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2.1.1 Détermination de l’OCV . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 46
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Introduction générale

Les batteries lithium-ion deviennent omniprésentes dans les modes de transport qui
se veulent plus respectueux de l’environnement en rejetant localement moins de CO2.
Le ferroviaire ne fait pas exception et les trains embarquant des batteries commencent à
arriver en Europe. En Allemagne les trains à hydrogène embarquent des batteries pour
stocker l’énergie produite par le système hydrogène. En Angleterre et au Pays de Galles,
des projets sont en cours pour exploiter des trains n’embarquant que des batteries. SNCF
mène également des études sur plusieurs projets comportant des batteries lithium-ion
pour assurer le déplacement des trains.

Initialement, le coût des batteries lithium-ion, de plus de 1 000 =C le kWh, rendait
difficile de les intégrer comme stockeur d’énergie embarqué, sauf dans de rares applica-
tions. Le spatial en faisait partie, avec la première utilisation d’une batterie lithium en
2001 dans un satellite de l’Agence Spatiale Européenne : Proba-1. La durée de vie prévue
de cette mission était de 2 ans, mais Proba-1 est encore en activité à ce jour.

L’évolution des techniques et procédés de fabrication des batteries, ainsi que la re-
cherche des meilleurs composants permet d’avoir aujourd’hui des cellules dont la durée
de vie attendue est de 10 ans, et pour un coût qui a été divisé par 10, à environ 100
=C le kWh. Ces avancées, couplées aux engagements environnementaux et à la volonté
des régions françaises de s’engager en faveur d’un transport plus respectueux de l’envi-
ronnement a permis à un modèle économique et technique d’émerger. Certaines régions
se sont engagées, à l’instar de l’Allemagne, à faire circuler des trains à hydrogène, qui
rappelons-le, comportent des batteries, ou des trains hybrides qui peuvent s’alimenter
à la caténaire lorsque celle-ci est présente ou grâce à des batteries embarquées le reste
du temps. Enfin, un projet de train à batteries, c’est à dire dont la traction est assurée
uniquement par des batteries embarquées est en cours.

Tous ces projets européens, qui sont une petite révolution dans le monde ferroviaire,
ont cependant quelques années de retard par rapport au Japon. Ceci peut s’expliquer
en partie par le cadre légal d’acquisition de matériel ferroviaire en Europe. Il se fait
sur une base d’appel d’offre des exploitants ferroviaires, souvent des compagnies natio-
nales comme SNCF, à destination des constructeurs ferroviaires : Alstom/Bombardier,
Siemens, CAF. Les exploitants ferroviaires sont alors mâıtres d’ouvrage, et les construc-
teurs mâıtres d’œuvre. Les exploitants ferroviaires, par exemple SNCF, ne décident donc
pas des composants qui seront présents dans le train, en particulier au niveau des bat-
teries, mais ont un droit de regard afin de valider les performances attendues.

Cette relation de mâıtre d’œuvre - maitre d’ouvrage est particulière à l’Europe, dont
la Commission a voulu favoriser la concurrence entre les constructeurs ferroviaire via des
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offres publiques, dans le but de réduire les prix. En termes d’innovation dans le domaine
ferroviaire, cette vision a eu l’effet inverse. Le constructeur ferroviaire étant responsable
des performances des trains qu’il construit, il lui est difficile de garantir en amont du
projet des résultats liés à la recherche (durée de vie des batteries par exemple) qui est
par nature incertaine. Ainsi très peu de projets ont pu voir le jour dans ce cadre légal
en Europe.

Le Japon et la Chine ne possèdent pas cette vision qui oppose un exploitant à un
constructeur. Au contraire, l’état subventionne les projets d’innovations, exploitants et
constructeurs sont partenaires des projets, et cela permet de lancer des prototypes plus
facilement. Grâce à cet environnement propice, le Japon a mené dès les années 2000 plu-
sieurs expériences sur des matériels roulants, notamment des locomotives de manœuvre
pour déplacer les trains des dépôts vers les gares. Les retours d’expériences sur ces en-
gins ont permis au Japon de lancer en 2007 le premier train hybride (diesel - batterie)
en service commercial du monde, presque 15 ans avant l’Europe. Pourtant, en 2004,
et pour apprendre dans ce domaine, la SNCF avait lancé un projet d’expérimentation,
pour développer une locomotive de manœuvre avec des sources d’énergies variées. Ce
projet s’appelait PLATHÉE : PLAte-forme pour Trains Hybrides Économes en énergie
et respectueux de l’Environnement. La locomotive possède ainsi :

— un groupe diesel ;
— des batteries ;
— des supercondensateurs ;
— une pile à combustible (hydrogène).

Figure 0.1 – La locomotive de manœuvre ”BB 63413” dans sa version Plathée
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La locomotive (figure 0.1) a circulé dès 2009, devenant la première locomotive eu-
ropéenne à embarquer une pile à combustible et des supercondensateurs, et ce jusqu’en
2011. Malgré des résultats intéressants de réduction de consommation de carburants (-
20 à -85%) et des réductions d’émissions de particules (CO, NOx, PM) de 60 à 99%,
le projet n’est pas continué. Quelques 10 années plus tard, les projets de trains avec ce
genre de composants fleurissent en Europe et en Asie.

Bien évidemment, il ne suffit pas pour mener à bien ces projet d’avoir une conviction
de la faisabilité scientifique ou un appui politique. Dans le monde ferroviaire, le matériel
roulant a une durée de vie de 40 ans, et certaines infrastructures du réseau bien plus,
jusqu’à 100 ans pour une caténaire. On se souviendra par exemple du renouvellement
en 2017 des aiguillages de la Gare de Lyon qui dataient de 1933. Ainsi, on ne peut
remplacer un train après seulement 5 ans d’exploitation. Il existe en réalité deux options
pour transitionner vers une nouvelle technologie pour la traction ferroviaire :

— L’opération mi-vie du train, c’est à dire une rénovation complète de celui-ci, après
20 ans d’exploitation.

— L’achat de matériel neuf pour remplacer un matériel de 40 ans;

Dans le cas où la matériel est modifié lors de son opération de mi-vie, l’intégration
des batteries se fait selon plusieurs étapes contraintes. Dans un premier temps le volume
et la masse des organes qui vont être remplacés est déterminées. Il s’agit par exemple
des réservoirs de diesel, des moteurs thermiques, des évacuations des gaz, des organes de
refroidissement des groupes moteurs. Ce volume et cette masse étant définie, il faut en-
suite estimer la proportion de ceux-ci qui pourront être alloués aux batteries. L’ensemble
du système d’énergie du train doit comprendre les batteries évidemment mais également
un convertisseur qui permet d’assurer la compatibilité en tension entre les batteries et
les moteurs, et d’un groupe de refroidissement / chauffage pour les batteries. Dans le
volume attribué aux batteries, il faut ensuite regarder quelles batteries sont les plus à
même d’offrir la plus grande quantité d’énergie selon leurs densité d’énergie massique
et volumique, tout en respectant les niveau de tension demandée, et donc le nombre
minimal de cellules à mettre en série pour réaliser une branche. Selon les contraintes en
volume/masse, plusieurs branches pourront être installées et leur nombre définira l’éner-
gie embarquée et donc l’autonomie du train. Enfin, il faut également que ces batteries
puissent s’intégrer dans l’espace libéré en terme de dimensions. A titre d’exemple, si les
batteries sont installés sous la caisse, alors le volume est fortement contraint en hauteur,
et moins en largeur et longueur.
Dans le cadre d’achat d’un matériel neuf, ces contraintes de volume et de masse peuvent
être contournée en construisant réellement la motrice autour du système batterie pour
optimiser son intégration parmi les différents organes que l’on retrouve sur un train.

Dans les deux cas, le matériel embarquant des batteries devra répondre à certaines
normes de sécurité afin de protéger les voyageurs (par exemple la norme EN 45545-2
pour la sécurité incendie et l’apparition de gaz dans les espaces voyageurs). Cet aspect
sécuritaire aspect dépend d’une part de la sécurité intrinsèque des batteries, mais éga-
lement du travail de l’intégrateur qui fournit le pack complet de cellules (paroi anti-feu,
sécurité au niveau des branches, auvent de dégazage, ...).
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Une fois ce travail d’intégration du système batterie dans le train, et le respect des
normes en vigueur, alors les trains à batteries peuvent prétendre à une homologation à
circuler sur le réseau ferré national pour commencer des essais de service commercial. Ces
essais sont généralement réalisés pour valider que le matériel répond bien aux besoins
exprimées (par les Régions notamment), avant de passer à une plus grande commande
de matériel.

Lorsque ces projets seront menés au bout, SNCF sera exploitant de ce matériel au
service des Régions. L’entreprise a besoin de confronter les données des constructeurs
de trains avec des mesures pour s’assurer de l’état de santé de ses futures batteries em-
barquées, pour les conserver le plus longtemps possible tout en maintenant la sécurité
comme priorité. Ceci est souhaitable car ce composant coûte cher, et est crucial pour
la mission commerciale. Dans ce but, cette thèse doit permettre de contribuer au déve-
loppement d’outils de suivi du vieillissement de ces batteries lithium-ion embarquées à
bord des futurs matériels roulants de SNCF.

Ce n’est cependant pas le seul usage que SNCF fait des batteries. L’entreprise pos-
sède d’ores et déjà un important stock de batteries d’ancienne génération, au plomb ou
au nickel-cadmium. Ces batteries, stationnaires pour une partie, c’est à dire qui ne sont
pas à bord des trains, sont utilisées pour du secours de matériel ferroviaire (signalisation,
aiguillage) ou de bâtiment (affichage en gare, ascenseur pour les PMR en cas de sinistre).
Certaines sont également présentes à bords des trains, et ont pour but de maintenir la sé-
curité en cas de défaut d’alimentation. Elles servent également à maintenir le confort des
voyageurs (ventilation, lumières) lorsque cela est possible au regard de la durée prévue
de la panne d’alimentation. Uniquement le stock embarqué sur les différents matériels
roulants que possède SNCF représente plus de 12 000 packs de batteries, dont 10 000
sont de technologie Nickel-Cadmium. Cet important stock peut à l’avenir passer sur de
la technologie lithium-ion, et il est donc nécessaire que l’entreprise acquiert les connais-
sances nécessaires à leur utilisation et leur maintenance.

