espagnac (source [293]). 

 Le projet a privilégié une conception bioclimatique et le choix d'éco matériaux. La structure 
du bâtiment est en ossature de bois isolée avec de la paille. La toiture a été isolée avec 30 cm 
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d'un mélange isolant associant fibres de chanvre, coton et lin. Les fenêtres sont en bois avec 
de doubles vitrages performants intégrant des protections solaires. Il y a possibilité d’assurer 
une ventilation naturelle traversante ou ascendante par les fenêtres du toit. La description du 
projet est présentée dans le Tableau 19 ci-dessous. 
Tableau 19 : Description générale du projet du groupe scolaire de l'Isle d'Espagnac (source 
[293]). 

Type bâtiment Tertiaire - Public 
Ville L'Isle d'Espagnac 
Construction 2019 
Livraison 2019-07-01 
Zone climatique H2b 
Surface 1 498 m² 
Niveau énergétique BEPOS+ effinergie 2017 
Respect RT2012 Oui 
E+C-, Niveau « Énergie » E4 
E+C-, Niveau « Carbone » C2 
Consommation énergétique (Cep) -17,5 kWh/m²/an 
Bioclimatisme (Bbio) 36,67% moins par rapport à la BbioMAX (RT2012) 
Confort en été (TIC) 4,6% moins par rapport à la TICréf (RT2012) 
E+C-, Bilan Énergétique E+C -15,4 kWhep/m²/an (Niveau E4) 
E+C-, Respect du Seuil Carbone 
GES Totale 764,5 kg eq.CO2/m² (Niveau C2) 

Équipement de chauffage : bois granulé, chaudières biomasse à condensation ; 
Refroidissement : groupe froid thermodynamique air / eau ; Ventilation : ventilation double 
flux, débit constant, efficacité de l'échangeur de 75% ; ECS : ballons électriques ; Éclairage : 
puissance moyenne installée : 3,2 W/m², varie suivant les locaux ; ER : installation 
photovoltaïque en silicium monocristallin - surface : 130 m² - puissance crête : 23,5 kWc. 
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Annexe D. Méthodes principales de gestion des systèmes 
électriques 

Annexe D.1. Méthodes basées sur le marché 

Annexe D.1.1. Marché local de la flexibilité (LFM)  

À l'origine, le LFM a été développé et mis en œuvre pour fournir des outils de marché pour 
le DSO et pour résoudre ses congestions et les violations de tension [294]. En échangeant la 
flexibilité dans le LFM, le DSO peut assurer une gestion et un contrôle plus actifs du système. 
Il y a plusieurs méthodes de réalisation du LFM. Le LFM à taux fixe permet au DSO de planifier 
son système de manière plus économique en utilisant la flexibilité assurée par les demandes 
flexibles. Le besoin d'extension de capacité d'un DG avec et sans utilisation de la flexibilité a 
été comparé dans [295]. Un cadre de LFM a été proposé en [67] pour maximiser le bien-être 
social des participants au LFM sur l'horizon de programmation journalier et sur l'horizon de 
programmation au cours de la journée. Une conception de LFM décentralisée a été proposée 
dans [296]. Elle tient compte des négociations entre le DSO et les Agrégateurs, et entre les 
Agrégateurs et les Prosommateurs. Le [297] décrit bien l’application du LFM à la fois pour 
optimiser le marché de la flexibilité Jour à l’Avance (𝑱𝑱 + 𝟏𝟏, Day-ahead) et à la fois pour le 
marché Intrajournalier (𝑰𝑰 − 𝑱𝑱, Intraday) comme le montre la Erreur ! Source du renvoi 
introuvable..  

Le LFM et les marchés de l'énergie existants peuvent fonctionner en parallèle. Le LFM peut 
être aussi appliqué avec d’autres méthodes de gestion des systèmes électriques [297]. 

Annexe D.1.2. Marché local de l'énergie (LEM) 

Le LEM a été conçu et mis en œuvre pour gérer la forte pénétration des DER. L’avantage 
principal est qu’il encourage les Prosommateurs à l’échange d'énergie localement [298] et 
cela pour conséquence une gestion indirecte et décentralisée des systèmes énergétiques. Le 
LEM est un concept de marché large qui se caractérise en différents groupes :  

• Commerce d'énergie P2P, directement entre Prosommateurs [299].  
• Commerce d'énergie entre Prosommateurs sous la supervision d'un médiateur [300]. 
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Figure 100 : L'application du LFM pour l'optimisation du marché de la flexibilité pour « Jour à 
l'avance (𝑱𝑱 + 𝟏𝟏) » et pour « Intra-journalier (𝑰𝑰 − 𝑱𝑱) ». 

• Commerce d'énergie P2P entre Prosommateurs ou sous la supervision d'un médiateur 
[301]. 

L’avantage principal du P2P est que l'énergie peut être échangée localement entre 
Prosommateurs sans entité centrale. Cependant, le P2P peut conduire à un faible pouvoir de 
négociation pour les Prosommateurs lorsqu'ils échangent l'énergie avec les grandes parties 
prenantes [40]. 

Annexe D.1.3. Contrôle basé sur le prix (PBC)  

Dans les méthodes de PBC, le DSO prévoit la congestion potentielle du DG sur un temps 
défini (état de saturation du réseau). Il publie le prix de résolution de la congestion (la 
réduction de la consommation par exemple) de manière centralisée pour la consommation 
flexible ou leurs Agrégateurs [231]. Ensuite, la consommation flexible ou leurs Agrégateurs 
planifient leurs ressources. Par conséquent, les méthodes de contrôle fondées sur le prix 
peuvent conduire à une incertitude significative du profil de charge. Ceci en raison des 
calendriers non confirmés des Agrégateurs au DSO [302]. Cependant, la pénétration accrue 
des DER peut rendre difficile le fonctionnement du DSO. Ainsi, il est recommandé d’ajouter 
des méthodes supplémentaires pour résoudre ce problème. Dans la recherche [303], le PBC 
est utilisé pour résoudre les problèmes de congestion du DG en incitant les Agrégateurs à 
déplacer les demandes flexibles des heures de pointe à des nœuds spécifiques. 

Annexe D.1.4. Contrôle transactif (CT)  

Une transaction est un échange de biens, de services et/ou de fonds par voie de 
négociation. En conséquence, le CT est un cadre qui permet aux acteurs d'interagir les uns 
avec les autres à travers un signal économique, afin d'optimiser l'allocation des ressources. 
Dans [304], le CT est défini comme une implémentation d'énergie transactive. L'énergie 
transactive est un ensemble de mécanismes économiques et de contrôles qui permettent 
l'équilibre dynamique de l'offre et de la demande sur l'ensemble de l’infrastructure électrique 
en utilisant la valeur comme le paramètre-clé opérationnel. Dans un système de gestion de 
l'énergie transactive, les appareils consommateurs ou producteurs d'électricité de petite ou 
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moyenne taille négocient automatiquement leurs actions entre eux, avec les appareils du 
réseau physique et avec les systèmes de répartition des fournisseurs d'énergie. Tout cela se 
fait grâce à des algorithmes du marché électrique efficaces et évolutifs [305]. En fait, le CT est 
déjà utilisé sur certains marchés d'énergie de gros dans le monde, par exemple le marché Nord 
Pool Spot [306]. Le mécanisme de négociation et de compensation utilisé sur le marché est 
une forme typique de contrôle transactionnel. Cependant, l'application du CT fait encore 
largement défaut dans le fonctionnement des réseaux de distribution et au niveau du marché 
de détail. Dans le cadre du CT, il est utilisé la fonction d'utilité appliquée en microéconomie 
qui décrit le degré de bien-être que le produit offre aux consommateurs. 

Le CT est largement utilisé pour gérer le fonctionnement des DER à la fois dans la littérature 
et dans l'industrie. Il utilise un cadre décisionnel décentralisé, ce qui montre ses avantages 
dans la gestion du fonctionnement des DER [305]. Un système de CT a été proposé en [307] 
pour gérer le fonctionnement des systèmes de distribution contraints, dans lequel les prix de 
congestion appropriés étaient déterminés par la négociation entre le DSO et les détaillants. 
Un cadre de CT a été présenté dans [308], dans lequel plusieurs bâtiments intelligents 
collaborent entre eux dans une agrégation de bâtiments intelligents. Une méthode de gestion 
de CT distribué a été proposée dans [309] pour plusieurs microréseaux interconnectés, dans 
laquelle une planification optimale et un échange d'énergie équitable des multiples 
microréseaux, peuvent être réalisés.  

Annexe D.2. Méthodes basées sur le contrôle  

Annexe D.2.1. Centrale électrique virtuelle (VPP)  

Lorsque les DER et les Prosommateurs sont agrégés dans une VPP, ils ont une visibilité sur 
différents marchés de l'énergie, sur la contrôlabilité et sur l'impact du système comme un 
générateur conventionnel [310]. Une VPP est un groupe de DER qui est exploité 
collectivement par une entité de contrôle. Il peut remplacer une centrale électrique 
conventionnelle en gardant la même efficacité, mais avec plus de flexibilité [311, p.]. Le 
schéma général est présenté sur la Erreur ! Source du renvoi introuvable.. 

 

Figure 101 : Structure générale de la VPP et du marché d’énergie. 
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Les composants principaux de la VPP sont :  

 Marché / Consommateurs 
 DSO 
 DER / Prosommateur / Clients 
 Systèmes de Gestion de l'Énergie (EMS, Energy Management System) 
 Les fournisseurs de services 
 Organismes de la réglementation 

 La VPP peut apporter des avantages significatifs pour le DSO comme l’amélioration de 
l'efficacité et de la sécurité du réseau électrique, la réduction des coûts du système de 
distribution, et autres. La description, la structure et les différentes méthodes de planification 
pour les VPP ont été proposées dans l’Annexe E. 

Annexe D.2.2. Gestion active du réseau (GAR) 

La GAR offre un contrôle actif et flexible sur le contrôle de la tension, sur la gestion de la 
congestion et sur la restauration de l'alimentation dans les systèmes de distribution. Des 
mesures en temps réel ou en temps quasi réel sont utilisées avec un modèle du système pour 
déterminer les signaux de commande qui doivent être envoyés aux participants du réseau. Les 
DSO adoptent la GAR pour résoudre la congestion et les violations de tension des systèmes 
de distribution en raison de la forte pénétration des DER contrôlant les DER, des demandes 
flexibles et des équipements du réseau de manière centralisée [312]. Les études comme [313] 
et [314] ont montré qu’avec la GAR, de diverses violations de congestion et de tensions des 
systèmes de distribution (pertes de puissance excessives, congestion du réseau, surtensions 
et baisses de tensions), peuvent être résolus en contrôlant les réseaux de manière optimale. 
D'autre part, cette méthode nécessite une grande vitesse et une haute précision de mesure 
ainsi que l’acquisition et le traitement d’un grand volume d’information. 
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Annexe E. Centrale électrique virtuelle (VPP)  

Annexe E.1. VPP : Définition  

Une VPP est un groupe de DER qui est exploité collectivement par une entité de contrôle. 
Il peut remplacer une centrale électrique conventionnelle, tout en ayant l’efficacité et avec 
plus de flexibilité [311, p.] (analogiquement avec un Système de Stockage d'Énergie Virtuel 
(VESS, Virtual Energy Storage System). 

La littérature actuelle présente de nombreuses définitions de VPP partiellement 
dispersées, mais la plupart des définitions définissent certains points communs qui offrent un 
point de convergence en termes de caractéristiques et de concept. Dans [315], la VPP est 
décrite comme un ensemble d'acteurs divers (consommateurs, producteurs, ressources 
énergétiques diverses, stockage et RàD) dont la production d'électricité est basée sur 
plusieurs technologies. Selon [310] : « Les VPP sont des entités virtuelles qui centralisent la 
négociation de l'énergie électrique. Ils sont créés chaque fois qu'un nombre suffisamment 
important de Prosommateur décide d'agréger leur production pour concurrencer le marché 
contre les grandes sociétés de production ». Enfin, la définition dans [316] propose que « Une 
VPP est une entité qui est capable d'agréger des ressources de petite taille (consommateurs et 
producteurs, aussi bien que des unités de stockage) les rendant rentables, notamment dans le 
cadre de la participation aux programmes de RàD ». 

Comme est indiqué précédemment, la définition de VPP est assez dispersée. En combinant 
les différentes perspectives, [317] résume la notion de VPP de cette manière: 

Une VPP est une entité virtuelle impliquant de multiples parties prenantes et comprenant 
des technologies hétérogènes multisites décentralisées, formées par l'agrégation de sources 
d'énergie réparties et des systèmes de stockage d'énergie distribuable et non distribuable, y 
compris des VE et des charges contrôlables. Elle est prise en charge par les technologies de 
l'information et de la communication, pour former l'équivalent d'une seule centrale électrique 
virtuelle avec la capacité de gérer et de coordonner ses opérations. Elle doit assurer le flux 
d'énergie et d'informations entre ses parties prenantes, afin de minimiser les coûts de 
génération, de maximiser les profits et d’accroître la participation dans les programmes de 
RàD ainsi que dans les échanges au sein du marché de l'électricité. 

Annexe E.2. VPP : Structure 

Décrire une structure complète pour les VPP est une tâche ardue, car la littérature actuelle 
dans le domaine reste non structurée avec beaucoup de concepts et d'idées qui se 
chevauchent. Cependant, les principales caractéristiques sont que les VPP regroupent 
plusieurs DER et impliquent la collaboration d'un certain nombre de parties prenantes qui 
consistent en un mélange d'entités et des systèmes pour former une sorte d'écosystème 
d'affaires collaboratif avec un degré élevé d'interactions et d'interdépendances. Ce point de 
vue suppose que toutes les parties de VPP ont besoin de mécanismes robustes de 
collaboration pour harmoniser et profiter du rôle essentiel qu'ils jouent dans VPP. Cette 
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affirmation est confirmée par [318] et suggère que : « Les systèmes énergétiques deviennent 
des systèmes sociotechniques complexes qui combinent une variété d'aspects techniques et de 
processus automatisés avec le comportement humain et les facteurs sociaux / sociétaux ». Le 
même travail affirme en outre que : « De plus en plus, le réseau électrique peut être vu comme 
une composition de sous-systèmes avec une autonomie croissante qui a besoin d'interagir, 
formant un système de systèmes ». 

Le schéma général est présenté sur la Erreur ! Source du renvoi introuvable.. 

Bien que le microréseau et la VPP semblent être des concepts similaires, il existe un certain 
nombre de différences distinctes :  

• Localité : Dans un microréseau, les DER sont situés dans le même réseau de 
distribution local et ils visent à satisfaire principalement la demande locale. Dans une VPP, les 
DER ne sont pas nécessairement situés sur le même réseau local et ils sont coordonnés sur 
une vaste zone géographique. La production de la VPP agrégée participe aux échanges 
traditionnels sur les marchés énergétiques normaux [319]. 

• Taille : La capacité installée des microréseaux est généralement relativement faible (de 
quelques kW à plusieurs MW), tandis que la puissance nominale d'une VPP peut être 
beaucoup plus élevée [320]. 

• Intérêt des consommateurs : Un microréseau se concentre sur la satisfaction de la 
consommation locale, la VPP traite la consommation uniquement comme une ressource 
flexible qui participe à l'agrégat commerce d'électricité via la rémunération de DSO [321].  

Selon tout ce qui précède, les composants principaux de la VPP sont :  

• Marché / Consommateurs 
• DSO 
• DER / Prosommateur / Clients 
• Systèmes de Gestion de l'Énergie (EMS, Energy Management System) 
• Les fournisseurs des services 
• Organismes de réglementation  
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Annexe F. Participants aux marchés locaux de la 
flexibilité 

Les participants et leurs objectifs dans les LFM doivent être bien définis en premier lieu 
avant la conception des marchés. Généralement, les principaux participants aux LFM sont : 

• DSO : Il est l'opérateur du système de distribution, dont la tâche principale consiste à 
fournir de l'électricité aux clients de manière rentable, durable et efficace. De même, son 
objectif est d’assurer un bon fonctionnement du système de distribution et de la qualité des 
services d’alimentation d'électricité [67]. Le DSO peut procurer la flexibilité à différentes fins 
opérationnelles (par exemple, la gestion de la congestion, le contrôle de la tension, la 
minimisation des pertes, etc.) et à des fins de planification (par exemple, le report du besoin 
de renforcement du réseau). 

• BRP : Ils sont définis comme des opérateurs sur les marchés de l'énergie pour le 
compte des portefeuilles de leurs clients [85]. Les BRP sont responsables d'équilibrer 
l'approvisionnement en énergie et la consommation d'énergie pendant une durée donnée. 
Dans le cas de l’impossibilité à maintenir l'équilibre dans le réseau, le BRP sera pénalisé pour 
les coûts de déséquilibre. Par conséquent, les BRP pourraient bénéficier de la flexibilité pour 
optimiser leur portefeuille et réaliser leurs obligations énergétiques. Les BRP peuvent être des 
détaillants, des producteurs ou des Agrégateurs. Ils sont uniquement responsables de l’état 
d'équilibre du réseau de leurs clients.  

• Agrégateur : Il est un fournisseur de services qui rassemble et gère des 
Prosommateurs pour échanger leur énergie ou la flexibilité sur le marché en cause [322]. Le 
DER ou le Prosommateurs individuel ont un pouvoir de négociation limité dans les LFM en 
raison de leurs volumes insignifiants de flexibilité en comparaison de la taille du réseau. De 
même, la participation directe des DER ou des Prosommateurs dans un LFM le surchargerait 
en raison du grand nombre de DER ou de Prosommateurs sur le marché. Ceci est lié à la 
présence d’un chargé de communication pour l'échange d'informations entre les acteurs et la 
charge de calcul pour la compensation du marché. Cela conduit à un fonctionnement du LFM 
inefficace et à un coût supplémentaire pour l'opérateur du LFM en raison de la surcharge de 
communication et de calcul [323]. Pour exploiter ce potentiel de flexibilité, les Agrégateurs 
assemblent la flexibilité individuelle pour former différents types des services de flexibilité de 
taille importante, pour ensuite y avoir accès et les échanger dans les LFM. Les Agrégateurs 
représentent les DER et les Prosommateurs dans le commerce de LFM et ils sont rémunérés 
par le DSO et les BRP pour la fourniture des services de flexibilité. 

• Opérateur du LFM : Il gère le LFM en tant qu'entité indépendante. Un opérateur du 
LFM fournit une plate-forme de négociation flexible. Il est également responsable de la 
compensation du marché. La compensation du marché est le processus qui recueille les offres 
et les demandes de flexibilité, et détermine les résultats commerciaux (c'est-à-dire le prix et 
la quantité de flexibilité à négocier).  

Brièvement, toutes les relations entre les participants du LFM peuvent être décrites de 
manière suivante : un BRP est une unité responsable du maintien de l'équilibre de l’offre-
demande pour des producteurs et des consommateurs dans une période donnée. Les BRP et 
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le DSO sont tous deux, des acheteurs de flexibilité. Les Agrégateurs sont des vendeurs de 
flexibilité dans le LFM. Les BRP sont en concurrence avec le DSO pour la flexibilité offerte par 
les Agrégateurs dans le LFM. Toutefois, le DSO et les BRP ont besoin de la flexibilité pour 
différents objectifs [67]. Les BRP ont besoin de flexibilité pour restaurer les déséquilibres dans 
la partie du réseau où ils sont responsables. Ils ne s'intéressent qu'au montant de flexibilité 
offert. En revanche, le DSO offre la flexibilité pour résoudre un problème dans son réseau. Il 
s'intéresse à la fois au montant et à l'emplacement de la flexibilité offerte.  

En bénéficiant de la flexibilité des Agrégateurs, les BRP lui transfèrent leurs responsabilités 
d'équilibre. Un Agrégateur peut également être son propre BRP, dans lequel il peut être 
responsable de ses propres déséquilibres locaux. La coordination entre les acteurs de LFM est 
cruciale pour garantir un équilibre et le succès du marché. 
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Annexe G. Les Services Système (SS) pour la flexibilité du 
réseau électrique 

L'Union Européenne (UE) s'est engagée à réduire les émissions de GES dans son territoire 
d'au moins 40% jusqu'en 2030, avec une part prévue de 50% des ER d'ici 2030 [66].  

Les DER, telles que les systèmes solaires collectifs ou individuels, les systèmes des batteries 
de stockage en aval des compteurs, les VE rechargeables et les charges commerciales et 
industrielles, peuvent fournir la flexibilité par les SS aux DSO grâce à des incitations fondées 
sur le prix, souvent appelé RàD. En augmentant la liquidité et la concurrence sur les Marchés 
des Services Auxiliaires (MSA), les DER peuvent également contribuer à réduire les coûts 
d'approvisionnement des SS. Les DER peuvent être autorisées à participer de façon 
indépendante ou par l'intermédiaire d'Agrégateurs ou de détaillants, selon la conception du 
marché en place. 

D’un autre côté, l’augmentation des volumes de production non contrôlée avec la 
réduction des capacités d'équilibrage énergétique menace la fiabilité du système [88]. Le 
principal risque est porté par les éoliennes et les installations PV. Le caractère de génération 
stochastique des éoliennes avec des flux de puissance inversés dans les DG entraîne des 
surcharges et des violations des normes de qualité de l'énergie. La génération PV est un peu 
plus stable et prévisible, mais elle est décalée du profil de la demande quotidienne. En général, 
l'effet de la perturbation est local, mais si la pénétration des systèmes PV est importante, 
l'impact peut être également global. Pour prendre en charge le bon fonctionnement du DG 
une grande flexibilité du DG est requise. Cette flexibilité peut être obtenue du LFM ou du MSA. 
Ils doivent relier les fournisseurs de flexibilité à ceux qui en ont besoin (le DG pour exemple) 
[324]. Cette flexibilité des SS est fournie par des unités de génération conventionnelle, 
consommation flexible, par des Systèmes de Stockage d'Énergie par Batterie (BESS, Battery 
Energy Storage Systems) équipées d'onduleurs électroniques de puissance, etc. 

En France, au titre du code de l’énergie de la Commission de Régulation de l’Énergie (CRE) 
[71], le gestionnaire de réseau de transport dispose des SS (réserves primaire et secondaire) 
et du mécanisme d’ajustement (réserves tertiaires) pour mission de maintenir l’équilibre 
entre la production et la consommation de l’électricité et d’assurer la flexibilité nécessaire 
[72].  

Depuis janvier 2016, l’ensemble des sites de production et de soutirage, raccordés au 
réseau de transport comme au DG, peuvent participer au SS via un acteur appelé le 
responsable de réserve (soi-disant Agrégateur) [73]. Ci-dessous seront décrits les SS destinés 
à la flexibilité du réseau conventionnel ainsi que son application dans le microréseau.  

Annexe G.1. SS : Tension / Puissance réactive  

Les services publics d'électricité visent à fournir un service aux clients à un niveau de 
tension spécifique aux normes françaises. Ils sont donc formatés pour une tension bien définie 
(comme 230 volts) [75]. Cependant, en raison des lois de Kirchhoff, l'ampleur de la tension et 
aussi la tension de service aux clients varieront sur la longueur d'un conducteur tel qu'une 
borne de distribution. Selon la loi et la pratique locale, la tension réelle de service au sein 
d'une bande de tolérance telle que 5% ou 10% peut être considérée comme acceptable. Afin 
de maintenir la tension dans la zone de tolérance avec les conditions changeantes, trois types 
de solutions sont possibles :  
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• Un changeur de prises en charge du transformateur de la sous-station, qui modifie le 
rapport de spires en réponse au courant de charge et donc ajuste la tension fournie à 
l'extrémité d'émission du départ. 

• Les régulateurs de la tension, qui sont essentiellement des transformateurs avec des 
changeurs de prises pour régler la tension le long du départ, de manière à compenser la chute 
de tension sur la distance. 

• Les condensateurs, qui réduisent la chute de tension le long du départ en réduisant le 
flux de courant de la puissance réactive aux charges le consommant [74]. 

La tension à un nœud du réseau peut être affectée par l'échange de puissance réactive. Elle 
est augmentée en alimentant la puissance réactive. D’autre part, la prise de puissance réactive 
réduit la tension. L'échange contrôlé de puissance réactive permet d'apporter la tension au 
point d'alimentation à la tension de référence spécifiée. La participation active au support de 
la tension est obligatoire pour toutes les grandes centrales électriques (directement 
connectées au réseau de transport et en exploitation), les DG et les clients finaux sont tenus 
de participer au support de la tension à un niveau semi-actif. Cependant, ils peuvent se 
préqualifier pour le support de la tension active [325]. La fourniture d'énergie réactive est 
réglementée contractuellement dans les accords d'entreprise. L'énergie réactive remplacée 
est rémunérée au moyen d'un tarif fixe en plus d'une redevance uniforme pour les 
participants. Les centrales électriques ont la possibilité de participer au support de tension. 
Des contrats standard spécifiques réglementent la fourniture d'une capacité d'alimentation 
réactive. En plus de l'énergie réactive rémunérée, une rémunération spécifique est définie par 
heure de démarrage et d'exploitation pour chaque centrale [326]. 

D'après [74], le SS : Tension représente l'injection ou l'absorption de puissance réactive par 
les unités de génération pour maintenir les tensions du système de transmission dans les 
plages requises. Il est distingué le réglage primaire et secondaire du SS : Tension. 

Conformément au Réseau de Transport d'Électricité (RTE) [327], le Réglage Primaire de 
Tension (RPT) – c’est un dispositif de régulation permettant de faire varier localement la 
puissance réactive fournie par une installation raccordée au réseau en fonction d’une loi de 
réglage définie par le gestionnaire du réseau et visant à maintenir la tension constante en un 
point donné. Le Réglage Secondaire de Tension (RST) est un dispositif de régulation centralisé 
permettant d'asservir la tension du point pilote d'une zone de réglage secondaire en modifiant 
les consignes de tension des Groupes de Production (GdP) de cette zone asservis au réglage. 

Les exigences d'interconnexion ou la compensation peuvent motiver les générateurs (y 
compris l'énergie solaire et éolienne) à fournir une puissance réactive et un contrôle de 
tension contrôlé par l'injection et le retrait de puissance réactive [74]. 

Le SS : Puissance réactive est un cas particulier du SS : Tension qui contrôle le facteur de 
puissance (cos𝜑𝜑) dans les plages requises dans la zone de contrôle définie, comme indiqué 
dans la Figure 16. 

Pour les systèmes de micro génération et microréseau, la puissance réactive peut être 
injectée dans le réseau par des onduleurs, qu’ils utilisent généralement. Si la méthode de 
Contrôle Orienté de Tension (COV, Control of Voltage) est utilisée pour contrôler l'onduleur, 
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la puissance réactive pour le SS : Puissance réactive peut être contrôlée en contrôlant le 
courant de l'axe q (cos𝜑𝜑) [328] dans la zone de contrôle définie. 

En raison de la réponse rapide du BESS, le microréseau peut participer au SS : Tension, en 
tant que réglage primaire ainsi que dans le SS : Puissance réactive. Cela maintient les tensions 
dans des limites acceptables et permet au système de participer en répondant à la fois aux 
imprévus et aux changements de la production et de la demande [329]. Ainsi, la compensation 
de la puissance réactive dans le réseau électrique provient de la même manière par le contrôle 
du facteur de puissance [330]. Cela permet de réduire les pertes d'énergie et agrandir la 
stabilité et durabilité de l'équipement.  

Le diagramme schématique d’application de ces services est présenté dans la Figure 16. Les 
flux indiqués pour le SS : Tension et le SS: Puissance réactive représente la puissance réactive. 

Annexe G.2. SS : Fréquence / Puissance active  

L'énergie électrique ne peut pas être stockée en grandes quantités par des moyens 
conventionnels. Pour cette raison, à un moment donné, la quantité d'électricité produite doit 
correspondre précisément à la quantité utilisée. Cet équilibre garantit le fonctionnement 
sécurisé du réseau électrique à une fréquence constante de 50 Hz (hertz) [75]. Les fluctuations 
imprévues entre l'alimentation et/ou le retrait de l'énergie électrique du réseau doivent être 
compensées à court terme en augmentant ou en réduisant rapidement la production de 
centrales électriques des fournisseurs de ce qu'il est appelée la réserve de contrôle [76].  

Le contrôle des fréquences est nécessaire si, dans le solde de capacité actuel d’une zone 
de contrôle, la somme de retrait et des capacités réelles de tous les flux s'écartent de la 
somme des capacités attendues. Cette déviation peut provenir du côté de la charge du réseau 
(par exemple, en raison d'influences météorologiques ou d'une inexactitude naturelle dans 
les prévisions de charge) et aussi du côté de la production (par exemple, en raison de 
restrictions de production ou d'arrêts ou de la production supplémentaire de centrales 
hydroélectriques en raison de fortes précipitations). Chaque opérateur de réseau de transport 
doit donc continuellement utiliser la puissance de contrôle pour compenser les variations de 
capacité d'équilibre dans sa zone de contrôle [74]. 

Techniquement, cela est réalisé par une procédure de contrôle en trois étapes (contrôle 
primaire, secondaire et tertiaire). Le contrôle primaire de fréquence est activé directement 
dans toute la zone synchrone. Pour la France, selon [331], après 20 secondes, la puissance de 
contrôle secondaire est automatiquement appelée et après plus de 15 minutes, elle est 
remplacée par un contrôle tertiaire.  