Cette thèse CIFRE a été menée en collaboration avec le laboratoire Roberval de
l’UTC pour ses compétences de modélisation des batteries lithium-ion et le départe-
ment Tech4Rail de SNCF, qui est l’accélérateur d’innovation au service des ambitions
du groupe SNCF pour réinventer le système ferroviaire.

Les principes généraux des accumulateurs lithium-ion sont présentés dans le premier
chapitre, ainsi que la démarche que nous avons adoptée pour mener cette étude qui vise
à diagnostiquer les systèmes d’énergie, embarqués dans un train, et donc nécessairement
de grande taille. Cette démarche est de prendre en compte le fait qu’une cellule fonc-
tionne de manière hétérogène, et qu’il est souhaitable d’utiliser un tel modèle pour la
représenter. L’objectif de ce chapitre est de présenter nos hypothèses de travail et le
modèle auquel nous aboutissons. Celui-ci est un circuit électrique équivalent modélisant
une cellule comme un ensemble de circuits homogènes en parallèles, de même structure,
mais dont les paramètres diffèrent. Ces circuits homogènes sont appelés ”grappes” et
leur association en parallèle est appelé ”modèle multigrappe”. Ce modèle est facilement
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transposable d’une cellule vers un pack de cellules en parallèles de par sa structure, et
les différentes grappes doivent pouvoir modéliser l’hétérogénéité d’une cellule ou d’un
pack.

Le second chapitre présente la construction de ce modèle multigrappe pour trois
types de cellules différentes, et les résultats de modélisation obtenus. Notamment, l’ex-
traction des différents paramètres de notre circuit électrique équivalent à partir d’essais
électriques est présentée. Nous proposons dans cette étude une nouvelle méthode de
caractérisation qui tient compte du fonctionnement hétérogène d’une cellule. Cette mé-
thode permet de créer un modèle homogène incluant les dépendances en courant et en
température de ces paramètres. Ce modèle homogène est ensuite amélioré en modèle
multigrappe grâce à la détermination de la Distribution de Résistance Interne (DRI) de
la cellule. La validation expérimentale des modèles multigrappes pour les trois cellules
étudiées est présentée.

Le troisième chapitre est dédié à la présentation des dégradations affectant les ac-
cumulateurs lithium-ion, aux méthodes de diagnostic qui existent et propose une appli-
cation de certaines de ces méthodes, ainsi que celle développée dans ces travaux, à nos
différentes cellules. Les résultats sur l’estimation de la perte de capacité et sur l’augmen-
tation des résistances sont présentés.

Enfin le quatrième et dernier chapitre présente un cas d’application ferroviaire de
nos travaux avec une prédiction de la durée de vie pour un train dont nous connaissons
l’exploitation. Nous présentons également une analyse de certains facteurs qui rentrent
en compte dans la durée de vie des accumulateurs lithium-ion. Notamment l’impact de
l’état de charge, et le choix d’un système de refroidissement.
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1 Modélisation hétérogène d’une cellule
électrochimique

Afin de pouvoir établir par la suite les concepts qui nous permettent de décrire le
comportement d’une batterie, et notamment le caractère hétérogène de celle-ci, nous
rappelons dans un premier temps quelques généralités concernant les batteries. Nous
ne ferons référence dans cette étude qu’à des batteries lithium-ion. Dans un second
temps, nous présenterons pourquoi nous adoptons le point de vue d’une hétérogénéité
des batteries, et comment cela se traduit en terme de modélisation, et de comportement
de ce modèle. Enfin, nous discuterons de ce qu’implique cette vision d’une batterie et
nous justifierons, pour les chimies des cellules étudiées dans cette thèse, l’inclinaison à
présenter un comportement hétérogène.

1.1 Généralités concernant les batteries lithium-ion

1.1.1 Principes généraux

Les batteries au lithium appartiennent à la grande famille des accumulateurs élec-
triques de type électrochimique. Elles fonctionnent à ce titre sur le principe de la pile de
Volta (1800) : un échange d’électrons et d’ions via deux couples oxydant-réducteur. Les
deux couples sont liés aux matériaux utilisés lors de la construction de l’anode et de la
cathode. L’anode est le lieu d’une réaction d’oxydation qui va émettre un ou plusieurs
électrons. Par exemple la réaction

LiC6 → C6 + Li+ + e− (1.1)

La cathode est le lieu d’une réaction de réduction qui consomme un ou plusieurs électrons.
Par exemple la réaction

FePO4 + Li+ + e− → LiFePO4 (1.2)

Remarquons tout de suite que puisque les batteries lithium-ion sont des systèmes
réversibles alors l’électrode qui produit des électrons en décharge en absorbera en charge.
De ce fait, l’anode et la cathode vont alterner lors du passage de la charge à la décharge et
vice-versa. Afin de pouvoir se référer sans difficultés à une électrode, celles-ci sont appe-
lées par la suite électrode positive pour celle possédant le plus haut potentiel électrochi-
mique, et électrode négative pour celle possédant le plus faible potentiel électrochimique.
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1 Modélisation hétérogène d’une cellule électrochimique

La figure 1.1 illustre la disposition de ces composants entre eux au sein de la cellule,
c’est à dire un élément de base constituant un pack de batterie. Une cellule lithium-ion
possède une spécificité par rapport aux autres accumulateurs : l’espèce réagissant est la
même au deux électrodes : les ions Li+. Chaque électrode possède des sites d’insertion
dans lesquels ces ions vont venir se loger sous forme d’atomes de lithium Li. Lors de
la charge, l’électrode positive libère des ions dans l’électrolyte et des électrons dans
son collecteur de courant. Les ions vont réagir à l’interface de l’électrode négative et
de l’électrolyte avec des électrons qui arrivent par le collecteur de courant, en chemin
inverse. Les atomes de lithium ainsi formés vont s’insérer dans l’électrode négative, qui
reste ainsi neutre électriquement. À la décharge, c’est l’inverse qui se produit et les atomes
de lithium vont progressivement s’insérer dans l’électrode positive. L’état de charge est
une grandeur qui permet d’apprécier la quantité d’énergie disponible à un instant dans
une cellule. Celle-ci dépend du nombre d’ion lithium présents dans les électrodes. Cette
grandeur sera pour la suite de cette étude appelée SoC pour State of Charge.

Borne positive

Borne négative

Collecteur de
courant en cuivre

Collecteur de 
courant en aluminium

Séparateur

Électrolyte

Électrode négative
Électrode positive

Matière active négative
Plans de graphite

Matière active positive
Matrice d’insertion

Ion lithium

Figure 1.1 – Illustration des composants d’une cellule lithium-ion.

Afin de créer une cellule électrochimique, il est nécessaire de mettre en relation les
matières actives positives et négatives, sans toutefois provoquer de court-circuit. Pour
réaliser ceci les matières actives sont déposées sur les collecteurs de courant sous forme
de poudres avec un liant pour assurer la tenue mécanique. L’ensemble forme une élec-
trode. Un séparateur, qui empêche le passage des électrons entre les deux électrodes
mais permet celui des ions, est utilisé pour éviter les courts-circuits internes. Enfin, ces
éléments sont imbibés d’électrolyte, qui permet la circulation des ions, ce qui complète
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1.1 Généralités concernant les batteries lithium-ion

le processus de fabrication de la partie interne d’une cellule.

Différents matériaux sont utilisés et nécessaires pour la construction des cellules,
notamment au niveau de la matière active. Nous présentons dans la suite les matériaux
actifs matures et commercialisés ainsi que leurs spécificités.

Matériaux actifs

Chaque couple d’électrodes donne une cellule différente des autres, en termes de
performances (tension, densité d’énergie, vieillissement, sécurité de fonctionnement). De
par la différence de potentiels des électrodes, mais aussi de leurs propriétés mécaniques
et chimiques, celles-ci ne vieillissent pas de la même manière [Eddahech 15].

À l’électrode négative Concernant la matière active de l’électrode négative, seule-
ment deux technologies sont utilisées couramment : les électrodes à base de carbone
(LiC6) [Eddahech 14, Vetter 05, Ecker 14, Friesen 17], et les électrodes en oxyde de ti-
tane (Li4Ti5O12) aussi appelé LTO [Svens 14, Han 14, Devie 15, Farmann 16, He 12a].
La majorité des cellules actuelles utilisent du carbone comme composant de l’électrode
négative. Celui-ci peut être ordonné (ceci représente la majorité des électrodes) et est
dans ce cas communément appelé graphite ou désordonné et est appelé hard carbon,
bien qu’une large variété de matériaux hard carbon existent [Winter 98]. Le potentiel
électrochimique de ces deux matériaux est de l’ordre de 0,1 V pour le carbone ordonné,
0,6V pour le carbone désordonné et de 1,55V pour l’oxyde de titane. Le collecteur de
courant des électrodes négatives est généralement en cuivre de par sa grande conductivité
électrique et sa stabilité électrochimique aux potentiels du carbone et du LTO.

À l’électrode positive Concernant la matière active de l’électrode positive, celle-ci est
constituée généralement d’un oxyde métallique lithié. Les matières actives d’électrodes
positives les plus utilisées sont :

— l’oxyde de manganèse (LiMn2O4) aussi appelé LMO [Eddahech 15].

— l’oxyde de cobalt (LiCoO2) aussi appelé LCO [Han 14].

— l’oxyde de nickel-manganèse-cobalt (Li(Ni1/3Mn1/3Co1/3)O2) aussi appelé NMC333
de par la proportion des oxydes de nickel, manganèse et cobalt. D’autres formes
existent telles que le NMC532 : 50% de nickel, 30% de manganèse et 20% de
cobalt [Ecker 14].

— l’oxyde de nickel-cobalt-aluminium (Li(NiCoAl)O2) avec là aussi des réparti-
tions différentes selon les constructeurs mais en général proche du NCA811 car
les proportions de cobalt et d’aluminium servent à augmenter la résistance mé-
canique de l’oxyde de nickel [Campestrini 16].
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— l’oxyde de fer-phosphate (LiFePO4) aussi appelé LFP [Eddahech 15].