Le contrôle primaire de fréquence rétablit l'équilibre entre la production d'énergie et la 
consommation dans les secondes qui ont eu lieu après la perturbation. Au cours de cette 
opération, la fréquence est stabilisée aux valeurs limites autorisées [328]. L'activation a lieu 
directement dans les centrales électriques au moyen de régulateurs de la turbine. Dans cette 
phase, la fréquence du réseau est surveillée et, en cas d'écart, la puissance de contrôle 
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primaire nécessaire est activée. Tous les opérateurs de réseaux de transport représentés dans 
la zone synchrone doivent satisfaire aux exigences requises. 

Le contrôle secondaire est utilisé pour maintenir l'échange d'énergie souhaité d'une zone 
de contrôle avec le reste de la zone synchrone, en utilisant un support simultané et intégral 
pour maintenir la fréquence à 50 Hz. En cas de déséquilibre entre la production et la 
consommation, la puissance de contrôle secondaire dans les centrales connectées est 
automatiquement actionnée par le contrôleur central du réseau. Comme condition préalable, 
ces centrales doivent être en service, mais ne doivent pas générer la capacité nominale 
maximale ou minimale possible afin de répondre en tout temps aux exigences du contrôleur 
central de fréquence de charge. Le contrôle secondaire est activé après quelques secondes et 
est généralement terminé après 15 minutes. Si la cause de l'écart de contrôle n'est pas 
éliminée après 15 minutes, le contrôle secondaire cède la place au contrôle tertiaire [85]. 

Les réserves de contrôle tertiaire sont utilisées pour remplacer la réserve de contrôle 
secondaire afin de rétablir une bande de contrôle secondaire suffisante. La réserve de contrôle 
tertiaire est principalement nécessaire pour ajuster les écarts de contrôle majeurs et durables, 
en particulier après des pannes de production ou des changements de charge de longue durée 
inattendus.  

Dans le MSA et le LFM pour le SS : Fréquence, les générateurs offrent à l'avance une bande 
de disponibilité de puissance. Contrairement aux marchés de l'énergie, la livraison d'énergie 
est incertaine jusqu'à un fonctionnement en temps réel. Cette augmentation de l'incertitude 
de fonctionnement nécessite des stratégies avancées de gestion de l'énergie [82]. 

La régulation des fréquences et la régulation de la tension visaient à équilibrer la 
production et la consommation dans le réseau pour maintenir la fréquence ou le niveau fixé 
de la tension du réseau en augmentant la stabilité et la flexibilité du système [332]. Dans 
l’échelle de microréseau, ceci peut être assuré par la charge ou la décharge du BESS ou par le 
contrôle des DER jusqu'à ce que la fréquence ou la tension n'arrive pas à la valeur nominale 
puisque les onduleurs peuvent fournir au / absorber du réseau la puissance active et réactivée. 
Aussi, l’avantage principal d’application du BESS est qu'il peut générer une relativement 
grande quantité de puissance, mais pour une courte durée [88]. Cet avantage peut être utilisé 
avec succès pour atteindre la réserve de contrôle primaire dans le DG pour le SS : Tension 
[333] de même que pour la réserve primaire et secondaire pour le SS : Fréquence. Cela 
permet dans un cas d'urgence de réduire les pénalités de déséquilibres énergétiques. Le BESS 
peut aider à contrôler la quantité de consommation d'énergie ainsi qu’aider à maintenir 
l'alimentation et à améliorer la stabilité du réseau dans la zone de contrôle [76], parfois très 
éloigné de la source centralisée de la génération. 

La Figure 16 montre aussi le diagramme schématique d’application du SS : Fréquence ainsi 
que le comportement d'État de Charge (SOC, State of charge) du BESS du microréseau 
pendant la période considérée. Les flux pour le SS : Fréquence représente la puissance active. 
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Annexe G.3. SS : Équilibrage de charge / Réserve tournante / 
Capacité de réserve 

L'équilibre en temps réel entre l'électricité produite et consommée est fondamental pour 
assurer une alimentation électrique sans coupure. 

Le SS : Équilibrage de charge désigne les capacités d'équilibrage et l'énergie d'équilibrage. 
Le SS : Équilibrage de charge vise à garder le niveau de consommation de la charge dans les 
limites définies auparavant, pour éviter la perte de stabilité du réseau dans la zone de 
contrôle. Dans la Figure 17 (à gauche), la ligne verte représente la consommation prévue. Le 
SS : Équilibrage de charge ramène la consommation réelle à la consommation prévue. 

Selon [74], le SS : Capacité de réserve est représenté par les ressources en ligne sur le 
contrôle de génération automatique. Elles peuvent répondre rapidement aux demandes des 
opérateurs du système pour des mouvements de montée et de descente, suivre les 
fluctuations (d'une minute à l'autre) de la charge du système et corriger les fluctuations 
involontaires de la sortie du générateur. En particulier, le SS : Capacité de réserve est un type 
de services d'équilibrage où la capacité de réserve est contractée et la capacité définit de 
puissance flexible est réservée. Cela peut être la réserve de limitation de fréquence, la réserve 
de restauration de fréquence et la réserve de remplacement. L'énergie d'équilibrage désigne 
l'énergie utilisée par le générateur pour effectuer l'équilibrage et elle est fournie par le 
prestataire de services d'équilibrage [334]. La Figure 17 (à droite) montre le diagramme 
schématique d’application et le comportement du BESS du microréseau pour y participer. 
L’établissement de balance peut être produit par la variation de génération de même que par 
la variation de la charge où le BESS de microréseau peut être utilisé pour l’équilibrage rapide 
de balance de puissance [335].  

En raison d’une réponse rapide du BESS, le microréseau peut également avec succès 
participer dans le SS : Équilibrage de charge / Capacité de réserve [90]. 

Le SS : Réserve tournante est une génération en ligne, synchronisée avec le réseau, qui 
peut augmenter immédiatement la production en réponse à une panne majeure d'un 
générateur ou d'une transmission et peut atteindre sa pleine puissance en 10 minutes pour 
se conformer à la norme de contrôle des perturbations. C’est un cas particulier de SS : 
Équilibrage de charge.  

Si l'effet du SS : Réserve tournante (Figure 18) ne parvient pas à équilibrer suffisamment la 
fréquence, une énergie d'équilibrage est utilisée pour rétablir l'équilibre. Dans certains pays, 
l'équilibre énergétique est obtenu via un marché (LFM ou MSA). Ceci est souvent basé sur une 
procédure d'enchères pour maintenir les coûts bas. Dans les pays à industrie énergétique 
verticalement intégrée, comme la Chine ou certaines parties des États-Unis, cette tâche est 
effectuée directement par le gestionnaire du réseau. L'équilibre énergétique est souvent 
divisé en différents produits selon la vitesse à laquelle ils doivent réagir. En Allemagne, par 
exemple, l'énergie d'équilibrage est divisée en trois produits : réserve de confinement de 
fréquence (temps de réaction : < 30 secondes), réserve de restauration de fréquence 
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automatique (temps de réaction : < 5 minutes) et réserve de restauration de fréquence 
manuelle (temps de réaction : < 15 minutes). 

Le BESS peut fournir la quantité importante de puissance en peu de temps, il peut être 
utilisé avec succès dans le SS : Réserve tournante. Si un événement de perte de charge se 
produit, comme montre la Figure 18, le BESS peut générer une sortie aussi longtemps que 
possible jusqu'à la disparition de l'événement [76] jusqu'à ce que la réserve non tournante 
(les ressources hors ligne, mais qui sont capables d'atteindre la puissance de sortie complète 
dans les 10 minutes requises) est prête à fonctionner. 

Annexe G.4. SS : Planification / Effacement de la consommation 
/ Réponse à la demande (RàD) / Amortissement des 
oscillations de puissance. 

 Auparavant, dans la plupart des systèmes électriques, la capacité de stockage d'énergie 
était négligeable en comparaison avec la taille du système. À tout instant la puissance dans le 
système (généré) doit être égale à la puissance hors du système (consommé). Étant donné 
que la production doit étroitement correspondre à la demande, une planification et une 
expédition minutieuses sont nécessaires. 

Habituellement le DSO et le TSO utilisent des services dédiés à l'engagement et à la 
coordination des unités de production et de transport afin de maintenir la fiabilité du réseau 
électrique. Le SS : Planification fait référence à des actions avant leur apparition (comme la 
planification d'un générateur pour produire une certaine quantité d'énergie la semaine 
suivante), tandis que la répartition fait référence au contrôle en temps réel des ressources 
disponibles [77]. 

L’exemple du SS : Planification est présenté sur la Figure 17 (à gauche). La ligne pointillée 
représente la consommation prévue dans la zone de contrôle. La ligne verte représente la 
consommation planifiée (prévue) en tenant compte du respect de l’équilibre des moyens 
disponibles par le réseau dans la zone de contrôle. La différence devient l’information qui 
permet de faire la planification de l’opération des unités de la génération et de la 
consommation de la manière la plus efficace [336].  

Les SS : Effacement de la consommation / Réponse à la demande consistent à éviter de 
consommer de l'électricité à certains moments du temps. La méthode permet de réduire la 
demande d’électricité, en cas de baisse de production ou aux heures de pointe pour écrêter 
les pics de la consommation [337], [338]. Les SS : Effacement de la consommation / Réponse 
à la demande sont présentés sur la Figure 17 (à gauche) et sont montrés par l'abaissement de 
la consommation dans des périodes différentes de temps. 

Annexe G.4.1. SS : Déplacement de charge 

Le SS : Déplacement de charge (Load shifting) est un cas particulier du SS : Effacement de 
la consommation. Contrairement à lui, le SS : Déplacement de charge réduit la consommation 
dans une période de temps donnée et la reporte à une période ultérieure [78]. 
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La Figure 19 (à gauche) montre de manière schématique un exemple du moment, quand le 
BESS du microréseau absorbe (charge) la puissance dans un moment donné et après la 
fourniture (décharge) dans à un autre moment. Généralement, cela permet de réduire la 
consommation pendant les grandes demandes d’électricité et d’équilibrer la génération et la 
consommation [339]. Les BESS peuvent largement être appliqués pour les SS : Planification / 
Effacement de la consommation / Réponse à la demande (RàD) / Amortissement des 
oscillations de puissance / Déplacement de charge sur l’échelle de capacité disponible. 

Les SS : Réponse à la demande / Déplacement de charge sont considérés comme des 
sources très avantageuses de la flexibilité pour le secteur de bâtiments. 

Annexe G.4.2. SS : Amortissement des oscillations de puissance 

Selon [73], le SS : Amortissement des oscillations de puissance peut être fourni par une 
source de puissance active ou un compensateur de puissance réactive, située le long d'une 
longue ligne de transmission soumise à des oscillations de flux de puissance. Sur la base de 
mesures ou d'estimations d'oscillations dans l'amplitude de la tension du nœud, sur l'angle de 
tension et sur le courant de ligne ou d'autres états du réseau, le fournisseur d'amortissement 
modulera sa puissance active ou réactive échangée avec la ligne (Figure 19, à gauche). Le 
problème d’oscillation de puissance devient plus important avec pénétration des ER dans le 
réseau électrique. Pourtant, le SS : Amortissement des oscillations de puissance représente 
l’opération du BESS sous microcycles qui conduisent à une plus rapide dégradation de la durée 
de vie et des caractéristiques du BESS [340]. Pour assurer les compensations d’oscillations de 
puissance, il est plus raisonnable d’utiliser des systèmes de stockages aux Ultracondensateurs 
(UC), ou le Système de Stockage d'Énergie Hybride (HESS, Hybrid Energy Storage System) dont 
les BESS avec les UC [79]. 

Les UC ont des densités de puissance beaucoup plus élevées et une durée de vie beaucoup 
plus longue, mais des densités d'énergie plus faibles que les BESS [341]. 

Annexe G.5. SS : Arbitrage énergétique 

L'arbitrage est un processus d'achat et de vente d'un bien à partir de différentes plates-
formes, bourses ou emplacements pour tirer profit de la différence de prix. 

Le SS : Arbitrage énergétique peut-être efficace pour les systèmes disposant des unités de 
stockage d’énergie. Dans le mécanisme du SS : Arbitrage énergétique , l'opérateur possède la 
possibilité réelle d'acheter (charger) de l'électricité à un moment donné, de la stocker dans le 
système de stockage (BESS) et de la vendre (décharger) ultérieurement pour exploiter la 
variabilité et la volatilité des prix [80]. En revanche, les prix actuels des unités de stockage et 
d’énergie électrique ne sont pas assez attrayants actuellement [81]. Enfin, grâce à la 
diminution du prix des unités de stockage futures, et l’augmentation permanente du prix de 
l’électricité, cela peut deviner plus attirant. 

Annexe G.6. SS : Régulation de la capacité à la hausse et à la 
baisse 
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Le SS : Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse (Up and Down Capacity 
Regulation) est un cas particulier de SS : Arbitrage énergétique et représente la capacité 
disponible des BESS du microréseau au gestionnaire de réseau (Agrégateur) qui peut être 
réservé et géré directement par lui [74]. Ce type de SS prévoit la compensation financière plus 
haute que le cas du SS : Arbitrage énergétique. Cela permet à l’Agrégateur et au DG d’avoir 
le support du réseau et la valeur de la flexibilité plus importants, et le réglage d’équilibre plus 
fin [82]. La rémunération du possesseur final du BESS prend en compte la capacité d’énergie 
chargée et déchargée (capacité BESS à la hausse et à la baisse) et aussi le fait d’être disponible 
pour cette SS [83]. La description graphique est sur la Figure 19. Plus précisément la 
méthodologie de la gestion du SS : Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse 
développée au cours de cette thèse est présentée dans la section Annexe Q. 

Annexe G.7. SS : Gestion du groupe 

La gestion du groupe agit en fournissant et en exploitant un système électrique afin que 
la génération et la consommation soient en équilibre tout le temps. Cela se fait en utilisant 
des groupes de la génération d’électricité qui doivent être équilibrés à l'aide d'un système de 
planification également prévu à cet événement (BRP ou groupe d'équilibre et gestion des 
horaires). Si ce n'est pas le cas, l'énergie d'équilibrage est utilisée pour compenser, et le 
déséquilibre du groupe d'équilibrage respectif est facturé (gestion de la rémunération 
d'équilibre). Pour que cela soit possible, un groupe d'équilibre doit clairement attribuer ses 
points de mesure (gestion des données de mesure) [85].  

Annexe G.8. SS : Capacité de démarrage autonome / Exploitation 
de l'île 

Selon [74], le SS : Capacité de démarrage autonome (black start) est représenté par la 
génération, au bon endroit, capable de démarrer sans soutien du réseau, et qui a une capacité 
et un contrôle réels et réactifs suffisants pour être utile à la mise sous tension de pièces du 
système de transmission et au démarrage de générateurs supplémentaires. 

 Les centrales électriques à démarrage autonome assurent la restauration du réseau après 
des incidents majeurs (tel que black-out). Des séquences et des procédures opérationnelles 
spéciales sont appliquées pour coordonner la restauration de la tension au réseau. Cela 
nécessite un certain nombre de centrales électriques, ou sources d’énergie équipées de 
manière appropriée avec les installations auxiliaires nécessaires, qui se répartisse sur le réseau 
dans la séquence opérationnelle appropriée à la demande de l'opérateur du réseau et ce 
faisant, aider à restaurer le réseau. Une centrale électrique est capable de démarrer de 
manière autonome si elle peut passer de l'état d'arrêt à l'exploitation sans nécessiter 
l'injection d'électricité connectée au réseau. La centrale électrique ou le microréseau est 
capable de fonctionner isolément (capacité d'exploitation de l'île) si elle peut atteindre et 
maintenir un certain niveau de fonctionnement sans nécessiter l'activation des lignes 
sortantes au réseau isolé approprié SS : Exploitation de l'île. De même le microréseau peut 
participer dans le SS : Capacité de démarrage autonome grâce aux propres moyens du DER 
et de capacité disponible de stockage d’électrique.  
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Annexe H. Axes de la flexibilité en France (selon Enedis) 
Désormais, Enedis a déjà défini trois axes principaux de flexibilité sur laquelle il est entrain 

de finir la conception : la flexibilité en cas d’accident, la flexibilité de programmation des 
travaux et la flexibilité pour reporter l’investissement. Ces conceptions seront décrites ci-
dessous. 

Annexe H.1. Flexibilité comme alternative aux moyens de 
réalimentation électrique en anticipation ou suite à un 
incident  

Dans ce cas, les SS de flexibilité permettraient de mieux gérer les congestions ne justifiant 
pas d’investissement sur le réseau pour les cas trop faibles ou relevant de situations trop rares. 
Ils seraient utilisés en alternative ou en complément à des solutions usuelles (par exemple, 
comme les moyens mobiles de réalimentation). Ces activations se feraient sans réservation 
de capacité. L’utilisation de ce type de flexibilité peut correspondre : « À l’anticipation d’un 
événement climatique exceptionnel, type « vague de froid » ». Dans ce cas, l’identification du 
besoin de flexibilité ne pourra se faire qu’à 𝐽𝐽 − 4 (4 jours avant, premières informations 
météorologiques fiables) ou à 𝑱𝑱 − 𝟏𝟏 (jour avant, activation). Suite à un incident, la flexibilité 
peut dans ce cas servir de levier pour aider à la réalimentation des clients une fois les 
manœuvres automatiques sur le réseau effectuées (< 15 minutes).  

En termes de valeur, le rapport d’Enedis sur la « Valorisation Économique des Smart Grids » 
[70] s’est focalisé sur les avantages des SS de flexibilité du point de vue de la collectivité pour 
la gestion du public. Étant donné la faible fréquence des situations de coupure sur le réseau, 
les activations en un point donné du réseau seraient a priori rares. En revanche, la valeur pour 
la collectivité lors des activations facilitant la reprise des clients coupés pourrait varier de 0 à 
20k€/MWh, en fonction du service rendu localement (délais de réalimentation et nombre de 
clients). 

Dans ce cas, les SS possibles à appliquer sont : SS : Reserve tournante / Capacité de réserve 
/ Arbitrage énergétique / Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse / Capacité de 
démarrage autonome / Exploitation de l'île. 

Annexe H.2. Flexibilité pour mieux programmer les travaux  

Les SS de flexibilité locale peuvent être utilisés en cas de travaux programmés sur le DG dès 
lors que ces derniers occasionnent une coupure qui peut être évitée. L’utilisation de la 
flexibilité pour éviter les coupures pour les travaux nécessite une fiabilité très élevée et 
probablement une durée d’activation relativement longue. En effet, si l’activation de flexibilité 
est anticipée pour éviter des coupures programmées, mais que cette flexibilité n’est pas 
disponible, les clients devront faire face à une coupure qui ne serait pas planifiée. Cette 
flexibilité devra donc faire l’objet de réservation de la capacité, rémunérée par une part fixe, 
avec des pénalités associées en cas de non-disponibilité.  
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La valorisation de la flexibilité dans ce cas d’usage varie entre 0 et 20k€/MWh (valorisation 
similaire au cas précédent), décomposée en une part fixe pour la capacité réservée et une part 
variable pour la couverture des coûts variables [70]. 

Les SS possibles à appliquer dans le cas de programmation sont : SS : Équilibrage de charge 
/ Réserve tournante / Capacité de réserve / Planification / Effacement de la consommation 
/ Réponse à la demande / Arbitrage énergétique / Régulation de capacité à la hausse et à la 
baisse. 

Annexe H.3. Flexibilité pour reporter les investissements  

Tous les investissements ne peuvent pas être associés à une opportunité de la flexibilité 
par exemple, les enfouissements de lignes aériennes, le renouvellement des câbles d’ancienne 
technologie, etc. Dans certains cas, l’intégration des services rendus par la flexibilité lors de la 
conception des DG pourrait permettre de reporter d’une ou plusieurs années l’investissement 
correspondant. L’utilisation de la flexibilité pour reporter des investissements nécessite une 
tenue des engagements très élevée, puisqu’un renforcement aura été reporté. Il s’agit ici d’un 
transfert du risque que l’investissement vise à couvrir vers la conduite en temps réel des 
réseaux. Cette flexibilité devrait donc faire l’objet de réservation de capacité, rémunérée par 
une part fixe, avec pénalités associées en cas de non-disponibilité.  

L’utilisation de la flexibilité pour décaler un investissement permettrait de dégager un gain 
pour la collectivité qui varie en fonction de la situation locale dans une fourchette de 0 à 24 
k€/an pour chaque MW de capacité réservée [70]. La rémunération dépend non seulement 
des caractéristiques de la zone de congestion (transits locaux, structure du réseau, statistiques 
d’incidents, etc.), mais également des caractéristiques de flexibilité offertes (délai de mise en 
œuvre, localisation, etc.). La détermination a priori d’une valeur de la flexibilité est donc très 
complexe. 

Les SS possibles à appliquer pour reporter les investissements du DG sont : SS : Tension / 
Fréquence / La gestion du groupe / Exploitation de l'île / Équilibrage de charge / Capacité 
de réserve / Planification / Effacement de la consommation / Réponse à la demande / 
Amortissement des oscillations de puissance / Arbitrage énergétique / Régulation de 
capacité à la hausse et à la baisse. 
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Annexe I. Options pour une autoconsommation améliorée 
Pour augmenter l’ACI des systèmes PV résidentiels, il y a deux méthodes principales : le 

stockage de l’énergie et la gestion de la consommation. Il est possible d’utiliser ces techniques 
en combinaison ou séparément. La gestion des charges est incluse ci-après dans le concept 
plus large de la DSM.  

• Maîtrise de la Demande en Energie (DSM) pour ACI 
La DSM a plusieurs significations où le principe est d’améliorer le système énergétique du 

côté de la consommation [99]. Le travail actuel utilise la DSM pour déplacer la charge, ainsi 
que les besoins en énergie les charges résidentielles (le chauffage, la machine à laver, la 
ventilation, la climatisation (HVAC), etc.) des périodes de temps avec la consommation 
excédentaire vers des périodes de surproduction PV. Le déplacement de charge (Load shifting) 
peut être effectué manuellement (les personnes allument des dispositifs électriques quand le 
soleil brille) ou automatiquement, ce qui nécessite des algorithmes de contrôle et des 
dispositifs, et parfois aussi des prévisions météorologiques de la température ambiante et de 
l’irradiation solaire [342]. 

Il existe un certain nombre de techniques différentes pour la DSM, telles que le contrôle 
de charge directe, les limiteurs de charge et les compteurs et appareils intelligents [343]. La 
DSM peut également être combinée avec les BESS pour augmenter encore 
l’autoconsommation. Les mécanismes de contrôle de la DSM en utilisant le déplacement de 
la charge, les prévisions météorologiques et le stockage du BESS intégré, peuvent être inclus 
dans les onduleurs PV utilisés pour augmenter l’autoconsommation. L’onduleur pourra 
ensuite être relié à des compteurs intelligents d’énergie et à des appareils évolutibles. 

• Technologies de stockage 

Les techniques pour stocker l’énergie disponible sur le marché ont des performances 
différentes en coûts, puissance maximale, efficacité, capacité énergétique, densité d’énergie, 
période de stockage, temps de réponse, durée de vie dans les deux cycles et années, 
autodécharge et en maturité de la technologie [344]. Pour les systèmes PV résidentiels, le 
stockage à hydrogène, le stockage électrochimique (BESS) ou la combinaison des deux sont 
les plus appropriés pour la conversion de l’électricité, selon la période de stockage [100]. Les 
BESS ont un rendement de conversion élevé, mais aussi une autodécharge relativement 
élevée, selon la technologie du BESS, sur de plus longues périodes de temps [345]. Ils sont 
mieux adaptés pour équilibrer les fluctuations quotidiennes [346]. L’hydrogène peut être 
produit à partir d’électricité à l’aide d’un électrolyseur et stocké dans un réservoir à haute 
pression. La reconversion en électricité est faite avec une PàC. L’efficacité de conversion de 
l’électricité en hydrogène et à nouveau en électricité est d’environ 36%, ce qui est très 
inférieur à celui des BESS [347]. D’autre part le taux de décharge avec le stockage de 
l’hydrogène est toutefois proche de zéro [348]. 

L’électricité PV peut également être stockée sous forme de chaleur, par exemple un 
réservoir d’eau à utiliser lorsque la demande de chaleur est élevée. Le stockage de chaleur 
dans un réservoir d’eau régulier, c’est-à-dire avec une température modérée, n’est toutefois 
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pas une alternative réaliste pour la conversion et le stockage de l’électricité en raison de la 
faible efficacité définie par le cycle Carnot [349]. 

De même, le chargement et le déchargement du stockage de l’énergie entraînent toujours 
des pertes. Il est plus efficace d’utiliser instantanément l’électricité PV produit, si possible, au 
lieu de la stocker pour une utilisation ultérieure [101]. Vu que le stockage de l’énergie est 
susceptible d’être utilisé comme une méthode efficace d’augmentation de 
l’autoconsommation, il est important de prendre en considération cet aspect. 

• Les systèmes de stockage résidentiel 

Le stockage résidentiel fait référence à un système de BESS (ou HRES) stationnaire et il est 
généralement utilisé avec le système PV. Il y a deux configurations principales possibles du 
système :  

• AC couplé : le BESS est connecté via un onduleur et un régulateur de charge à la liaison 
AC du système PV. 

• DC couplé : le BESS est connecté à la liaison DC de l’onduleur PV [102]. 

Si le PV et le BESS sont connectés à une seule phase du côté AC du système électrique, 
l’autoconsommation sera plus faible par rapport à une connexion aux trois phases, selon la 
façon dont les flux d’énergie sont mesurés. Avec une connexion en une seule phase, toute 
l’énergie ne fournira que des charges connectées à cette phase. Avec une connexion en trois 
phases, l’énergie est alimentée dans chaque phase, qui la distribue à un plus grand nombre 
de charges et augmente potentiellement l’autoconsommation. Toutefois, si l’interaction avec 
le DG est mesurée comme la différence entre ce qui est alimenté dans et hors le système 
électrique comme une somme de toutes les phases, une connexion simple contre trois phases 
n’influence pas sur le taux d’autoconsommation [350]. 

Aujourd’hui, les coûts d’un système de stockage du BESS sont élevés - de quelques 
centaines jusqu’à plus de mille dollars par kilowatt-heure de capacité de stockage - ce qui est 
un inconvénient important. Au moins quatre aspects en plus de la capacité nominale et des 
coûts, devraient être pris en considération pour le dimensionnement : la limitation de la 
tension, la durée de vie du cycle, la durée de vie du calendrier et l’efficacité [103]. 

Il existe quelques technologies de BESS différentes disponibles sur le marché pour le 
stockage résidentiel de l’électricité, par exemple l’acide plomb, le Li-ion, le Sodium-Sulfure 
(NaS), Nickel-Cadmium (NiCd) et Nickel Métal Hydride (NiMH) [94]. Parmi ceux-ci, l’acide 
plomb est la technique de stockage le plus mature, mais les batteries Li-ion ont le plus grand 
potentiel de développement et d’optimisation futurs en raison de l’efficacité de stockage 
élevée ainsi que la densité énergétique élevée. Le coût des batteries Li-ion est cependant 
élevé et les batteries au plomb-acide pourraient avoir un impact négatif sur l’environnement 
[351].  

L’autre tendance est de réutiliser les batteries de plus et plus nombreuses des VE. 
L’industrie automobile nécessite des batteries à haute densité énergétique. Il existe un 
potentiel d’utilisation de batteries usagées pour le stockage de l’énergie résidentielle puisque 
la densité d’énergie est moins importante que pour les applications de transport [352]. 
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La taille du BESS est importante non seulement en raison de la capacité de stockage, mais 
aussi en raison du stresse croissant du système avec un BESS plus petit réduisant sa durée de 
vie. Un BESS plus grand réduira sa profondeur de décharge des cycles, ce qui augmentera la 
durée de vie du cycle, même si l’effet de la décharge profonde diffère entre les technologies 
du BESS [353]. Avec une limitation de la profondeur de la décharge, la capacité réelle du BESS 
doit être surdimensionnée par rapport à la capacité utilisable, ce qui entraîne des coûts 
d’investissement plus élevés. 

Bien que les BESS soient les mieux adaptées au stockage à court terme en raison d’un taux 
relativement élevé d’autodécharge, les périodes de stockage plus longues nécessitent 
d’autres techniques de stockage telles que le stockage de l’hydrogène [347]. Un autre 
avantage du stockage de l’hydrogène est les composants individuellement évolutifs, c’est-à-
dire l’électrolyseur, le réservoir de stockage et la PàC, contrairement à un BESS où il existe 
souvent une relation entre la puissance nominale et l’énergie stockée. 