Ces matériaux ont des potentiels électrochimiques, par rapport au couple Li+/Li, de
l’ordre de 3,4 à 4,5V. Le collecteur de courant des électrodes positives est généralement
constitué d’aluminium, car le cuivre est instable à ces potentiels [Vetter 05]. La figure
1.2 représente l’arrangement moléculaire de ces chimies, et la figure 1.3 les potentiels
d’équilibre de celles-ci en fonction de leur taux de remplissage en ions lithium (mAh/g).
Notons que les chimies NMC et NCA sont également lamellaires comme le LCO.

Figure 1.2 – Arrangement moléculaires des principales chimies [Islam 14]. (a)lamellaire
LiCoO2; (b) spinelle cubique LiMn2O4; (c) olivine LiFePO4. Le lithium
est montré sous la forme de sphères vertes claires, les octaèdres CoO6
sont en bleu; les octaèdres MnO6 en rose, les polyèdres FeO en brun, les
tétraèdres PO4 en violet.

Figure 1.3 – Potentiels d’équilibre en fonction de la capacité spécifique (mAh/g) pour
les principales chimies d’électrode positives [Nitta 15].
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1.1 Généralités concernant les batteries lithium-ion

Formats des cellules

Il existe trois grandes catégories de format de cellule : prismatiques, cylindriques et
poches, représentées en figure 1.4. Chacune a ses avantages et ses inconvénients.

Figure 1.4 – Les différents formats des cellules lithium-ion, [Wang 16].

Cellules cylindriques Dans les cellules cylindriques, l’enroulement se fait autour de
l’axe de la cellule comme cela peut se voir dans les articles de Klett et al. et de Friesen
et al. [Klett 14, Friesen 17]. Les contraintes mécaniques sont plus fortes au centre de la
cellule car les couches ont un rayon de courbure plus faible. Le conteneur est en général
solide et métallique, ce qui assure une bonne tenue de la cellule et permet de maintenir
les électrodes en compression. Cela permet de garantir un bon contact électronique entre
les grains de matières actives et les collecteurs de courant. Ce format est le plus répandu
car facile à industrialiser, offrant une bonne tenue mécanique, et permettant d’avoir des
cellules relativement compactes. Il n’est cependant pas le plus adapté pour de gros pack
de cellules, les cellules cylindriques ne pouvant pas être mises côte à côte sans laisser
d’espace inutilisé. Cependant, cet espace peut être mis à profit pour le refroidissement
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Figure 1.5 – Exploitation de la forme des cellules cylindriques pour insérer un système
de refroidissement. Ici un ruban contenant un fluide calorifique à change-
ment de phase.

des cellules comme par exemple dans le pack de cellules d’une voiture Tesla, dont une
illustration du brevet de Tennessen et al. [Tennessen 11] est présentée en figure 1.5.

En outre ces cellules ont par construction des sécurités mécaniques afin d’éviter ou
de limiter les risques d’emballement thermique en cas de défaut. Ceux-ci comprennent :

— Un PTC (Positive Coefficient Temperature) qui est un dispositif résistif dont la
valeur augmente lorsque la température augmente;

— Un dispositif d’interruption de charge (CID pour Charge Interruption Device),
qui est un dispositif qui va mécaniquement déconnecter le pôle plus de la cellule
lorsque la pression interne devient trop élevée;

— En cas de pression encore plus élevée, une faiblesse mécanique est volontairement
présente sur le dessus de la cellule. La cellule va se rompre à cet endroit, pour
évacuer des gaz vers le haut et éviter une explosion latérale de la cellule, ce qui
pourrait endommager des cellules voisines ;

— Enfin des fusibles sont présents sur ou dans la cellule pour limiter le courant,
notamment en cas de court-circuit.

Cellules poches Dans ce type de cellules, l’empilement des électrodes et des séparateurs
obtenus par construction est simplement glissé dans un emballage souple, appelé poche
(pouch en anglais), en général polymère. [Barai 17a, Birkl 17] ont étudiés des cellules de
ce type, avec ouverture post-mortem pour Birkl et al. Dans ce format les contraintes mé-
caniques de construction sont mieux réparties ce qui produit des efforts homogènes sur
les collecteurs. L’emballage n’étant pas rigide, une compression est généralement mise
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1.1 Généralités concernant les batteries lithium-ion

en place afin d’assurer une meilleure tenue, et d’éviter les variations de volume trop im-
portantes qui peuvent se produire. De par leur forme, ces cellules peuvent être empilées
sans perte d’espace.

Cellules prismatiques Il existe plusieurs moyens de réaliser une cellule prismatique.
Certaines présentent une similitude avec les cellules cylindriques avec un enroulement,
mais autour d’une plaque ce qui leur confère une forme de pavé, au sens géométrique
du terme. Il existe de fortes contraintes mécaniques au centre de la cellule là où le pli
s’effectue, et des contraintes moindres aux bords de la cellule. D’autres sont constituées
d’un empilement d’électrodes de forme rectangulaire. Le conteneur est en général rigide
(boitier aluminium ou plastique ABS), ce qui permet une bonne tenue mécanique et
permet de ne pas nécessiter de système de mise sous contrainte mécanique comme la
cellule poche. Enfin, sa forme permet d’optimiser le regroupement des cellules en pack
de cellules. Sur ces cellules, des sécurités similaires à celles présentes sur les cellules cy-
lindriques sont en général présentes.

Cellules typées énergies, cellules typées puissance

Tout système de stockage d’énergie peut être défini par deux grandeurs : son éner-
gie et sa puissance. En électronique, une capacité est un système peu énergétique mais
puissant qui peut se décharger complètement en moins d’une seconde. À l’inverse un
barrage hydro-électrique nécessite un certain temps pour se ”décharger” complètement :
c’est un système qui possède une forte énergie par rapport à sa puissance. Ainsi la puis-
sance nominale d’un système de stockage d’énergie et son énergie nominale permettent
de catégoriser ce système soit dans le type énergie, soit dans le type puissance. Les cel-
lules lithium-ion offrent une certaine dualité puisqu’il en existe qui sont faites pour se
décharger en quelques minutes - elles sont de type puissance ; et d’autres de type énergie
faites pour durer plusieurs heures voire plusieurs jours. La différence entre ces deux types
provient de plusieurs paramètres, dont :

— L’épaisseur et la surface des électrodes : Une cellule typée puissance possède des
matières actives plus fines pour mobiliser rapidement tous les atomes de lithium
insérés, sans devoir attendre la diffusion des espèces qui seraient insérées plus
profondément. Cela implique un plus grand volume de collecteur pour le même
volume de matière active et la densité énergétique globale s’en trouve diminuée
du fait du poids du métal des collecteurs. À l’inverse, une électrode épaisse per-
met d’augmenter le rapport matière active / matière inactive et accroit la densité
énergétique. La figure 1.6 présente une coupe d’une électrode d’une cellule éner-
gie et une coupe d’une cellule puissance : l’électrode de la cellule puissance est
moins épaisse;
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Figure 1.6 – vue MEB en coupe de l’épaisseur d’une électrode positive LFP (électrode/
collecteur/électrode) de cellules Lifebatt 15 Ah typée énergie (à gauche)
et 8 Ah typée puissance (à droite).

— La capacité relative des électrodes l’une par rapport à l’autre : avoir un ex-
cès d’une électrode permet de rester loin des zones de potentiels instables pour
l’électrolyte ou les matières actives de l’électrode, comme nous le verrons dans le
chapitre 3, mais diminue également la densité énergétique par ajout superflu de
matière active. Notamment pour les cellules typées puissance, il est intéressant
d’avoir un excès de matière active au niveau des électrodes négatives en graphite
pour rester loin des zones de potentiels à risque lors des recharges rapides ;

— La conductivité des connectiques : Nous appelons connectiques l’ensemble des élé-
ments conducteurs présents au niveau des collecteurs de courant et de la matière
active. La conductivité peut être augmentée si besoin, en ajoutant par exemple
du noir de carbone dans la matière active, ce qui augmente le poids total mais
réduit les pertes, et permet de tirer plus de puissance instantanée de la cellule.
La conductivité des connectiques peut également être augmentée en augmentant
l’épaisseur des collecteurs de courants de chacune des électrodes, permettant ainsi
un meilleur drainage des charges.

Ces différences sont importantes, surtout lorsque l’on atteint de forts régimes de
courants. Dubarry et al. [Dubarry 14] ont étudié les effets du type d’une cellule sur ses
performances, et les cellules typées puissances perdent notamment moins de capacité
avec le cyclage, quel que soit le régime de celui-ci. L’avantage des cellules typées énergie
provient de leur plus grande autonomie, ce qui peut être utile pour des applications
isolées.

1.1.2 Modèles principaux

L’utilisation de cellules nécessite de surveiller leurs états de charge et de santé. Fi-
nalement, cela permet d’estimer un état de fonctionnement afin de savoir si la mission
assignée est réalisable ou non. C’est cependant une difficulté dans l’utilisation de la
technologie lithium-ion. L’état de charge est une grandeur qui est difficile à déterminer
précisément, du fait de l’absence d’indicateurs fiables et facilement mesurables qui y sont
liés. L’état de santé, lui, impacte la capacité et la résistance d’une cellule. Pour tenter de
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1.1 Généralités concernant les batteries lithium-ion

reproduire le comportement des cellules et se passer de ces mesures parfois difficiles, et
souvent onéreuses, plusieurs modèles de simulation des cellules ont émergé. Ces modèles
peuvent être des modèles électriques pour simuler la tension de la cellule, thermique ou
bien de vieillissement pour estimer les dégradations de celle-ci au cours du temps.

L’objectif de la thèse est de proposer un modèle pour le diagnostic de cellule en
contexte industriel. En conséquence de quoi le modèle doit être simple d’utilisation et
robuste. De plus, la modélisation doit être possible sans ouverture de la cellule.

Parmi les modèles de tension, on retrouve trois catégories :

— les modèles électrochimiques [Di Domenico 10, Yuan 17, Dong 18, Delacourt 16];

— les modèles électriques équivalents [Berrueta 18, Andre 11, Kuhn 06, Merla 18];

— les modèles mathématiques [Saha 09, Nuhic 13].

Modèles électrochimiques

Il s’agit d’un ensemble d’équations régissant les échanges de matière et d’éner-
gie dans la cellule au niveau microscopique. Les modèles électrochimiques s’appuient
sur des équations aux dérivées partielles pour modéliser le comportement de la cellule
[Scipioni 17, Edouard 16, Santhanagopalan 06, Birkl 15]. De nombreux paramètres sont
alors nécessaires pour obtenir un bon modèle. Ce modèle nécessite une grande connais-
sance des paramètres géométriques et physico-chimiques de la cellule, qui ne peuvent
être déterminés que par ouverture de la cellule et dépendent grandement de la stabilité
du processus de fabrication.

Cette caractéristique rend l’utilisation de ce type de modèle complexe pour des
applications in-situ avec un fournisseur de cellule externe, à moins d’obtenir ces données
par le constructeur ou de commander des cellules supplémentaires de la même série de
production pour les analyser. Pour ces raisons, ce type de modèle n’a pas été retenu dans
cette étude.

Circuits électriques équivalents

Les modèles électriques équivalents s’appuient sur l’association de composants élec-
triques (résistances, bobines, condensateurs) afin de reproduire le comportement des
cellules [Mauracher 97, Kuhn 04, Kuhn 06, Andre 11, He 12a, Damay 17]. Dans ce mo-
dèle comportemental, les processus chimiques spécifiques ne sont pas pris en compte, et
seuls les effets macroscopiques sont modélisés, d’où leur appellation de modèle compor-
tementaux. Ces effets sont en nombre réduits, à savoir courant, tension et résistance.
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Une cellule étant une source de tension imparfaite, la modélisation première d’une cel-
lule s’effectue donc par une source de tension couplée à des composants électriques qui
viennent modéliser les effets du courant sur la tension. Ces composants peuvent repré-
senter des résistances mais également des constantes de temps, et varient en fonction de
la température, du courant, et de l’état de charge.

Ces composants peuvent représenter des phénomènes physiques présents au sein de
la cellule, ce qui fait du lien avec un fonctionnement réel, et sont déterminables sans
ouverture de la cellule. Ce modèle n’est donc pas contre-indiqué pour notre utilisation,
et c’est effectivement celui-ci que nous retiendrons.

Modèles mathématiques

Enfin les modèles mathématiques s’appuient sur des méthodes d’apprentissages dans
un cadre défini pour proposer une modélisation du comportement de la cellule. Plusieurs
cadres existent, on pensera notamment aux réseaux de neurones [Chang 13] ou à la
logique flou [Han 08]. Ces modèles s’appuient sur une phase d’apprentissage initiale avant
de pouvoir être utilisés.

La phase d’apprentissage est cruciale car elle doit couvrir l’ensemble des situations
auxquelles l’algorithme sera confronté lors de son utilisation. Pendant celle-ci, des entrées
sont fournies au modèle, et la sortie également. L’organisation interne du modèle s’effec-
tue alors automatique afin d’obtenir la bonne sortie avec les entrées données. Une fois
cette phase effectuée, ces modèles sont capables de modéliser la cellule tant que celle-ci
reste dans la zone d’apprentissage du modèle. Ces modèles sont également intéressants
car ils peuvent se réadapter avec une nouvelle phase d’apprentissage et tirent parti des
nombreuses données qui peuvent leur être fournies par le Big Data.

Cependant, ces modèles ne s’appuient pas sur une réalité physique ou des équations,
ce qui ne permet pas de donner, une fois le modèle établi, un sens physique à ses para-
mètres. Cette absence de lien entre le modèle et la réalité physique nous a poussé à ne
pas retenir ce modèle dans notre étude.

Conclusion sur le choix du modèle Au vu des avantages et inconvénients des modèles
qui ont été exposés dans la section précédente, il a été décidé d’utiliser pour cette thèse
une modélisation par circuit électrique équivalent, ou modèle comportemental. Le modèle
obtenu possède un lien avec la réalité physique de la cellule, ce qui sera étudié dans ce
manuscrit. Ainsi, l’étude des paramètres du modèle permet de déduire des informations
sur l’état de la cellule.
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1.2 Représentation hétérogène par un modèle multigrappe

Une cellule seule, et a fortiori un pack de cellules, est nécessairement un système
possédant une hétérogénéité interne [Zhang 13]. Afin de simuler et de diagnostiquer
un tel système il est donc pertinent d’utiliser un modèle qui prenne en compte cette
hétérogénéité. Nous proposons d’utiliser dans cette thèse un tel modèle et d’explorer les
possibilités qu’il a à offrir.

L’utilisation d’un modèle électrique équivalent classique permet de suivre la capacité,
la résistance et la tension globale de l’objet modélisé : une cellule ou un pack de cellules.
Dans le cadre d’un pack de cellules, et avec l’objectif de proposer un diagnostic, il devient
nécessaire d’avoir plus d’informations que les grandeurs électriques globales du pack que
sont sa tension, son courant et sa température. En effet celles-ci nous renseignent sur le
fonctionnement de celui-ci mais ne donnent aucune information a priori sur les caracté-
ristiques des cellules. Ainsi il nous faut avoir accès à des grandeurs locales, idéalement
à l’échelle de la cellule, grâce à des signaux globaux mesurables dans un contexte indus-
triel, à savoir le courant global, la tension du pack, éventuellement une température en
un point. Damay et al. ont proposé dans un article un modèle hétérogène, appelé modèle
”multigrappe” dans lequel une cellule est modélisée par plusieurs éléments, modélisant
chacun une partie de la cellule, ou du pack de cellule [Damay 17]. Un tel modèle peut
permettre d’obtenir ces informations ”internes” grâce à cette représentation.

1.2.1 Modèle multigrappe

Ce modèle est basé sur deux hypothèses. La première est que le déplacement des
charges au sein d’une cellule se fait principalement selon une direction, qui est celle
orthogonale au séparateur. Ainsi, représenter le déplacement des charges peut se faire
par un flux unidirectionnel allant d’une électrode vers une autre en passant à travers le
séparateur.

La seconde est qu’une cellule, hétérogène dans ses propriétés physiques locales, peut
être divisée en un grand nombre de volumes homogènes. Chaque volume représente un
chemin possible pour le déplacement des charges au sein de la cellule, c’est à dire un tube
de flux particulier du flux défini précédemment. Ces volumes sont initialement connectés
en parallèle, comme indiqué en figure 1.7 a). Chaque volume élémentaire, représentant
un chemin électronique et ionique, possède ses propres propriétés électriques au sein de
la cellule. Il est certain qu’une variation entre deux volumes quelconques existe, pour les
raisons citées dans la section suivante.

Nous faisons ici l’hypothèse que les propriétés de l’ensemble des volumes peuvent
être représentées par une certaine distribution statistique. Ainsi certains volumes, qui
ne sont pas nécessairement liés spatialement, possèdent des propriétés électriques simi-
laires. Ces volumes sont alors regroupés dans ce que nous appelons une grappe (bunch en
anglais), qui est un volume considéré à son tour homogène. Soit n le nombre de grappes
de ce modèle. Une cellule est donc divisée en n parties homogènes qui ont chacune des
propriétés électriques différentes, comme représenté en figure 1.7 b) et c).
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Le modèle proposé n’étant pas un modèle spatial, il est impossible de définir une
température de grappe. Nous pouvons cependant définir une température pour l’en-
semble des grappes, qui sera la température de la cellule. Concernant le courant, nous
définissons Ii comme le courant traversant la grappe i. La somme des courants locaux
Ii est nécessairement égal au courant de la cellule Icell. La tension de la cellule, qui est
également celle des grappes, sera notée Ucell.
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Figure 1.7 – Construction théorique d’un modèle multigrapppe à l’échelle d’une cellule

Justification de ces hypothèses par la littérature

Il existe dans la littérature de nombreux articles qui permettent d’affirmer que,
même à l’échelle d’une cellule, la densité de courant dans la matière active des élec-
trodes est hétérogène. Ainsi on peut observer des états de charge locaux qui diffèrent
de l’état de charge moyen. Zhao et al. [Zhao 14] ainsi que Zhang et al. [Zhang 13] ont
mis ce phénomène en évidence sur des cellules cylindriques lié au nombre et à la posi-
tion des collecteurs de courant. D’autres facteurs tels que des disparités de fabrication
[Schuster 15, Shin 13], l’hétérogénéité de la taille des particules [Satyavani 16] ou la tor-
tuosité locale [Cooper 14] sont également des sources d’hétérogénéité. Enfin les conditions
d’utilisation, notamment des gradients de température [Fleckenstein 11], de concentra-
tion dus à des régimes élevés d’utilisation [Bernardi 11] ou de pression sur la cellule
[Ouvrard 13] peuvent également amener la cellule à de tels comportements hétérogènes.

D’autre part, l’idée d’une variation interne des paramètres électriques est étayée par
le travail de Park et al. [Park 18] qui ont trouvé une distribution de résistance en obser-
vant une coupe de matière active. Enfin dans un domaine de détection des dégradations,
l’article récent de Xu et al. [Xu 19] apporte des preuves d’une dégradation mécanique
locale fortement hétérogène, liée à des phénomènes électrochimiques locaux.

Conclusion de cette sous-section

L’utilisation d’un modèle possédant plusieurs grappes nous permet de représenter
différents tubes de flux, et ainsi de mieux représenter les états de charge des grappes.
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1.2 Représentation hétérogène par un modèle multigrappe

C’est cette hétérogénéité qui ne peut pas être représentée par un modèle électrique équi-
valent classique qui n’utilise qu’une seule grappe. Ce modèle possède donc un niveau de
précision supplémentaire par rapport aux modèles homogènes, que nous voulons exploi-
ter pour en tirer un outil de diagnostic.

Ce modèle est également facilement transposable de la cellule vers le pack, qui est
un ensemble de cellules en parallèle. Ce travail devant être appliqué à plusieurs packs
de cellules il est nécessaire d’envisager cette application. La principale difficulté de ce
modèle consiste à déterminer l’ensemble de ses paramètres, ce que nous présenterons
dans le chapitre 2.