L’énergie PV peut également être convertie en chaleur, par exemple par chauffage direct 
ou avec une PàCh, et est stockée dans un réservoir d’eau chaude. Cela pourrait être une bonne 
alternative si la maison a une forte demande de chauffage et un système de chauffage à base 
d’eau combiné avec un réservoir d’eau chaude. Dans les régions plus froides aux hautes 
latitudes, la majeure partie de la demande de chaleur annuelle se produit en hiver lorsque 
l’irradiation solaire est faible et vice versa. 
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Annexe J. ACI améliorée 
La relation normalisée entre la capacité du BESS par la puissance PV nominale, et 

l’augmentation de l’autoconsommation n’est pas linéaire, mais a une tendance clairement 
distinguable avec la croissance de l’autoconsommation. Les conditions, telles que la 
consommation et son modèle, la zone climatique et l’autoconsommation initiale, ont très 
certainement une influence sur les résultats. 

Pour les systèmes avec la génération PV et l’utilisation de la DSM, les résultats divergent 
également de manière significative et varient entre une augmentation de 2% à 15% de l’ACI 
[95].  

Un autre facteur affectant l’ACI est le choix de la stratégie de contrôle pour les BESS et la 
DSM. La forte prévalence est obtenue par la stratégie de gestion de stockage la plus simple, 
autrement dit, « Basique », pour un système de BESS avec la génération PV. Elle assure que 
le BESS soit chargé quand il y a un surplus de générations PV et déchargé quand il y a un déficit 
d’énergie. Cela optimise l’ACI, mais il peut y avoir d’autres aspects de son augmentation. Si le 
stockage doit être utilisé pour le rasage de pointe d’injection PV, c’est-à-dire réduire le surplus 
de pointes de puissance PV injectée dans le réseau, cette alternative n’est pas optimale 
lorsque la génération quotidienne PV est supérieure à la capacité de stockage. Des pics 
d’injection plus faibles pourraient diminuer le stress sur le réseau, surtout si plusieurs 
ménages équipés de systèmes PV sont raccordés au même DG. Au lieu de cela, une gestion 
de stockage optimisée pour le rasage de pointe (décrit dans 2.3.4) pourrait être utilisée [104]. 
De cette façon, le modèle de la consommation pourrait être optimisé pour minimiser 
l’interaction avec le réseau. La même gestion du BESS pourrait être utilisée lorsqu’il y a une 
consommation excédentaire de la génération PV, bien que la consommation puisse être plus 
difficile à prévoir automatiquement. Ceci est également valable pour la DSM, où la 
consommation flexible doit être distribuée pendant des périodes avec une génération PV 
excédentaire. Certaines charges résidentielles ne sont pas parfaitement contrôlables (par 
exemple une machine à laver avec un programme prédéfini) pour correspondre aux périodes 
avec une génération excédentaire PV. Cela rend plus difficile d’égaliser l’interaction du réseau 
avec la DSM qu’avec le BESS. Si le BESS est chargé directement à partir du réseau, par exemple 
dans la nuit (arbitrage énergétique décrit dans 2.3.5), il peut être utilisé pour lisser davantage 
la consommation et de même, abaisser les pics. Avec de fortes fluctuations du prix de 
l’électricité au cours de la journée, cette gestion du stockage pourrait être rentable. 

Le climat local pourrait avoir un impact significatif sur le taux d’autoconsommation, surtout 
si la maison résidentielle dispose d’un chauffage électrique, d’un refroidissement ou d’une 
ventilation. Dans les régions plus froides, une PàCh peut être utilisée pour stocker la chaleur 
dans un réservoir d’eau pour le chauffage et l’ECS. Cependant, la demande de chaleur est plus 
élevée en hiver alors que l’irradiation solaire culmine en été. Cela diminue ainsi 
l’autoconsommation. Dans les régions les plus chaudes où la demande de refroidissement est 
en corrélation avec le modèle d’irradiation quotidien, l’autoconsommation peut être 
augmentée si la climatisation est utilisée. 
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Annexe K. Tarification et les principes de calcul de TURPE 
et TURPE ACC 

Les tarifs réglementés de l’électricité couvrent les coûts d’utilisation des réseaux publics 
d’électricité et les coûts de fourniture (coûts de production, d’approvisionnement, et de 
gestion commerciale) avec des taxes et des contributions. 

Selon la CRE, la composition des tarifs réglementés de vente d’électricité (sur la base du 
Tarifs Réglementés de Vente (TRV) résidentiel moyen au 1er juin 2019) est présentée sur la 
Figure 102. 

 

Figure 102 : La composition des tarifs réglementés de vente d’électricité (sur la base du TRV 
résidentiel moyen au 1er juin 2019) (source [354]). 

Le « coût d’acheminement réseau » de cette figure est représenté par le TURPE et est égal à 
28%. Il est calculé à partir de 9 différentes composantes indiquées ci-dessous : 

• Composante annuelle de gestion (dépends du type de contrat). 
• Composante annuelle de comptage (dépends de la tension, de la puissance, et de la 

propriété du compteur). 
• Composante annuelle des soutirages (dépends de l’énergie utilisée, des plages 

horaires et des options tarifaires). 
• Composante mensuelle des Dépassements de Puissance Souscrite (9.65 multiplié par 

la durée de dépassement en heures). 
• Composante annuelle des Alimentations Complémentaires et de Secours (CACS) (sites 

disposant une alimentation de secours). 
• Composante de regroupement (HTA, regroupement tarifaire de plusieurs points de 

connexion). 
• Composante annuelle des dépassements ponctuels programmés. 
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• Composante annuelle de l'énergie réactive (l’énergie active injectée sur le réseau, ne 
s’applique pas aux raccordements HTA et BT). 

Pour les consommations ≤ 36 kVA, le TURPE est calculé seulement sur les trois premières 
composantes. 

Le TURPE ACC (TURPE optionnel) s’applique donc pour les opérations d’autoconsommation 
collective et est décrit en [130]. Dans le cadre de ACC, la CRE distingue les flux autoproduits 
(autoconsommés) et les flux alloproduits (soutirés du réseau). La composante de soutirage 
variable appliqué aux flux autoproduits est en moyenne 30% moins élevée que le TURPE d’un 
consommateur classique (TURPE version 5). Le TURPE ACC prévoit un tarif un peu moindre 
pour les électrons solaires partagés ainsi qu’un tarif majoré (alloproduit) de l’ordre de 15% 
pour les kilowatt-heures consommés par l’autoconsommateur auprès de son fournisseur 
habituel d’électricité, en complément des électrons solaires.  

 Selon CRE, le nouveau TURPE ACC convient au 85% des ACC. Les inconvénients sont que le 
CRE aussi considère que toute l’électricité en autoconsommation passe par le DG et en assume 
alors les coûts. Aussi la ACC entre voisins est considérée comme de la vente d’électricité. Cela 
amène les taxes et contributions relatives à la vente au producteur et au consommateur 
d’énergie.  

Les imperfections de TURPE ACC devront être éliminées dans la nouvelle version de TURPE 6 
prévu pour 2022. 

La facture d’un consommateur d’électricité se décompose classiquement en 

• Une partie d’abonnement (€/kVA puissance souscrite) 
• Une partie variable (€/kWh) 

Chacune de ces deux parties intègre des composantes correspondant (à peu près pour 1/3 
chacune) : 

• à la fourniture et à la commercialisation de l’énergie 
• aux taxes (locales et Taxe sur la Valeur Ajoutée (TVA)) 
• au coût d’acheminement sur le réseau électrique (TURPE), celui-ci pouvant intégrer 

une décomposition selon des plages horo-saisonnières. 

Dans un dispositif d’ACC, chaque consommateur a deux contrats :  

• Contrat avec le producteur local. 
• Contrat avec un fournisseur externe pour l’appoint (DG). 

Chacun de ces deux contrats peut revêtir la même forme qu’un contrat « classique » décrit 
ci-dessus, à savoir comprendre une partie fixe et une partie variable. Le producteur local doit 
donc déterminer le meilleur montant pour chacune de ces composantes afin d’équilibrer son 
opération. 
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Annexe L. Les avantages et défis politiques et 
économiques de l’autoconsommation 

Annexe L.1. Les avantages 

• Permettre une transition de régimes de soutien aux ER (tarifs d'alimentation, quotas) 
à une intégration par les forces du marché 

Dans la plupart des États membres de l’UE, des mesures politiques sont en place pour 
soutenir l’utilisation des ER sur le marché. Cela parce que la génération PV ne sera guère en 
mesure de concurrencer les prix de gros de l’électricité à court et moyen terme. Dans l’UE, 
l’autoconsommation est déjà en concurrence avec les prix de détail de l’électricité pour 
certains pays. Quand la parité entre les prix de détail et les coûts de production PV est atteinte 
(ou presque), cette baisse des coûts du PV permet aux propriétaires de bénéficier de l’épargne 
par rapport aux prix de détail plutôt élevés (cas d’Allemagne et de la Belgique). Dans ce cas, 
l’état n’a plus besoin soutenir l’autoconsommation par des Tarifs de Rachat (FiT, Feed-in 
Tarif), des primes à court et moyen terme et autres moyens financiers.  

• Nouvelles ressources financières pour les sources d’ER 

L’autoconsommation peut augmenter l’efficacité d’utilisation de l’énergie et la sensibilité 
des consommateurs à consommation d’énergie. En prenant en compte leur consommation et 
leur génération d’ER, les consommateurs sont encouragés à adapter ses habitudes de 
consommation d’énergie. De même, la transition de la production d’électricité 
conventionnelle à un système d’ER orienté (le processus de transition énergétique décrit dans 
l’Annexe B) nécessite des investissements assez importants dans les ER à petite échelle et les 
solutions techniques adaptées pour faciliter l’autoconsommation. Les citoyens et les 
entreprises commerciales peuvent aussi éviter des factures de l’électricité élevées. 

• Coûts de la production d'électricité et relief des réseaux 

L’autoconsommation d’ER peut réduire la demande sur le DG par la génération d’ER. 
L’exploitation des ER provoque des pics élevés dans la génération pendant les périodes des 
heures d’ensoleillement intense, vitesses de vent très élevées et une faible consommation 
résiduelle. De nombreuses études démontrent que l’autoconsommation avec la RàD et des 
mesures de stockage peuvent réduire les coûts supplémentaires d’intégration du PV (liés aux 
niveaux de pénétration élevés) d’une moyenne d’environ 20% [355]. Il est estimé que les coûts 
d’intégration d’ER diminueraient, passant d’une moyenne de 2,6 c€/kWh (sans RàD et 
stockage) à 2,15 c€/kWh avec ces mesures en place en tenant de compte de l’extension du 
réseau au niveau de la distribution et de la transmission. 

Cependant, les coûts d’intégration supplémentaires du PV varient d’un pays à l’autre, étant 
plus faibles dans le sud de l’UE en raison d’une meilleure correspondance de la demande et 
des profils de génération PV (conformité de la demande électrique liée au conditionnement 
d'air et de la génération PV).  
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Annexe L.2. Les défis 

• Solutions technologiques et limitations socio-économiques 

Le principal défi de l’autoconsommation, en particulier avec la génération PV, est l’écart 
des profils de la production de l’électricité et de la demande. La production PV suit tout le 
temps le déplacement du soleil. D'autre part, les pics de la demande sont particulièrement 
élevés le matin et le soir pendant que l’alimentation en énergie PV est faible. Le potentiel de 
l’autoconsommation résidentielle dépend de la taille de l’installation et des facteurs 
individuels, si des mesures technologiques supplémentaires ne sont pas prises en compte [95]. 

L’augmentation de l’autoconsommation par changement de comportement permet 
d’exploiter son potentiel uniquement partiellement. Il n’est pas clair comment les 
Prosommateurs s’adapteront en absence de fortes incitations (financières) pour le faire au 
rythme de la production PV. L’intégration du système d’autoconsommation simple (sans 
aucune amélioration technique) est facile. La consommation reste immodifiable et est 
alimentée par la génération PV avec l’énergie du DG. Cependant, l’absence de changements 
dans la consommation résiduelle signifie que les avantages potentiels complets de 
l’autoconsommation ne sont pas libérés (par exemple la réduction des coûts d’intégration de 
PV). Pour exploiter ces avantages au niveau du DG et du réseau de transmission, des mesures 
techniques d’adaptation sont nécessaires. La RàD et le stockage d’énergie (comme BESS) 
peuvent absorber l’excès d'énergie dans les profils de la génération PV et de la demande 
d’électricité. En conséquence, ces actions élèvent de taux de l’autoconsommation.  

• Problèmes d’intégration de stockage de l’électricité au réseau 

Maximiser l’autoconsommation par le déplacement de la consommation via le BESS 
n’amène pas nécessairement d’avantages pour le système électrique en cas d’augmentation 
des capacités du DER. De simples stratégies de la consommation directe peuvent provoquer 
des pics de production imprévisibles des DER au moment où les BESS de différents sites sont 
entièrement chargés et la surproduction est brusquement injectée dans le réseau. 

Le taux d’autoconsommation peut être augmenté et l’impact des DER sur les DG peut 
diminuer en parallèle en utilisant des algorithmes de charge du BESS développé. Le 
chargement linéaire différé, par exemple, est basé sur le préréglage d’un état de charge 
maximale augmentant linéairement au cours de la journée. Dans ce cas, toute l’électricité 
générée n’est pas utilisée pour charger le BESS, mais une partie est utilisée soit pour 
l’autoconsommation, soit pour être injectée dans le réseau. Cela réduit les pics de production 
de la DER [356]. Ces modes de charge optimisés pour le réseau peuvent contribuer à améliorer 
la qualité de l’énergie locale et à reporter les investissements dans la mise à jour du réseau de 
transport et de distribution en cas de la forte pénétration locale des DER. 

• Stockage d’électricité pour l’autoconsommation : problèmes financiers  

Sachant que les consommateurs doivent investir dans les capacités de stockage et les 
mesures de la RàD, l’abordabilité et la rentabilité des solutions de stockage constituent un défi 
majeur pour les taux d’autoconsommation plus élevés. 
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Les moyens de stockage les plus répandues sont des batteries Lithium-ion (Li-ion) avec 
différentes combinaisons d’électrodes (Phosphate de Fer au Lithium - LFP, Oxyde de Cobalt 
de Manganèse au Lithium - NMC, etc.) [357], les batteries acides au plomb, les batteries 
redox-flux et les batteries à haute température [358]. Les technologies principales des 
batteries existantes demeurent des défis cycliques et calendaires, la sécurité et les 
préoccupations environnementales. Le problème principal de la plupart des technologies 
disponibles est le coût initial élevé conduisant au long temps d’amortissement. L’absence de 
modèles d’affaires peut être considérée comme l’obstacle économique principal de la 
diffusion ultérieure du stockage des BESS [359]. 