Le modèle électrique de chaque grappe doit maintenant être défini. Afin de pouvoir
exploiter ce modèle dans un but de diagnostic, il est nécessaire de se baser sur les phé-
nomènes physiques ayant lieu au sein de la cellule. Leur modélisation permettra alors
d’obtenir des informations sur les paramètres internes de la cellule. Nous avons choisi
d’utiliser un modèle comportemental pour représenter une cellule. Comme indiqué précé-
demment, ce type de modèle utilise des composants électriques classiques pour modéliser
le comportement de la cellule. Nous présentons dans la section suivante les phénomènes
ayant lieu dans une cellule, et dans la section 1.2.3 la manière de les modéliser.

1.2.2 Phénomènes ayant lieu dans une cellule lithium-ion

Une cellule est le lieu d’échange d’ions et d’électrons entre deux matières actives
dont le potentiel d’équilibre varie. Les phénomènes à modéliser sont de deux types : la
tension d’équilibre en circuit ouvert ou OCV (Open Circuit Voltageà et les phénomènes
relatifs aux déplacements des espèces.

OCV d’une cellule

Le potentiel de chaque électrode, ou OCP (Open Circuit Potential) est une gran-
deur liée à une électrode, et qui varie avec le taux de lithiation de la matière active,
c’est à dire la quantité de lithium dans celle-ci. La figure 1.3 vue précédemment est une
illustration de ce phénomène. La tension de la cellule est la différence entre les deux
OCP des électrodes qui la constituent. Certaines électrodes donnent une tension qui va-
rie peu avec l’état de charge, comme le LiFePO4-graphite. D’autres ont une tension qui
varie de manière significative avec l’état de charge, comme le LMO-graphite par exemple.

Phénomènes liés au déplacement des espèces

Plusieurs phénomènes de déplacement d’espèces ont lieu dans une cellule. Cela peut
être le déplacement d’un électron, d’un ion ou d’un atome. Ces derniers ne sont concer-
nés que par un seul mode de déplacement, la diffusion. Ce phénomène de diffusion est
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1 Modélisation hétérogène d’une cellule électrochimique

lié à des gradients de concentration dans la matière active, et tend à homogénéiser cette
concentration. Cette diffusion se fait dans les électrodes, et est appelée diffusion en phase
solide. Les ions de lithium quant à eux font également l’objet d’une diffusion, lorsqu’ils
sont dans l’électrolyte. Cette diffusion est appelée diffusion en phase liquide.

À l’interface entre une électrode et l’électrolyte, c’est le phénomène de transfert de
charge qui permet à un atome de lithium de se scinder en un ion lithium et un électron,
et inversement. Ce phénomène a lieu aux deux électrodes. À l’interface de l’électrode
négative il existe également une couche de passivation, appelée SEI (Solid Electrolyte
Interphase) qui se forme naturellement. Cette couche de passivation est perméable aux
ions lithium mais pas aux composants présents dans l’électrolyte. Elle laisse donc passer
les ions lithium mais ralentit leur circulation. Une telle couche peut également se créer
sur l’électrode positive, pour des raisons de stabilité électrochimiques, mais cela n’est
pas un fonctionnement naturel.

À cette interface, nous retrouvons également un phénomène particulier : celui de
double couche. Lors de l’insertion d’un solide chargé électriquement dans un liquide,
comme une électrode dans l’électrolyte, on observe une accumulation de charge adsor-
bées sur ce solide, c’est à dire qui adhèrent à la surface. Cette accumulation est liée à la
loi de Coulomb, qui décrit la force d’interaction entre deux particules chargées électri-
quement. Cet ensemble de porteurs de charges positives et négatives est similaire à un
condensateur, et une capacité est ainsi créée, voir figure 1.8.

Figure 1.8 – Représentation de l’accumulation des charges menant au phénomène de
capacité de double couche.

Illustration libre de droit issue d’un contributeur de Wikipédia
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1.2 Représentation hétérogène par un modèle multigrappe

Enfin, il existe des phénomènes de conduction : ionique dans l’électrolyte au niveau
du séparateur; électronique dans les bornes, les languettes, les collecteurs de courant et
les particules de matière active.

Afin de séparer l’influence de chaque phénomène sur la tension mesurée aux bornes
de la cellule, il est possible d’effectuer des mesures, temporelles ou fréquentielles. Dans
un cadre temporel il est nécessaire d’exploiter la réponse en tension de la cellule à un
échelon de courant pour les déterminer, ce qui sera présenté dans la section suivante.
Dans un cadre fréquentiel les phénomènes sont séparés si leurs dynamiques sont séparées.

1.2.3 Modélisation des phénomènes

Le modèle choisi étant un circuit électrique équivalent, la représentation des phéno-
mènes évoqués se fera au moyen de dipôles électriques.
La figure 1.9 présente un schéma d’une cellule avec un chemin de circulation des ions et
des électrons sur lequel nous avons représenté les différents éléments de modélisation. À
ceux-ci s’ajoutent les potentiels d’équilibre de chaque électrode, variables selon le taux
de lithiation de l’électrode.

Borne positive

Borne négative

Collecteur de
courant en cuivre

Collecteur de 
courant en aluminium

Séparateur

Électrolyte

Électrode négative
Électrode positive

Matière active négative
Plans de graphite

Matière active positive
Matrice d’insertion

Figure 1.9 – Représentation des éléments internes d’une cellule lithium ion.
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1 Modélisation hétérogène d’une cellule électrochimique

Aux bornes de la cellule nous retrouvons la résistance du collecteur de courant Rco,x.
Puis nous modélisons le potentiel de l’électrode, Ex, et le phénomène de diffusion so-
lide, Zdiff,s,x. Afin d’atteindre l’électrolyte, les ions doivent se séparer des électrons au
niveau de l’interface électrode/électrolyte, ce qui est modélisé par la résistance surfa-
cique Rsurf,x. La capacité de double couche Cdl,x est modélisée à ce niveau également et
englobe toute l’électrode puisque présente sur toute la surface de celle-ci. Une fois sous
forme ionique, le passage dans la SEI à l’électrode négative, ZSEI [Huang 14], la diffusion
en phase liquide dans l’électrolyte Zdiff,l,electrolyte, et le passage à travers le séparateur
Rseparateur doivent être modélisés. Pour l’électrode positive, les mêmes phénomènes sont
présents à l’exception de la SEI, ce qui donne un schéma électrique complet quasi sy-
métrique. La figure 1.10 présente ces composants et leurs noms avec la même forme que
sur la figure 1.9.

௖௢,௡ ௖௢,௣

ௗ௜௙௙,௦,௡ ௗ௜௙௙,௦,௣

௦௨௥௙,௡ ௦௨௥௙,௣

ௗ௜௙௙,௟,௘௟௘௖௧௥௢௟௬௧௘

௘௟௘௖௧௥௢௟௬௧௘

ௗ௟,௡ ௗ௟,௣
௡

௣

ௌாூ

Figure 1.10 – Schéma électrique précédent avec une description de chaque élément.

Ce schéma est détaillé, mais se révèle peu pratique dans son exploitation. L’identifi-
cation des valeurs des dipôles associés à une électrode particulière est possible à condition
d’ouvrir la cellule et de mener des tests avec une électrode de référence connue. Nous
cherchons donc à simplifier ce schéma.

Séparation des dynamiques rapides Parmi les différentes constantes de temps pré-
sentes sur le schéma complet, les constantes de temps associées à la capacité de double
couche et à la SEI sont les plus courtes, inférieures à la seconde. La variation du potentiel
d’une électrode est un phénomène plus lent pour des régimes de courants habituels. Ses
variations s’effectuent sur un temps compris entre la dizaine de minutes et la journée.
Enfin, la constante de temps des phénomènes de diffusion solide et liquide est de l’ordre
de la centaine de seconde. Ces différences des temps caractéristiques rendent négligeable
l’impact des constantes de temps associées à la capacité de double couche et à la SEI sur
la modélisation de la diffusion solide et sur la variation du potentiel de l’électrode. Pour
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1.2 Représentation hétérogène par un modèle multigrappe

modéliser ceci, la capacité de double couche ne s’appliquera plus qu’aux réactions ayant
lieu à l’interface entre l’électrode et l’électrolyte, c’est à dire les dipôles Rct,x et ZSEI .

Définition de l’OCV de la cellule Nous définissons l’OCV comme étant la différence
des potentiels des électrodes, ceux-ci n’étant plus soumis à la constante de temps de
double-couche par séparation des dynamiques :

UOCV = Ep − En

Regroupement des résistances ohmiques Nous pouvons regrouper ensemble les résis-
tances Rco,x et Rseparateur puisqu’elles ne sont pas associées à des constantes de temps.
Cela nous permet de définir une résistance série Rs qui regroupe l’ensemble de ces phé-
nomènes :

Rs = Rco,n +Rco,p +Rseparateur

Regroupement des dynamiques rapides Malheureusement nous ne savons pas à l’heure
actuelle distinguer les contributions des deux phénomènes de transfert de charge et de la
SEI dans nos analyses. Nous avons donc choisi de regrouper sous la même dynamique ces
phénomènes : Rct,n//Cdl,n, Rct,p//Cdl,p et ZSEI sont donc modélisés par Rsurf//Csurf et

Rsurf = Rct,n +Rct,p +RSEI

Regroupement des dynamiques de diffusion De même que pour les transferts de
charge, nous ne savons pas différentier les contributions des diffusions solides de chaque
électrode, ou de la diffusion liquide. Dans des essais en courant continu, à notre connais-
sance, aucune étude n’a pu distinguer les contributions de ces deux modes de diffusion.
Ainsi nous avons choisi de les représenter ensemble au sein d’une impédance équivalente
de diffusion Zd :

Zd = Zdiff,s,n + Zdiff,s,p + Zdiff,l,electrolyte

Il existe plusieurs types de phénomènes de diffusion qui peuvent apparaitre :

— Une diffusion semi-infinie;
— Une diffusion limitée;
— Une diffusion restreinte.
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1 Modélisation hétérogène d’une cellule électrochimique

Nos essais ont abouti à un comportement de type diffusion limitée, ce que nous dé-
montrerons dans le chapitre 2. Cela correspond à un comportement modélisable par une
impédance de Nernst qui évolue vers un comportement purement résistif pour un temps
suffisamment long. Ceci correspond à un comportement dans le domaine fréquentiel qui
suit l’équation 1.3.

Zw = Rd ·
tanh(

√
jωτd)√

jωτd
(1.3)

Où Rd est une grandeur en Ohm, τd est exprimé en s, j le nombre complexe tel que
j2 = −1 et ω la pulsation en rad/s, définie par ω = 2πf avec f la fréquence en Hz.

Cette équation peut être réécrite grâce au théorème de Mittag-Leffler sous la forme

Zw = Rd√
jωτd

∞∑
p=1

2
√
jωτd

jωτd + (pπ − π/2)2 (1.4)

Cette relation peut être réécrite pour arriver à une forme représentative d’un circuit
RC, c’est à dire R

1+jwRC pour déterminer des valeurs de circuits RC que nous noterons
Rd,p et Cd,p.

Zw =
∞∑

p=1

8Rd

4jωτd + π2(2p− 1)2 (1.5)

=
∞∑

p=1

Rd,p

1 + jwRd,p · Cd,p

Ce qui amène finalement à

Rd,p = 8Rd

π2(2p− 1)2 τd,p = 4τd

π2(2p− 1)2 (1.6)

Cd,p = τd,p

Rd,p
= τd

2Rd

Afin de modéliser une impédance de Nernst, il est nécessaire d’utiliser un nombre
infini de circuits RC, cependant la contribution du p-ième circuit est plus faible que celle
du précédent. Pour des raisons de temps de calcul nous n’utiliserons que 5 circuits RC.
Remarquons cependant que ces cinq circuits possèdent des valeurs de résistances et de
capacités qui sont définies par deux grandeurs, Rd et Cd. Le circuit électrique utilisé
dans cette étude est donc celui présenté en figure 1.11.

Ce circuit correspond à une représentation homogène d’une cellule. Lors de la déter-
mination des paramètres que nous présenterons dans le chapitre 2, nous obtiendrons les
valeurs des paramètres de ce circuit. Il est nécessaire de passer par une détermination
sur un circuit homogène puisque les valeurs mesurées sur une cellule correspondent au
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1.2 Représentation hétérogène par un modèle multigrappe

Figure 1.11 – Circuit utilisé pour cette étude.

fonctionnement global de cette cellule, et ne peuvent pas être reliées directement à des
valeurs de grappe.

Dépendances des paramètres

L’objectif de cette sous-section est de présenter la prise en compte des dépendances
de nos paramètres à la température, au courant, et à l’état de charge, telles qu’elles seront
exploitées pour la suite de cette étude. Comme annoncé dans la présentation des circuits
électriques équivalents (section 1.1.2), les paramètres électriques sont habituellement
variables. Pour la température et le courant, il est possible de trouver des lois analytiques
qui décrivent l’évolution des paramètres selon ces grandeurs. Pour l’état de charge en
revanche, les dépendances utilisées dans un circuit électrique équivalent ne semblent pas
être reliées à une loi analytique.

L’article de Damay et al. [Damay 17] sur lequel s’appuie cette étude propose de
ne pas utiliser de dépendance à l’état de charge, tout en présentant des résultats très
intéressants pour la modélisation du comportement de la cellule étudiée. Les auteurs
présentent le modèle multigrappe comme un moyen de se passer de ces dépendances
à l’état de charge grâce à la forme du circuit électrique utilisé. Nous présenterons des
éléments d’analyses de ce comportement dans la section 1.2.5 qui suit.

Étant donné la simplification de caractérisation du modèle qu’apporte cette pers-
pective, nous avons décidé de ne pas intégrer de dépendance au SoC dans notre modèle.
Nos paramètres, excepté la source de tension, ne peuvent donc dépendre que de la tem-
pérature et du courant. Pour chacun des éléments présentés dans la figure 1.11 nous
présentons lors de leurs déterminations, c’est à dire dans le chapitre 2, un bref état de
l’art des lois analytiques, lorsqu’elles existent, ou des observations d’auteurs par rapport
à ces dépendances. Nous présenterons également les valeurs qui définissent ces lois ana-
lytiques obtenues dans nos expériences et dans la littérature.

Dans la suite de cette étude, seule la valeur de la source de tension varie donc avec
l’état de charge.
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Transition vers un modèle multigrappe

Par la suite, et afin de représenter l’hétérogénéité d’une cellule, le circuit de la figure
1.11 est mis en parallèle n fois afin d’aboutir au modèle présenté sur la figure 1.7 c)
(page 22). Pour ce faire, les paramètres déterminés pour un modèle homogène sont dans
un premier temps adaptés puis appliqués à toutes les grappes de ce modèle. La table 1.1
présente les adaptations initiales des paramètres qui permettent de garder les bonnes
résistances équivalentes, et constantes de temps lors du passage à n grappes.

Table 1.1 – Adaptation des paramètres à un modèle multigrappe

Paramètre valeur en circuit homogène valeur en circuit hétérogène

Résistance série Rs Rs · n
Résistance de surface Rsurf Rsurf · n

Résistance de diffusion Rd,p Rd,p · n
Cste de temps de surface τsurf τsurf

Cste de temps de diffusion τd,p τd,pn

Il faut ensuite déterminer quels paramètres resteront constants entre chaque grappe
et quels paramètres seront variables d’une grappe à l’autre.

L’hétérogénéité d’une cellule, ou d’un ensemble de cellule est un concept qui est
encore peu étudié dans la littérature. Les différentes études qui traitent de l’hétérogénéité
rapportent des dégradations sur la matière active de l’électrode [Xu 19], et sur la matrice
de conduction associée. En cela, la diffusion dans l’électrolyte, ou dans la matière active
ne semble pas modifiée de manière significative. Au contraire, les réactions aux interfaces
électrode/électrolyte [Cooper 14, Satyavani 16], la conduction ionique et électronique
dans la matière active et les densités de courant dans les collecteurs [Bernardi 11] et à
travers les languettes [Zhang 13, Zhao 14] semblent être modifiées de manière importante
selon le point de l’espace choisi. Également, la taille des grains de particule influe sur les
impédances de diffusion Zd. Tous les paramètres sont donc sujet à une distribution de
leurs propriétés. Pour simplifier la caractérisation, nous n’avons considéré que seul un
paramètre serait distribué. Dans notre cas il s’agit de la résistance série.

1.2.4 Notions d’OCV équivalent et d’impédance équivalente

Nous proposons dans cette section d’étudier plus en détail le circuit de la figure 1.12
qui représente le modèle multigrappe complet de notre étude.

Ce modèle se base sur un circuit électrique homogène. Cependant à la différence d’un
tel modèle, nous ne pouvons pas exprimer la réponse en tension directement de manière
analytique. Dans le cadre d’un circuit électrique homogène, la surtension totale, liée à
l’application d’un courant aux bornes des résistances, peut s’exprimer sous la forme de
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𝑹𝒔,𝒏

𝑼(𝑺𝒐𝑪𝒏)

𝑹𝒔𝒖𝒓𝒇,𝒏

𝑪𝒔𝒖𝒓𝒇,𝒏

𝑹𝒅,𝒏

𝑪𝒅,𝒏

𝑈𝑐𝑒𝑙𝑙

𝐼𝑐𝑒𝑙𝑙

𝑰𝒏

𝑰𝟏

𝑰𝟐

𝑹𝒔,𝟐

𝑼(𝑺𝒐𝑪𝟐)

𝑹𝒔𝒖𝒓𝒇,𝟐 𝑹𝒅,𝟐

𝑪𝒅,𝟐

𝑹𝒔,𝟏

𝑼(𝑺𝒐𝑪𝟏)

𝑹𝒔𝒖𝒓𝒇,𝟏 𝑹𝒅,𝟏

𝑪𝒅,𝟏

𝑪𝒔𝒖𝒓𝒇,𝟐

𝑪𝒔𝒖𝒓𝒇,𝟏

Figure 1.12 – Modèle multigrappe complet, tel qu’exploité dans cette étude, avec n
grappes.
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ηcircuit = I · [Rs +Rsurf · (1− e
−t

τsurf ) +Rd · (1− e
−t
τd )] (1.7)

La tension du circuit s’exprime alors simplement par la somme de la tension à vide
estimée et de cette surtension, calculée à chaque instant.

Pour le circuit électrique hétérogène utilisé, la surtension totale du circuit n’est pas
aussi simple. Lorsque la cellule est en utilisation en régime permanent, son fonctionne-
ment peut être représenté par le circuit électrique présenté dans la figure 1.13. Dans cette
figure, tous les composants d’une grappe, autres que la source de tension, de la figure
1.12 sont regroupés dans une résistance. La source de courant représente la demande du
système extérieur vers la cellule.

Figure 1.13 – Modèle multigrappe simplifié en régime permanent.

Nous cherchons ici à déterminer la tension de la cellule Vcell. De par le théorème de
superposition, nous savons que la tension résultante est la somme de la contribution de
la source de courant, et de la contribution des sources de tensions de chaque grappe.
Nous allons donc étudier ces deux contributions tour à tour.

Supposons dans un premier temps que les sources de tensions sont nulles. Lorsque le
courant total I est non nul, le circuit prend la forme d’un pont diviseur de courant avec
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n grappes. La répartition du courant est donc parfaitement connue grâce à la relation
du pont diviseur de courant et le courant dans la grappe k vaut :

II,k = Icell ·Gk
n∑

j=1
Gj

= Itot ·Gk

Geq
(1.8)

Où G exprime une conductance et est définie par

G = 1
R

(1.9)

La valeur de Geq représente la conductance équivalente aux conductances en paral-
lèles, définie par la surtension apportée en régime permanent par un courant I :

Vcell,I = ηcell,rp,I = Req · I = I

Geq
(1.10)

Cette équation est valide en pratique lorsque toutes les sources de tensions ont la
même valeur. Expérimentalement il est possible de se rapprocher de cet état lors d’une
EIS, qui est une méthode de perturbation par un petit courant sinusöıdal, lors d’une
sollicitation en courant constant faible ou lors d’une sollicitation à fort courant sur un
temps très court.