Cet effet peut être montré plus précisément pendant l’examen du Coût Actualisé de 
l’Énergie (LCOE, Levelized Cost of Energy). C’est le coût de production d’électricité, y compris 
le coût initial en capital, les tarifs d’actualisation, l’exploitation et le coût d’entretien. Par 
exemple, un système PV typique de toit résidentiel en Allemagne a un LCOE de 9 à 12 c€/kWh 
(sans stockage) [360]. En combinaison avec les systèmes de batteries à l’acide de plomb, cela 
peut conduire à une gamme de LCOE totale de 22 à plus de 44 c€/kWh, et avec les systèmes 
de batterie Li-fer-phosphate de 23 à 47 c€/kWh [361]. 

Dans ce cas il est difficile d’atteindre la parité avec le DG. En revanche, les nouveaux 
développements dans la chimie des BESS et les économies d’échelle entraînées par le 
développement de VE peuvent aider à surmonter certains obstacles par l’utilisation de 
matériaux plus efficaces et des stratégies de production plus performante. Les prévisions du 
marché des différentes technologies Li-ion batteries montre que, par exemple, le prix des 
cellules pourrait chuter de 150 €/kWh actuel en 2020, à 100 €/kWh et encore moins en 2030 
[362]. De nos jours, les systèmes complets de BESS Li-ion comprenant les onduleurs, le 
système de gestion du BESS, l’enceinte protectrice et d’autres composants ont une bande de 
coûts élevés de 870-3200 h/kWh [107]. Il est attendu que le coût total du système diminue 
également et parallèlement à la hausse du prix au détail de l’électricité et à la baisse des prix 
de l’autoconsommation PV. Ces mesures rendent l’autoconsommation par PV en combinaison 
avec des BESS plus compétitives à l’avenir. 
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Annexe M. Composants du microréseau 
Dans une architecture de microréseau de base qui est présentée sur la Figure 22, le système 

électrique est supposé être radial avec plusieurs départs et une collection de consommation. 
Le système radial est connecté au DG via un dispositif de séparation comme PCC, 
généralement un interrupteur statique. Complémentairement, chaque départ possède un 
Commutateur d'Interconnexion (CI) et un contrôleur de flux de puissance. Généralement, le 
microréseau comprend un réseau BT, de la consommation (dont certaine ininterruptible, 
« sensibles »), des DER contrôlable et non contrôlable, des dispositifs de stockage et un 
système de gestion et de contrôle d’EMS de type hiérarchique soutenu par une infrastructure 
de communication utilisée pour surveiller et contrôler les DER et la consommation. 

À un deuxième niveau de contrôle, les contrôleurs de consommateurs et les contrôleurs 
des DER échangent des informations avec l’EMS. L’EMS gère le fonctionnement du 
microréseau en fournissant des consignes aux contrôleurs des unités de stockage ainsi aux 
contrôleurs de DER contrôlables. 

Annexe M.1. Ressources énergétiques distribuées (DER) 

Les DER sont de petites unités (en France moins que 250 kVA pour le réseau BT dotés 
d'interfaces électroniques de puissance [36]) et ils ont un intérêt particulier pour les 
microréseaux. Ces sources, notamment les microturbines, les éoliennes, les panneaux PV et 
les PàC, sont placées sur les sites des clients ou situées dans une zone à proximité du 
microréseau. Ils sont relativement peu coûteux, mais la valeur de la génération est très faible 
comparé à la capacité du DG. 

Comment décrit précédemment, la pénétration profonde des DER en dehors des avantages 
amène de grands problèmes de gestion de systèmes électriques grâce à sa partie 
intermittente (PV et éoliens). Pour compenser ces problèmes, le DG a besoin de flexibilité 
supplémentaire comme jamais auparavant. 

Annexe M.1.1. Microturbines 

Les microturbines sont des dispositifs mécaniques simples à arbre unique constitués d'un 
générateur qui est une machine à aimant permanent fonctionnant à vitesse variable, 
généralement avec une plage de 50 000 à 100 000 tr/min. Le système de génération à vitesse 
variable est interfacé avec le système électrique par le biais de l'électronique de puissance. 
Les microturbines sont flexibles entre 1 et 100 pour cent du côté de la plage de variation de 
puissance. Aussi, ils peuvent fonctionner avec différents combustibles tels que le gaz naturel 
et l'essence. Possédant une bonne fiabilité, ils sont également commercialement abordables 
économiquement [152]. Actuellement, grâce au développement des installations de 
biométhanisation, les microturbines à gaz sont considérées comme une bonne source 
contrôlable d’ER [363]. Comme décrit dans la section Chapitre 2, la chaleur dégagée après 
génération d’électricité peut être utilisée pour fournir de l’énergie en forme de chaleur 
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(cogénération) et également pour le froid (Trigeneration) [364]. Tout cela rend très attirantes 
les microturbines comme source d’énergie parmi les sources existantes. 

Annexe M.1.2. Piles à combustible. 

Les DER comprennent des sources d'ER telles que l'énergie solaire, éolienne et hydraulique. 
Les mini-générateurs hydrauliques, les éoliennes et les panneaux PV sont situés 
géographiquement dans un microréseau. L'énergie de ces sources renouvelables est exploitée 
et convertie en électricité. Le seul défaut de ces sources est leur caractère intermittent. 

Les PàC ne sont pas conventionnelles et produisent de l'électricité à partir d'hydrogène et 
d'oxygène. Ils libèrent de la vapeur d'eau et ont de faibles émissions nocives. De plus, ils 
offrent une efficacité supérieure par rapport aux microturbines. Cependant, les PàC sont 
actuellement peu économiques et assez chères par rapport à d'autres sources d'ER. Du point 
de vue environnemental, les sources renouvelables et les PàC sont bien adaptées à la 
production distribuée à la place de leurs homologues conventionnels, y compris les moteurs 
à combustion. Plus précisément ils sont décrits dans [328]. 

Annexe M.2. Équipement de stockage 

Le stockage de l'énergie est un facteur essentiel pour légitimiser les ressources 
énergétiques renouvelables en tant que contributeur fiable aux principales sources d'énergie 
et pour assurer le bon fonctionnement d'un microréseau. En raison des grandes constantes 
de temps (de 10 à 200 s) des réponses de certaines microsources, telles que les PàC et les 
microturbines, les dispositifs de stockage doivent être en mesure de fournir la quantité 
d'énergie requise pour équilibrer le système s’il ya des perturbations et/ou des changements 
de charge importants [136]. 

Ces appareils agissent comme des sources de tension contrôlables (DC ou AC en fonction 
de type de microréseau) pour faire face à des changements soudains du système électrique, 
comme dans des situations de suivi de charge. En dépit de leur fonction de sources de tension, 
ces appareils présentent des limitations physiques et donc une capacité de stockage d'énergie 
finie. 

Le stockage nécessaire dans le microréseau peut prendre plusieurs formes : batteries ou 
supercondensateurs directement sur le bus de chaque DER, par connexion directe des 
dispositifs de stockage AC (batteries, volant d'inertie, etc.) ou l’utilisation de la génération 
traditionnelle à inertie avec la DER [365]. 

Les exigences générales des systèmes de stockage d'énergie dans un microréseau sont les 
suivantes : 

• Équilibrer la demande de puissance entre la production et la consommation. C’est la 
première priorité pour les dispositifs de stockage d'énergie (car les sources sont intermittentes 
et les perturbations transitoires manquent d'inertie). 

• Maximiser le stockage pendant les heures creuses et être capable d’alimenter toutes 
les charges en cas de besoin (arbitrage énergétique). 
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• Éliminer les parties chargées du microréseau qui permettent de répondre aux 
demandes imprévues et soudaines. 

• Assurer les conditions transitoires fluides du mode de fonctionnement connecté au 
réseau, au fonctionnement à mode non connecté. 

• Prendre en compte les pics minute-heure dans la courbe de demande journalière. 

Annexe M.3. Consommation 

La consommation du microréseau est représentée par la consommation sensible et non 
sensible. 

Les départs de charges sensibles contiennent des charges qui doivent toujours être 
alimentées en mode Alimentation Sans Interruption (UPS, Uninterruptible Power Supply). 
Dans le cas du système avec des départs multiples, chaque départ doit avoir au moins un DER 
évalué ou un système de stockage pour satisfaire l’alimentation de ce type de consommation 
sensible en cas d’accident pour une période déterminée. 

La consommation non sensible représente les charges qui peuvent être arrêtées en cas de 
perturbation ou de problème de qualité de l'alimentation sur le DG, en cas d’insuffisance de 
moyen de puissance pour alimenter la consommation sensible. Dans ce cas, la consommation 
non sensible sera désactivée à traverser les problèmes de perturbation ou de qualité de 
l'énergie du DG. En cas de problèmes avec l'alimentation intérieure du microréseau, les zones 
problématiques peuvent être sectionnées en utilisant des interrupteurs statiques qui peuvent 
isoler les charges sensibles du réseau électrique afin de minimiser les perturbations.  

Annexe M.4. Système de gestion de l'énergie (EMS) 

L’EMS joue un rôle crucial pour l'utilisation efficace des diverses sources d'énergie réparties 
et pour répondre aux exigences de la consommation. L’EMS est un système d'outils assistés 
par outil de calcul utilisé par les opérateurs de réseaux électriques pour surveiller, contrôler 
et optimiser les performances du système de production. L’EMS est un système basé sur la 
surveillance et la prévision de la production et de la consommation d'énergie réelles. Il joue 
un rôle vital dans les microréseaux en raison de la présence de sources d'énergie 
intermittentes, d’une grande quantité d'équipements à surveiller instantanément et de la 
nécessité de trouver l’équilibre opérationnel pour la globalité du système [366]. 

Voici les caractéristiques principales de l’EMS du microréseau [367]. Il doit assurer les 
quantités d’énergie nécessaires à chaque instant par les moyens des DER et du stockage. 
Ensuite, il doit assurer la conformité du microréseau aux contrats d'exploitation avec le DG en 
mode connecté au réseau, aussi, il doit assurer les normes établies de la qualité d’alimentation 
des consommateurs en mode hors réseau. L’EMS doit minimiser les émissions et/ou les pertes 
du système, maximiser l'efficacité opérationnelle des DER, du stockage et des flux d’énergie 
de manière générale. 
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Annexe N. Défis liés aux microréseaux 
Les microréseaux deviennent un ingrédient majeur dans la mise en œuvre des réseaux 

électriques modernes. Cependant, comme c'est le cas avec la plupart des nouvelles 
technologies, il y a plusieurs défis importants à surmonter pour obtenir les avantages 
escomptés. Les principaux défis auxquels le microréseau est confronté sont les suivants : 

• Autonomie : Un microréseau se compose de production d'électricité, de stockage 
d'énergie et de charges électriques. Il doit pouvoir fonctionner de manière autonome en mode 
connecté au réseau et hors réseau [368]. En mode connecté au réseau, un microréseau devrait 
optimiser indépendamment sa propre production et consommation d'électricité tout en 
tenant compte de l'économie du réseau, comme l'achat ou les décisions de vente (qu'il soit 
plus avantageux de vendre ou d'acheter de l'électricité vers / depuis le réseau principal). En 
mode hors réseau, le microréseau doit équilibrer la production d'électricité et la 
consommation en tenant compte de la qualité d’alimentation. Dans les deux modes, le 
microréseau devrait réduire les émissions de GES en maximisant la consommation d’ER et en 
minimisant la production fossile. Le dimensionnement de la taille des unités de la production 
d’ER et de stockage d'énergie pour un microréseau donné représente toujours un compromis 
difficile entre la fonctionnalité et le coût [369], [370]. Pour la détermination de l'autonomie 
énergétique, des contraintes supplémentaires doivent être définies [371]. Celles-ci 
concernent la Degré d'Autosuffisance (DAs) et le Taux d'Autoconsommation d'électricité 
(TAé). Ces indicateurs sont liés avec les indicateurs « autosuffisance » et 
« autoconsommation », présentés dans (1) et (2), et ils doivent être déterminés pour totalité 
de l'année. 

Selon [372], la degré d'autosuffisance pour une période de temps 𝑇𝑇 est présenté dans (61). 

𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷 =
∑ 𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝑡𝑡𝑇𝑇
𝑡𝑡=1

𝑇𝑇
 (61) 

Le TAé dans le même contexte est en (62). 

TAé =
∑ 𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝐴𝑡𝑡𝑇𝑇
𝑡𝑡=1

𝑇𝑇
 (62) 

Par conséquent, le Degré d'Autonomie électrique (DAé) est défini comme le rapport entre 
le degré d'autosuffisance et le taux d'autoconsommation comme est présente sur (63). 

𝐷𝐷𝐷𝐷é =
TAé
𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷

 (63) 

• Intégration des sources d’ER : Malgré leur contribution positive à l'environnement, 
l'intégration des sources d'ER est confrontée à plusieurs défis [49]. Principalement ce sont des 
contraintes de fonctionnement. Les sources d’ER peuvent être représentées par une 
alimentation électrique variable liée à leur dépendance climatique et ils sont moins prévisibles 
que les sources d'énergie non renouvelables. 

• Compatibilité : Un microréseau doit être totalement compatible avec les réseaux 
existants, en soutenant leur croissance de manière économique et respectueuse de 
l'environnement. 

• Évolutivité : Un microréseau peut se développer grâce à l'installation de sources 
d'énergie, des systèmes de stockage et de charges électriques supplémentaires. Une telle 
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extension devrait se faire facilement sans avoir besoin d'une nouvelle configuration du 
microréseau et de manière parallèle et modulaire, afin d'atteindre des niveaux de génération 
et de consommation plus élevés [373]. 

• Sécurité : Un microréseau peut faire face à des centaines de perturbations chaque 
jour, non seulement causées par des incidents naturels tels que les jours de pluie et l'éclairage, 
mais également par des incidents non naturels tels que les attaques terroristes et les erreurs 
humaines. Ainsi, une passerelle microréseau devrait répondre aux exigences de sécurité lui 
permettant de réagir de manière appropriée aux perturbations à venir sans interruption de 
l’alimentation [374]. 
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Annexe O. Avantages opérationnels / techniques d'un 
microréseau 

Un microréseau peut probablement améliorer les performances techniques du DG 
principalement dans les aspects suivants : 

• Qualité de l’énergie : le terme « qualité de l’énergie » fait référence à la qualité de la 
tension dans une certaine zone, qui dépend essentiellement de l’infrastructure de 
transmission et de distribution du réseau dans cette zone. Le DG d'aujourd'hui souffre d'une 
faible qualité d'énergie causée par le manque d'investissements dans le réseau, ce qui 
entraîne un déséquilibre ou fluctuation de tension, une variation de la fréquence 
d'alimentation, etc. L'importance du microréseau est qu’il peut renforcer le réseau localement 
en contrôlant l’équilibre de la consommation / production dans la zone donnée. 
Complémentairement, le microréseau peut se déconnecter du réseau principal en cas de 
problèmes de qualité de l'alimentation et peut assurer une alimentation électrique normale. 
En fonction de la charge électrique installée dans le microréseau, les besoins de la qualité 
d’alimentation peuvent différer à son intérieur. Par exemple, dans des locaux très critiques 
(les hôpitaux, les bases militaires, etc.), une haute qualité de puissance est nécessaire. 