La source de courant a donc une influence sur le circuit qui est connue et constante.
Elle provoque des courants différents dans chaque grappe, et donc des surtensions as-
sociées. Ces surtensions sont égales puisque la tension totale est identique dans chaque
grappe. Nous obtenons donc que l’application d’un courant sur une cellule représentée
par un modèle multigrappe donne une contribution à la surtension qui est constante qui
vaut le courant I multiplié par la résistance équivalente aux résistances en parallèle.

L’influence des sources de tension est moins triviale. En reprenant le circuit présenté
en figure 1.13 et en annulant la source de courant, nous obtenons le circuit électrique de
la figure 1.14.

Il est possible de déterminer la tension Vcell,E partagée par chaque grappe grâce au
théorème de Millman qui peut s’établir en passant par les courants des grappes :

∀j ∈ [1, N ], Rj · Ij = Vcell,E − Ej (1.11)

Or nous avons que la somme des courants est nulle puisque le circuit est fermé :
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Figure 1.14 – Modèle multigrappe simplifié en circuit ouvert.

n∑
j=1

Ij = 0 (1.12)

Ce qui amène donc, avec Gj = 1/Rj :

n∑
j=1

Vcell,E − Ej

Rj
= 0⇔ Vcell,E ·

n∑
j=1

Gj =
n∑

k=1
Ej ·Gj (1.13)

Vcell,E =

n∑
j=1

Ej ·Gj

n∑
j=1

Gj

=

n∑
j=1

Ej ·Gj

Geq
(1.14)

Cette expression permet de déterminer la tension Vcell,E dans deux cas :
— Si les grappes sont toutes au même SoC alors ∀j ∈ [1, n], Vcell,E = Ej ;
— Si les grappes ne sont pas au même SoC alors Vcell,E est une grandeur à calculer

mais que nous pouvons encadrer par le min et le max des Ej .

Nous remarquons donc que cette tension Vcell,E est variable, et ne suit pas forcément
les variations des tensions Ej ; c’est à dire les variations d’un OCV qui est estimé pour de
très faibles courants. Cette tension Vcell,E correspond à la tension d’équilibre équivalente
que présente la cellule lors de l’utilisation, que nous noterons par la suite UOC,eq.

Les paramètres qui font varier la tension UOC,eq sont a minima
— les valeurs des paramètres Gi, et avons vu qu’ils sont variables;
— la forme de l’OCV qui va entrainer des variations des valeurs des Ej plus ou

moins importantes pour de mêmes écarts en SoC entre les grappes;
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1.2 Représentation hétérogène par un modèle multigrappe

— les gradients de températures qui vont affecter de manière différentes les valeurs
des conductances Gj .

Dans le cadre général, nous avons donc:

Vcell = Vcell,E + Vcell,I = UOC,eq +Req · I (1.15)

Le modèle multigrappe peut donc être ramené, en régime permanent et pour un cou-
rant I, à un modèle homogène comportant une source de tension dont les variations sont
celles de UOCV,eq, et une résistance dont la valeur est celle de la résistance équivalente.
Ce modèle est présenté en figure 1.15

𝑰𝒄𝒆𝒍𝒍

𝑹𝒆𝒒

𝑼𝒐𝒄,𝒆𝒒(𝑺𝒐𝑪)

Figure 1.15 – Modèle ”de Thévenin” équivalent au fonctionnement du modèle multi-
grappe en régime permanent

Revenons à notre tension UOC,eq, que nous avons définie grâce au circuit de la figure
1.14 Une fois cette tension commune à chaque grappe déterminée, le courant de chaque
grappe induit par cette tension peut alors être déterminé par

∀j ∈ [1, n] IE,j = Gj · (UOC,eq − Ej) (1.16)

Nous obtenons alors une nouvelle contribution en courant pour chaque grappe, qui
vient s’ajouter à celle de l’équation 1.8 et qui tend à homogénéiser le système. Pour
la grappe j, si Ej est supérieure à UOC,eq alors ce courant est négatif et tend donc à
décharger la grappe, donc à diminuer sa tension Ej pour la rapprocher de UOC,eq. Dans
cette équation nous remarquons que le courant de chaque grappe dépend de la tension
de toutes les autres grappes à travers le terme UOC,eq.

Par le théorème de superposition, les courants totaux de chaque grappe sont égaux
à la somme des courants déterminés précédemment :

∀j Ij = II,j + IE,j = Icell ·Gj

Geq
+Gj(UOC,eq − Ej) (1.17)

En résumé, les courants issus de la source de courant ont tendance à amener une
hétérogénéité au sein du système, car ils ne dépendent que des valeurs des résistances
internes, et sont donc constants tout au long du fonctionnement. Au contraire, les cou-
rants issus des sources de tension vont avoir un effet d’auto-régulation et contribuer à une
ré-homogénéisation du système global. Cet effet dépend en particulier de la forme des
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1 Modélisation hétérogène d’une cellule électrochimique

tensions Ek des grappes en fonction de leurs états de charge SoCk et donc de l’OCV de
la cellule. Nous proposons dans la section suivante de discuter de l’impact de la forme de
l’OCV sur l’hétérogénéité d’une cellule, que nous appellerons potentiel d’hétérogénéité.

1.2.5 Potentiel d’hétérogénéité et conséquences de l’hétérogénéité

Nous proposons d’étudier la propension d’une cellule à montrer un comportement
hétérogène en se basant sur trois facteurs :

— le courant d’utilisation I;
— la forme de son OCV, à travers ses chimies d’électrodes;
— les variations de ses résistances internes.

Dans toute cette section nous considérerons un modèle multigrappe à 2 grappes,
notées A et B, afin de simplifier les raisonnements. Nous définissons le potentiel d’hété-
rogénéité comme la propension d’une cellule à développer des différences de SoC entre
ses grappes.

Impact de la valeur du courant sur l’hétérogénéité

Supposons que la même cellule est soumise à deux courants différents I1 et I2 tour
à tour, et tels que I1 > I2. Nous souhaitons savoir si l’un est plus susceptible d’amener
de l’hétérogénéité au sein de la cellule. Les valeurs des Gj étant fixées, la répartition du
courant est identique dans les grappes A et B :

I1,A

I1,B
= I2,A

I2,B
(1.18)

La valeur absolue de ces courants est en revanche différente. Le courant I1 étant plus
grand que I2, la valeur des courants de grappe vérifie I1,A > I2,A et I1,B > I2,B.

La répartition des courants étant la même, pour un temps t1 d’application du courant
I1 et un temps t2 d’application du courant I2, tels que t1 · I1 = t2 · I2 nous devrions
avoir les mêmes états de charges des grappes A et B. Ceci est vrai en l’absence de
contre-réaction de la part des tensions des grappes. Or cette réaction existe. Cependant,
puisque la répartition des courants est la même nous pouvons supposer que la valeur de
cette réaction est initialement la même. Si au temps t1 cette contre réaction implique un
courant IE (équation 1.16) passant de 0 à 0.1 ampère de la grappe A vers la grappe B,
pour le courant I1, alors au temps t2 cette réaction sera également de 0.1 ampère de A
vers B pour le courant I2.

Cependant, au vu de la différence de valeurs des courants des grappes, du au fait
que I1 > I2, alors nous avons

I1,A − IE > I2,A − IE (1.19)
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1.2 Représentation hétérogène par un modèle multigrappe

Ce qui implique
I1,A − IE

I1,B + IE
6= I2,A − IE

I2,B + IE

Ainsi, dès lors que la contre réaction a lieu, la répartition des courants I1 et I2 en
proportion s’en trouve modifiée pour les grappes. En conséquence le comportement de
la cellule sera différent.

Plus le courant initial I est élevé, et plus la contre réaction IE devra être grande pour
réduire ou annuler les courants de grappes. Cette contre réaction dépend de la forme des
OCV Ej des grappes. En conséquence de quoi nous retenons que pour une même cellule,
plus le courant est élevé et plus le potentiel d’hétérogénéité est élevé.

Impact de la forme de l’OCV sur l’hétérogénéité

Notons α(SoC) la pente de l’OCV des grappes pour un état de charge donné. Comme
vu dans la section précédente, cette pente α déterminera la valeur du courant de contre
réaction IE . Dans la réalité, α dépend de l’état de charge. Pour simplifier, nous supposons
dans cette partie que α est indépendant du SoC, ce qui signifie que l’OCV des grappes
est une droite de pente fixée et donc que

UOCV (SoC + ∆SoC) = UOCV (SoC) + α ·∆SoC (1.20)

Nous proposons de considérer trois cas, pour une cellule soumise à un courant initial
I :

— α est nul, ce qui correspond à un plateau d’OCV;
— α est non nul mais faible, ce qui correspond à une variation faible de l’OCV;
— α est non nul et important, ce qui correspond à une variation forte de l’OCV.

Dans le cas ou α est nul, aucune contre réaction ne peux se faire. En effet les
tensions des grappes étant invariables avec le SoC, une variation de SoC n’apportera
pas de différence de tension entre les grappes, et donc aucune contre réaction : ∀j, Ej =
UOC, eq =⇒ IE,j = 0 (voir équation 1.16) Le potentiel d’hétérogénéité est donc infini,
c’est à dire que les SoC des grappes ne peuvent que diverger.

Dans le cas où α est non nul mais faible, il peut exister une contre réaction : IE,j 6= 0.
Il existe donc un instant t pour lequel la différence des SoC mènera à une différence de
tension telle que la contre réaction compensera les courants des grappes. Dans ce cas
nous aurons

∀j II,j + IE,j = Icell

n
(1.21)
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Or dans le cas général de l’équation 1.17, en remplaçant le terme Ij par la valeur
Icell/n, nous obtenons :

Icell ·Gj

Geq
+Gj(UOC,eq − Ej) = Icell

n
(1.22)

UOC,eq − Ej = Icell(
1
nGj

− 1
Geq

) (1.23)

Afin que les courants dans chaque grappe soient identiques, il faut donc un certain
écart de tension entre la tension des grappes et la tension équivalente. Si la pente α de
l’OCV est faible, cet écart de tension implique un grand écart d’état de charge : le poten-
tiel d’hétérogénéité est fort. Au contraire, si la pente de l’OCV est forte, ce même écart
de tension implique un plus faible écart d’état de charge : le potentiel d’hétérogénéité
est faible.