• Pertes de transport et de distribution : l'énergie produite par le DG principal passe par 
un réseau complexe composé d'un grand nombre de câbles, de transformateurs et d'autres 
équipements avant d'atteindre sa destination finale (consommateur). Par conséquent, un 
certain pourcentage de puissance générée est perdu dans le réseau. L'Agence Internationale 
de l'Énergie estime que les pertes de transport et de distribution d'électricité représentent en 
moyenne 8,163% de l'électricité qui a été transportée et distribuée chaque année dans le 
monde [375]. Un microréseau peut réduire considérablement ces en satisfaisant les besoins 
internes en électricité. Cela peut être atteint en utilisant sa propre production d'électricité à 
proximité des consommateurs sans avoir besoin d'importer de l'électricité du réseau principal 
et de le transporter avec des pertes à longue distance. 

• Fiabilité: selon [376], le terme « fiabilité » fait référence à la capacité du réseau à 
répondre aux besoins en énergie, même en cas de perturbations soudaines. Il représente la 
capacité d'un réseau à faire face à des perturbations inattendues ou à des pertes imprévues 
dans les composants du réseau, en assurant un service adéquat presque continu, avec peu de 
ruptures sur une longue période. Sachant que le réseau principal fait face à des centaines de 
perturbations chaque jour, principalement causé par des incidents naturels (par exemple, 
jours de pluie, éclairage, foudres, tempêtes de neige renversant des arbres sur les lignes de 
transmission, etc.), un réseau doit avoir un certain « matelas » de fiabilité pour éviter des 
coupures de courant importantes. Un microréseau est une solution fiable parfaite en raison 
de sa capacité à se déconnecter automatiquement du réseau principal en cas d’accident. 
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Annexe P. Prix d'électricité pour les consommateurs 
résidentiels (<36kVA) tarif Bleu d'EDF (Base / Heures 
Creuses) selon Enedis 

Tableau 20 : Prix d'électricité pour les consommateurs résidentiels (<36kVA) (TTC, source 
[377]) 

Puissance 
souscrite 
(kVA) 

Option Base Option Heures Pleines - Heures Creuses 

Abonnement 

(/an) 
Prix du kWh 

Abonnement 
annuel 

Prix du kWh 
heures 
pleines 

Prix du kWh 
heures 
creuses 

3 kVA 99,12 € 0,1546 € -- 

6 kVA 121,20 € 0,1546 € 133,20 € 0,1781 € 0,1337 € 

9 kVA 143,64 € 0,1587 € 163,44 € 0,1781 € 0,1337 € 

12 kVA 166,20 € 0,1587 € 192,00 € 0,1781 € 0,1337 € 

15 kVA 187,44 € 0,1587 € 218,76 € 0,1781 € 0,1337 € 

18 kVA 210,72 € 0,1587 € 243,60 € 0,1781 € 0,1337 € 

24 kVA 262,08 € 0,1587 € 299,64 € 0,1781 € 0,1337 € 

30 kVA 310,80 € 0,1587 € 327,84 € 0,1781 € 0,1337 € 

36 kVA 355,92 € 0,1587 € 372,00 € 0,1781 € 0,1337 € 

 

  

https://www.kelwatt.fr/guide/abonnement-electricite
https://www.kelwatt.fr/guide/prix-du-kwh
https://www.kelwatt.fr/guide/prix-heures-pleines
https://www.kelwatt.fr/guide/prix-heures-pleines
https://www.kelwatt.fr/guide/prix-heures-pleines
https://www.kelwatt.fr/guide/prix-heures-creuses
https://www.kelwatt.fr/guide/prix-heures-creuses
https://www.kelwatt.fr/guide/prix-heures-creuses
https://www.kelwatt.fr/guide/trois-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/six-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/neuf-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/douze-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/quinze-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/dix-huit-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/vingt-quatre-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/trente-kva
https://www.kelwatt.fr/guide/trente-six-kva


Annexes 

223 
 

Annexe Q. La stratégie développée pour le SS : 
Régulation de capacité à la hausse et à la baisse 

Les recommandations réglementaires de la Commission européenne pour le déploiement 
des réseaux intelligents (EG3) indiquent l’importance croissante du rôle de la flexibilité du côté 
de la demande et en particulier de la flexibilité de la régulation à la hausse et à la baisse [378]. 
En réalité, la plupart des pays de l'UE comme l'Italie, le Danemark, l'Allemagne, la France, etc. 
s'efforcent d'améliorer son déploiement et les mécanismes d'ajustement financier associés 
pour respecter le règlement (UE) 2019/943 qui considère le marché intérieur européen de 
l'électricité [379, p. 943]. 

Dans le contexte de l'UE, la flexibilité de la régulation à la hausse représente une 
augmentation de la production ou une diminution de la consommation [74]. Au contraire, la 
flexibilité de la régulation à la baisse représente la diminution de la production ou 
augmentation de la consommation de charges électriques [3]. Le SS : Capacité du réseau à la 
hausse et à la baisse (Up and Down capacity regulation) décrit dans 2.3.6, est un cas particulier 
du SS : Arbitrage énergétique. Il généralement représente la capacité de BESS MRCI 
disponible (ou la capacité flexible de la consommation dans certains cas particuliers) au 
gestionnaire de réseau (Agrégateur) [84]. Cette capacité peut être réservée et gérée 
directement par gestionnaire par le contrôle transactif (CT) [249]. Le travail actuel de cette 
thèse présente une variant de la méthodologie développée en cours de cette thèse 
d’application de SS : Capacité du réseau à la hausse et à la baisse [84]. Il est basé sur la 
règlementation actuelle développée par association de recherche sur le système énergétique 
d’Italie (RSE, Ricerca sul Sistema Energetico, en italien) et est appliqué par autorité nationale 
de l'électricité d’Italie (ENEL, Ente Nazionale per l'Energia Elettricaen, en italien, analogue 
Électricité de France (EDF)) [380]. Cette approche a été choisie en raison de l'exhaustivité de 
sa description et en tant que norme déjà appliquée et fonctionnée. La méthode proposée 
considère une approche centralisée pour fournir des SS de flexibilité [381] comme le montre 
le schéma de la Figure 103.  
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Figure 103 : Schéma décrivant les interactions entre LFM, DSO, l'Agrégateur et les 
Prosommateurs. 

Cette figure représente un cas particulier de la Figure 14. Initialement, le LFM (DSO) envoie 
la requête à l'Agrégateur local. L'Agrégateur répond avec une enchère. Si l'enchère 
correspond à la demande de LFM, elle est acceptée et l'Agrégateur gérera les Prosommateurs 
selon sa stratégie en tenant compte de l'enchère acceptée. La Figure 104 montre l'échange 
considéré d’information entre le LFM et l'Agrégateur. 

 

Figure 104 : Échange de données entre LFM, DSO et l'Agrégateur 

Dans un premier temps, l'Agrégateur reçoit du LFM (DSO) la demande de la flexibilité en 
précisant le type de SS requis, la période de temps où la flexibilité est nécessaire (l'appel de la 
flexibilité), la Zone de l'Appel (ZC, Zone of Call), sa durée et l'Heure Initiale (TC, Time of Call). 
L'Agrégateur collecte et analyse les données de ses Prosommateurs via les EMS et détermine 
le fonctionnement et la stratégie d'enchères en considérant les caractéristiques des BESS 
résidentiels, y compris leur capacité, leur efficacité, profondeur de décharge acceptée, leur 
coût de dégradation, etc. 

Par la suite, l'Agrégateur envoie l'enchère à LFM (DSO). Il indique la quantité de puissance 
de flexibilité disponible (pour le type requis de SS, ZC et TC) et la rémunération souhaitée. Une 
fois l'offre acceptée dans LFM par DSO, ensuite l'Agrégateur va exploiter les BESS disponibles 
dans MRCI. 

La Figure 19 (à droit) de la section 2.3.6 représente un comportement général de BESS pour 
fournir des SS : Capacité du réseau à la hausse et à la baisse. Les lignes rouges représentent 
la flexibilité de la régulation à la hausse visant à charger les BESS à partir du système électrique 
[22]. Inversement, les lignes bleues représentent la régulation à la baisse au cours duquel 
l'énergie stockée dans les BESS est injectée dans le réseau afin de réduire la consommation 
locale et globale. Généralement, ce type de régulation est appliqué aux heures de pointe. 

Les deux cas de la régulation à la hausse et à la baisse ont une influence sur le prix de 
fonctionnement du système et sur le prix de l'énergie de l'utilisateur final. Dans cette étude, 
il est supposé que des Prosommateurs avaient des BESS résidentielles en plus de CESS de 
MRCI. Dans le cas où un Prosommateur accepte de participer au SS et que l'offre est acceptée 
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par l'ER, l'Agrégateur exploite le BESS des Prosommateurs en envoyant des signaux aux EMS 
locaux des Prosommateurs. Le CESS de MRCI est géré directement par l’Agrégateur. 

La Figure 105 décrit les interactions entre l'opérateur du système, l'Agrégateur et les 
Prosommateurs résidentielles relativement aux services de flexibilité de régulation à la hausse 
et (ou) à la baisse considérée. 

 

Figure 105 : Interactions de données entre LFM (DSO), Agrégateur et Prosommateurs pour le 
SS : Régulation de BESS à la hausse et à la baisse. 

 Dans l'approche proposée, l'Agrégateur considère quatre stratégies de la gestion possibles 
: offre du SS non acceptée (mode « Fonctionnement normal »), offre acceptée pour la 
régulation à la hausse, offre acceptée pour la régulation à la baisse ou offre acceptée pour la 
un service de flexibilité à la hausse et à la baisse. De plus, le DSO envoie à l'Agrégateur un 
signal d'appel (« Call ») lorsque la flexibilité requise est nécessaire. 

À son tour, l'Agrégateur gère les EMS locaux de BESS des Prosommateurs résidentielles en 
leur envoyant les signaux centralisés du fonctionnement. De même manière il gère les CESS 
de MRCI par le contrôle direct. Les signaux sont également présentés sur la Figure 105 pour 
chaque type de la stratégie de gestion. De plus, selon la capacité BESS résidentielle, 

l'Agrégateur envoie également le taux de puissance de charge 𝑃𝑃𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑
𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑖𝑖𝑖𝑖 ou de décharge 

𝑃𝑃𝑢𝑢𝑢𝑢
𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑖𝑖𝑖𝑖 référentielles calculé pour chaque Prosommateur ou CESS 𝑖𝑖 selon (64) et (65) 

respectivement. Ces références sont liées à la capacité, à l'énergie disponible de BESS / CESS 
et au TC. 

Le mode « Fonctionnement normal » de l'EMS est conçu pour maximiser le taux 
l'autoconsommation de la commune en total. Les autres modes de fonctionnement vont être 
décrits ci-dessous. La méthode proposée considère qu'une fois l’Agrégateur accepte de 
participer à SS, un non-respect des obligations entraîne une pénalité postérieure importante. 
À son tour, l'Agrégateur met tout en œuvre pour respecter ces accords. 

La manière de la gestion des BESS des Prosommateurs résidentielles va être décrite ci-
dessous. L’approche appliquée est similaire pour CESS de MRCI. La différence est que 
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l’Agrégateur gère les Prosommateurs en envoyant les signaux opérationnels à leurs EMS 
locales tandis que le CESS de MRCI est géré directement par l’Agrégateur (l’EMS de MRCI est 
considéré comme une de sous-structures d’Agrégateur). 

Annexe Q.1. SS : Régulation de BESS à la hausse  

Pour maximiser les avantages du SS : Régulation de BESS à la hausse considéré, le BESS 
résidentiel (ou CESS) devrait être presque à son niveau maximal de SOC. Cela permet d’avoir 
l’énergie maximale stockée disponible. L'Agrégateur le garantit en envoyant des signaux 
d'opération au EMS du Prosommateur et en gérant directement des CESS. La Figure 106 décrit 
l'organigramme de la méthode proposée liée à la flexibilité de régulation à la hausse du BESS.  

 

Figure 106 : Organigramme du service de flexibilité de régulation à la hausse de BESS. 

Le 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍  représente la ZC. Il est considéré que dans l'intervalle de temps supérieur à quatre 
heures avant 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur gère l'EMS en mode « Fonctionnement normal », c'est-à-dire 
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il maximise l'autoconsommation des Prosommateurs. Dans l'intervalle de temps compris 
entre quatre et deux heures avant 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur les envoi le signal de fonctionnement sur 
« Préparation 1 « Up call » ». Pendant cette période, l'EMS ne peut pas décharger le BESS 
résidentiel. Le BESS peut être chargé que par le surplus de la puissance générée par les sources 
d’ER. 

Dans l'intervalle de temps compris entre deux heures et 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur envoi le signal 
de fonctionnement sur « Préparation 2 « Up call » ». Pendant cette période, l'EMS ne peut 
pas décharger le BESS. Si le SOC du BESS est inférieur à 80% de la valeur maximale, l'EMS 
charge le BESS en utilisant l'énergie du DG. Sinon, les règles de fonctionnement EMS locales 
sont les mêmes que celles de « Préparation 1 « Up call » ». Ces opérations, de même que le 
niveau de SOC, ont été choisies dans cette étude afin d'assurer la certitude de la participation 
du BESS des Prosommateurs à l'offre SS. Ils peuvent également être fixés de manière 
différente en fonction de l’énergie totale requise de l'offre faite par l'Agrégateur. À l'intervalle 
de temps 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur commute le signal de fonctionnement sur « Attente « Up call » ». 
L'EMS local ne peut pas décharger le BESS et reste en attente. Lorsque le DSO envoie le signal 
d’appel à l’Agrégateur, il commute le signal de fonctionnement sur « Up call» et le transmet 
aux EMS des Prosommateurs ainsi que la référence de décharge 𝑃𝑃𝑢𝑢𝑢𝑢

𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 calculée pour chaque 
unité de stockage 𝑖𝑖 (64). 

𝑃𝑃𝑢𝑢𝑢𝑢
𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑖𝑖𝑖𝑖 =

�𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑖𝑖𝑖𝑖 − 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑡𝑡𝑖𝑖𝑖𝑖� ∗ 𝐶𝐶𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝑖𝑖𝑖𝑖

𝑇𝑇𝑇𝑇𝑢𝑢𝑢𝑢
 (64) 

où  𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑡𝑡𝑖𝑖𝑖𝑖 et 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 𝑖𝑖𝑖𝑖 sont les niveaux SOC réel et maximal pour le BESS de Prosommateur 
𝑖𝑖 liés à l'Agrégateur local 𝑗𝑗, respectivement, 𝐶𝐶𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝑖𝑖𝑖𝑖 est la capacité du BESS considéré, 𝑇𝑇𝑇𝑇𝑢𝑢𝑢𝑢 
est le temps de l'appel à la régulation à la hausse (heures). Après la fin du laps de temps TC ou 
𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur commute le signal de fonctionnement en mode « Fonctionnement 
normal ». 

La Figure 107 représente l'exemple graphique du fonctionnement du service de flexibilité 
de régulation à la hausse de BESS, ainsi que la réponse du SOC de BESS aux signaux de 
fonctionnement de l'Agrégateur.  

 

Figure 107 : Un exemple graphique de l'évaluation SOC de BESS dans le cadre du service de 
flexibilité de régulation a) Cas « Call », b) Pas de cas « Call ». 
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Ces graphiques présentent l’évaluation du SOC du BESS résidentiel compte tenu de la 
présence ou non du signal « Call » du DSO. La manière de la gestion et le comportement de 
CESS de MRCI par Agrégateur sont similaires aux BESS résidentielles. 

Annexe Q.2. SS : Régulation de BESS à la baisse  

L’algorithme du service de flexibilité de régulation à la baisse est représenté sur la Figure 
108. Il est considéré que dans l'intervalle de temps de plus de quatre heures avant 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , 
l'Agrégateur exploite l'EMS local en mode « Fonctionnement normal ». Dans l'intervalle de 
temps compris entre quatre heures avant 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur envoi le signal de fonctionnement 
sur « Préparation « Down call » ». Pendant cette période, l'EMS local ne peut pas charger le 
BESS résidentiel, qui est progressivement déchargé en approvisionnant la consommation 
locale des Prosommateurs. 

 

Figure 108 : Organigramme du service de flexibilité de régulation à la baisse de BESS. 

Au temps 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur change le mode du EMS en « Préparation « Down call » », le 
SOC du BESS est maintenu à son niveau minimum. Au temps 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur change le mode 
du EMS en « Attente « Down call » », le SOC du BESS résidentiel est maintenu à son niveau 
minimum. Lorsque le DSO envoie le signal d’appel à l’Agrégateur, il l’envoie le signal de 
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fonctionnement « Down call » aux EMS des Prosommateurs ainsi que la référence de la 
facturation 𝑃𝑃𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑

𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐𝑐 calculée par (65) : 

𝑃𝑃𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷
𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝐶𝑖𝑖𝑖𝑖 =

�𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑡𝑡𝑖𝑖𝑖𝑖 − 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑖𝑖𝑖𝑖� ∗ 𝐶𝐶𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝑖𝑖𝑖𝑖

𝑇𝑇𝑇𝑇𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷𝐷
 (65) 

où  𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑡𝑡𝑖𝑖𝑖𝑖 et 𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑆𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚𝑚 𝑖𝑖𝑖𝑖 sont les niveaux de SOC réel et maximal pour le BESS de 
Prosommateur 𝑖𝑖 associé à l'Agrégateur local 𝑗𝑗, respectivement, 𝐶𝐶𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵𝐵 𝑖𝑖𝑖𝑖 est la capacité du 
BESS considéré, 𝑇𝑇𝑇𝑇𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑𝑑 est l'heure de l'appel à la régulation à la baisse (heures). L'EMS local 
décharge le BESS conformément au taux de puissance de cette référence de l'Agrégateur. 
Après la fin des plages TC ou 𝑡𝑡𝑍𝑍𝑍𝑍 , l'Agrégateur change le signal de fonctionnement en mode 
« Fonctionnement normal ». 

La Figure 109 représente l'exemple graphique de fonctionnement du service de flexibilité 
de régulation à la baisse BESS résidentielle, ainsi que la réponse du SOC du BESS aux signaux 
de fonctionnement de l'Agrégateur. 

 

Figure 109 : Un exemple graphique de l'évaluation SOC de BESS résidentielle dans le cadre du 
service de flexibilité de régulation à la baisse a) Cas « Call », b) Pas de cas « Call ». 

Cette figure présente l’évaluation du SOC du BESS résidentiel compte tenu de la présence 
ou non du signal d’appel du DSO. Comment c’était dit précédemment, la manière de gestion 
et comportement de CESS de MRCI par Agrégateur est similaire aux BESS résidentielles. 

Le SS : Régulation de la capacité à la hausse et à la baisse est la solution assez prometteuse 
et peut jouer rôle assez important dans la gestion énergétique des microréseaux avec des 
systèmes de stockage centralisé et distribué. Il permet pour gestionnaire de réseau de 
réserver la capacité de stockage disponible et donc obtenir la valeur de la flexibilité 
supplémentaire. 
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Annexe R. Alfortville : Données climatiques, solaires et 
d’irradiation cumulées 

Tableau 21 : Données climatiques annuelles cumulées d’Alfortville (source [264]). 

Paramètres Valeurs 
Température minimale de l’air à l’extérieur sous abris pour le mois 8,9 °C 
Température maximale de l’air à l’extérieur sous abris pour le mois 16,0 °C 

 
Température moyenne de l’air à l’extérieur sous abris pour le mois 10,5°C 
Humidité relative moyenne pour le mois 82,4% 
Vitesse moyenne du vent pour le mois  4,1 m/s 
Hauteur de précipitations moyenne 637,4 mm 
Nb de jours avec précipitations 111,1 jours 
Durée d’ensoleillement  1661,6 h 
Nb de jours avec bon ensoleillement 51,45 jours 

Tableau 22 : Données solaires cumulées d’Alfortville (source [264]). 

Paramètres Valeur annuelle 
moyenne  

Durée du jour 12 h 
Fraction solaire moyenne du mois (taux de couverture) 0,39 
Durée d’insolation moyenne du mois 4,47 h 
Constante solaire hors atmosphère 1,367 kW/m2 
Irradiation solaire hors atmosphère 6,94 kW/m2 
Irradiation solaire globale horizontale au niveau du sol 3,06 kW/m2 
Indice de clarté du ciel  0,44 

Tableau 23 : Données d’irradiation d’Alfortville (source [264]). 

Paramètres Valeur annuelle 
moyenne  

Irradiation sur un plan horizontal (sol)  
Irradiation solaire globale horizontale  3,06 kWh/m²/jour 
Irradiation solaire directe horizontale  1,33 kWh/m²/jour 
Irradiation solaire diffusée horizontale  1,73 kWh/m²/jour 

Irradiation sur un plan d'inclinaison 28° et d'orientation 0°  
Irradiation solaire directe horizontale  1,67 kWh/m²/jour 
Irradiation solaire diffusée horizontale  1,61 kWh/m²/jour 
Irradiation solaire réfléchie horizontale 0,04 kWh/m²/jour 
Irradiation solaire globale horizontale 3,32 kWh/m²/jour 
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Annexe S. Kokam High Power Type KCE-5061 -5 MWh 

 

Figure 110 : Les caractéristiques techniques des unités de stockage de type KCE 
KOKAM(source [382]) 
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Annexe T. Caractéristiques des composantes de la 
plateforme « UPEC Microgrid Lab » 

• Convertisseur multifonction AEA 3000 SIREA (Armoire 
d’Autoconsommation d’Énergie) 

Entrée PV (avec système MPPT) 
Puissance max admissible  4500 W 
Tension nominale  360 V DC 
Tension max admissible  500 V DC 
Courant max admissible  18 A 
Plage de tension MPPT  250 - 450 V DC 
Entrée de Réseau   
Tension nominale  230 V 
Courant de sortie nominal  13 A 
Plage de fréquence et tension  Norme VDE [383] 
Entrée de Sortie secourue  
Tension nominale  230 V 
Puissance nominale  3000 W 
Courant nominal  13 A 
Entrée de Batterie   
Tension nominale  48 V 
Courant de décharge max  92 A 
Courant de charge max  25 A 

• Installation photovoltaïque : 

Panneau solaire CEEGSST SE-195, 8 modules (4*2) 

Puissance crête 195 Wc 
Tension en circuit ouvert 45,0 V 
Courant de court-circuit 5,52 A 
Tension de fonctionnement optimal 36,6 V 
Courant de fonctionnement optimal 5,33 V 
Type de cellule Monocrystalline silicon 
Efficacité cellulaire 18,23% 
Puissance crête totale = 1560 Wc 

• Système de stockage : 

PYLONTECH US2000 PLUS 2.4 KWh, 2 modules 

Type de batterie Lithium 
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Tension de batterie 48 V 
Technologie LFP (Phosphate de Fer au Lithium) + 

Système de Contrôle des Batteries (BMS,  
Battery Management System) 

Tension nominale 51,8 V 
Capacité nominale 2.4 kWh (50 Ah) 
Capacité utilisable 1,92 kWh 
Tension de charge 52,5 V ~ 54 V 

• Charge variable LANGLOIS RH40 4 kWh (0,2-4 kWh) 

Puissance maximale 4 kWh 
Commutateurs 6 
Variation par 5% 

• Charge programmable Höcherl & Hackl : ZSAC 4226  

Tension 6 ... 260 V AC 
6 ... 360 V DC 

Courant 30 A 
Puissance 4,200 W 
Résistance 0,33 ... 400 Q 
Consommation d'énergie 450 VA 

• Simulateur réseau CINERGIA GE 7.5-AC 

Puissance AC (Nominale) 7.5 kW 
Tension AC (Nominale) 3x400 V + Neutre + Terre 
Fréquence 48-62 Hz 
Courant AC (Nominale) par phase / parallèle 11 A / 33 A 
Consommation d'énergie 450 VA 

• Sources de puissance programmable AC CHROMA 6430  

Puissance AC 3000 VA 
Tension AC 0-150V / 0-300V / Auto 
Frequency  45-1000 Hz 
• Sources de puissance programmable DC TDK-Lambda GEN100-24 

Puissance DC (Nominale) 2400 W 
Tension DC (Nominale) 100 V 
Courant DC (Nominale) 24 A 
• Réseau des capteurs Lora 

ADEUNIS COMFORT 
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Température -20°C /+60° 
Taux d’humidité 0 - 100% 

ADEUNIS DRY CONTACT 

Entrées/sorties de type TOUT-OU-RIEN (TOR) 4 

EWATCH SQUID WATT METTRE 

Entrées de mesures par pinces clipsables 12 
Courant efficace maximal 100 A  

NKE WATTECO FLASH'O SENSOR 

Comptage et accumulation de LED flash jusqu'à 500 impulsions par seconde 

ADEUNIS TIC 

Relève de télé-information client (TIC) des compteurs électriques communicantes 

Prise compteur d'énergie MCF88 MCF-LW12PLG 

Tension nominale 230 V 
Courant maximum mesurable (énergie 
active, réactive et apparente, classe 0.2) / 
commutable 

16 A 
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Annexe U. Évaluation DA-OPF 
Cette annexe représente le processus graphique d’évaluation est de vérification de la 

fiabilité de la stratégie prédictive de gestion développée présentées dans les sections 5.1.1 et 
5.2.1 [249]. 

Annexe U.1. Évaluation DA-OPF (Tarification double, SS1) 

Selon la méthodologie décrite dans la section 3.6.5, pour chaque itération d’évaluation 𝑁𝑁, 
la MCS génère les courbes de génération PV et de consommation, grâce à l’erreur de prévision 
définit précédemment. Elles passent à travers la séquence « OPF » pour définir la stratégie 
prédictive de gestion pour l’itération 𝑁𝑁 avec les données du système et le prix de l’électricité. 

En cas d’impossibilité de résoudre le problème d’optimisation, ou en cas de dépassement 
de la valeur maximale autorisée de l'erreur de simulation, le cycle d’évaluation s’arrête. Les 
Figure 111 à Figure 115 montrent le processus d’évaluation pour la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 −
𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺). 

 

Figure 111 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): La génération PV (MCS, 𝑁𝑁=24) 

 

 

Figure 112 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : La consommation du MRCI (MCS, 𝑁𝑁=24). 
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Figure 113 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : L’opération du DG (DA-OPF, 𝑁𝑁=24). 

 

Figure 114 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : L’opération du CESS (DA-OPF, 𝑁𝑁=24). 

 

Figure 115 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : Le LAMP (DA-OPF, 𝑁𝑁=24). 
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Annexe U.2. Évaluation DA-OPF (Tarification double, SS3) 

 

Figure 116 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑭𝑭𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : La génération PV (MCS, 𝑁𝑁=61). 

 

Figure 117 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): La consommation du MRCI (MCS, 𝑁𝑁=61). 

 

Figure 118 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝟑𝟑): L’opération du DG (DA-OPF, 𝑁𝑁=61). 
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Figure 119 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): L’opération du CESS (DA-OPF, 𝑁𝑁=61). 

 

Figure 120 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): Le LAMP (DA-OPF, 𝑁𝑁=61). 

Annexe U.3. Évaluation DA-OPF (Tarification dynamique, SS1) 

Analogiquement avec le cas « tarification double », pour chaque itération 𝑁𝑁 d’évaluation, 
la MCS génère la courbe de génération PV et la consommation, dédiée sur l’erreur de 
prévision. Elles passent à travers la séquence « OPF » pour définir la stratégie prédictive de 
gestion pour l’itération 𝑁𝑁 avec les données du système et le prix de l’électricité. 

En cas d’impossibilité de résoudre le problème d’optimisation, ou en cas de dépassement 
de la valeur maximale autorisée de l'erreur de simulation, le cycle d’évaluation s’arrête. Les 
Figure 121 à Figure 125 montrent le processus d’évaluation pour la stratégie 𝑫𝑫𝑫𝑫 −
𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺𝑺). 
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Figure 121 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): La génération PV (MCS, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=39). 

 

Figure 122 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝟏𝟏) : La consommation du MRCI (MCS, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=39). 

 

 

Figure 123 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : L’opération du DG (DA-OPF, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=39). 
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Figure 124 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : L’opération du CESS (DA-OPF, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=39). 

 

 

Figure 125 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : Le LAMP (DA-OPF, « tarification dynamique », 
𝑁𝑁=39). 

Annexe U.4. Évaluation DA-OPF (Tarification dynamique, SS3) 

 

Figure 126 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒) : La génération PV (MCS, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=61). 
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Figure 127 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): La consommation du MRCI (MCS, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=61). 

 

Figure 128 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): L’opération du DG (DA-OPF, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=61). 

 

Figure 129 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): L’opération du CESS (DA-OPF, « tarification 
dynamique », 𝑁𝑁=61). 

 



 

242 

 

Figure 130 : Évaluation 𝑫𝑫𝑫𝑫 − 𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑶𝑱𝑱+𝟏𝟏(𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒𝐒): Le LAMP (DA-OPF, « tarification dynamique », 
𝑁𝑁=69). 
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