Nous retrouvons également le résultat précédent : si le courant Icell est plus élevé
alors l’écart en potentiel doit l’être également, ce qui implique une plus grande différence
d’état de charge, à pente fixée.

Dans le cas d’un OCV réel, c’est à dire où α dépend du SoC, alors le comportement
dépend des valeurs de α tout au long de celui-ci. Sur les zones où le potentiel d’hétérogé-
néité est élevé (α est faible) nous aurons tendance à observer une hétérogénéisation des
grappes. Sur les zones où le potentiel d’hétérogénéité est faible, nous aurons tendance
à observer une évolution similaire des grappes, voire une ré-homogénéisation. La figure
1.16 présente ce phénomène graphiquement en quatre phases.

Dans l’étape 1, nous représentons un état de charge identique pour chacune des
grappes, et donc un OCV identique pour chaque grappe. Dans l’étape 2, un courant
est demandé à la cellule. Cela génère une surtension qui vient abaisser la tension aux
bornes de la cellule. Sur un plateau de tension, les tensions à vides étant les mêmes pour
des états de charge différents, ce sont les grappes qui possèdent une résistance la plus
faible qui vont fournir le courant le plus important et donc qui se déchargent, comme
présenté sur l’étape 3. Cette divergence en SoC continue jusqu’à atteindre une variation
de tension due à l’OCV. À ce moment, représenté dans l’étape 4, le courant dans ces
grappes se modifie de manière à conserver une tension identique aux bornes de chaque
grappe, car celles-ci sont en parallèle.

Les grappes les plus résistives récupèrent alors un plus grand courant, et leur état de
charge se rapproche de celui des grappes les moins résistives. Cependant, l’état de charge
de ces dernières étant déjà au niveau de la transition de plateau, la variation de l’OCV
intervient avant celle des grappes les plus résistives. Cela entraine un OCV équivalent
qui a tendance à être plus lisse dans les transitions de plateaux, ceci d’autant plus que
le courant demandé est élevé.

Plus l’OCV est plat, et moins la différence de SoC entre deux grappes entrâıne une
différence de tension d’équilibre et donc un courant de compensation. En conséquence
de quoi, nous attendons des comportements plus hétérogènes sur des cellules possédant
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(a) Étape 1 : cellule au repos. (b) Étape 2 : cellule en utilisation.

(c) Étape 3 : hétérogénéisation des SoC.
(d) Étape 4 : Retour vers un état plus homo-

gène.

Figure 1.16 – Phénomène de séparation des états de charge locaux.

des OCV plats ou quasi-plats que sur des cellules possédant des OCV pentus. La table
1.2 regroupe de manière qualitative les chimies qui sont les plus à même de produire des
fortes hétérogénéités, parmi les cellules utilisées dans cette thèse :

Impact des résistances des grappes sur l’hétérogénéité

De même que pour la forme de l’OCV, les valeurs des résistances des grappes ont un
rôle à jouer. En se basant sur l’équation 1.23 nous observons que si les valeurs des résis-
tances sont dispersées, le terme 1

nGj
− 1

Geq
sera plus significatif que si les résistances sont

proches. Dans le cas où toutes les grappes ont la même résistance en régime permanent,
alors aucune différence de comportement ne sera observée.

Ainsi nous retenons de cette section que plus les résistances des grappes sont disper-
sées, plus la cellule aura un comportement hétérogène.
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Chimie d’électrode forme d’OCP typique Propension à être hétérogène
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Table 1.2 – Propension des chimies d’électrodes positives à produire de l’hétérogénéité
dans son comportement interne
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Effets de l’hétérogénéité

Nous avons vu dans cette section que plus une cellule a un comportement hétéro-
gène, plus les SoC locaux sont différents. Ainsi dans le cas d’une cellule avec un OCV
présentant des plateaux de tension, la transition d’un plateau vers la zone suivante de
l’OCV se fait progressivement, des grappes les moins résistives vers les plus résistives.
Ce comportement donne une courbe de tension qui a tendance à être plus lisse qu’un
OCV estimé.

Le phénomène de lissage de la tension mesurée est rencontré également lors d’opéra-
tions à courant constant, généralement à partir de 1C dans toutes les cellules. Le second
phénomène intéressant concerne la fin de la décharge et la chute de tension. Les OCV
des cellules ont en général une pente plus prononcée à la fin de leur décharge ou de leur
charge. Lorsque cette zone est atteinte en utilisation, il est habituel d’observer une chute
de tension qui n’a pas la même pente, et qui intervient plus tôt que ce que l’estimation de
la tension à vide laissait supposer. Le modèle multigrappe permet de proposer une expli-
cation à ce phénomène. Là encore les grappes les moins résistives arrivent sur cette pente
de fin d’opération avant les grappes les plus résistives. Cela entrâıne de fortes variations
dans les courants des grappes. Les pentes étant importantes, les grappes les moins résis-
tives ont très peu de courant, ce qui amène beaucoup de courant, en proportion, dans
les branches les plus résistives. Cela entrâıne des surtensions plus importantes qui font
diminuer la tension de la cellule. Finalement, c’est la grappe de plus faible résistance qui
va déclencher l’effondrement de la tension, là où dans un modèle homogène, l’ensemble
des parties de la cellule atteignent ce point en même temps, ce qui permet d’extraire
une plus grande quantité d’énergie. La figure 1.17 illustre ce phénomène sur une cellule
LiFePO4/graphite déchargée à 2C. La forme de la tension est particulière, mais sera étu-
diée dans un prochain chapitre. Le phénomène de chute de tension est visible sur la fin de
la décharge. L’observation des OCV des grappes montre une grande avance de certaines
grappes qui résulte en un effondrement prématuré de la tension de la cellule. L’obser-
vation des courants des grappes met en évidence la forte variation de ceux-ci au fur et
à mesure de la décharge, lorsque les écarts en état de charge entre les grappes se creusent.

Ces fonctionnalités du modèle multigrappe que nous allons mettre en place dans
la suite visent à modéliser ces deux phénomènes. C’est grâce à eux que nous allons
estimer au mieux la distribution de résistance interne (DRI) propre à chaque cellule.
Cette distribution est le point critique de ce modèle. Si elle est trouvée de manière
satisfaisante, alors elle permet d’obtenir des informations de valeur sur ce qui se passe à
l’intérieur de la cellule. Ces informations peuvent être exploitées, par exemple en suivant
la forme de la DRI au cours de la vie de la cellule, et en déterminant des valeurs limites
pour lesquelles il devient nécessaire soit de changer l’usage de la cellule pour respecter
des critères de sécurité sur son application initiale, soit d’effectuer une maintenance pour
la remplacer. Dans ce cadre, une maintenance prédictive, ou au plus juste peut permettre
d’éviter les coûts d’une maintenance régulière, en maximisant l’usage d’une cellule ou
d’un pack.

La détermination de la DRI est donc un point essentiel. La caractérisation de notre
modèle électrique, ainsi que de la DRI fera l’objet du prochain chapitre de cette thèse. Les
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Figure 1.17 – Illustration du phénomène de chute de tension en fin de décharge. (a)
Tensions simulée au cours de la décharge et OCV de chacune des grappes
pendant la simulation. (b) Courants des grappes

applications sur les différentes batteries utilisées pendant cette thèse seront présentées,
et les résultats des simulations seront analysés.
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1.3 De l’intérêt d’un couplage avec un modèle thermique

Les études et expériences menées dans ces travaux visent à caractériser l’hétéro-
généité d’une cellule, ou d’un pack de cellules afin de déterminer une DRI et de suivre
celle-ci au cours du temps pour en faire un outil de diagnostic. Nous présenterons dans le
chapitre suivant les protocoles expérimentaux utilisés. Les courants que nous utiliserons
à cette occasions sont supérieurs à 1C, pour des cellules qui ont une capacité nominale
d’au moins 20Ah. Un certain échauffement est donc à prévoir lors de ces expériences.

Ainsi la caractérisation thermique de nos cellules et la création d’un modèle permet-
tant d’estimer la température interne a été envisagée dans un premier temps. Ce modèle
permettrait d’avoir une meilleure connaissance de la température interne de la cellule.
Puisque nous allons caractériser les variations des résistances de nos cellules avec la tem-
pérature, cela permet d’avoir des valeurs de résistances actualisées pour la température
de cœur estimée et la température de surface mesurée.

Notre modèle électrique gagnerait donc à être couplé à un modèle thermique. Ce
choix n’a cependant pas été retenu dans ces travaux. Les raisons principales en sont les
suivantes. Le modèle hétérogène tel que nous l’avons présenté dans ce chapitre n’est pas
un modèle spatial. Nous regroupons ce que nous avons appelé des tubes de flux dans les
branches de notre modèle, mais ces tube de flux peuvent être situés n’importe où dans
la cellule. Ainsi, même en estimant le gradient de température interne présent dans nos
cellule, il reste complexe d’associer à chaque branche une température, celle-ci regroupant
des tubes de flux à des températures potentiellement différentes. Ceci pourrait être résolu
en considérant une plage de précision en température (par exemple 1°C) et en associant
à chaque température une DRI qui serait représentatives des résistances des branches,
composées des tubes de flux qui sont à cette température.

Cette approche lève à son tour d’autres question, qui sont au moins celles de la
répartition de la résistances sur la plage de température du gradient : doit-on considérer
plus de résistance en proportion sur une température proche de celle de surface car plus de
volume est associé à cette température ? Peut-on caractériser ce volume en estimant des
coefficients de diffusion thermiques axiaux afin d’estimer une carte 3D des températures
internes ? Comment cette carte évoluerait-elle avec le vieillissement ? Comment réassocier
à chaque branche une température lors du vieillissement et de la possible apparition de
points chauds n’amène pas nécessairement un échauffement homogène au sein de la
cellule ?

L’ensemble de ces questions thermiques nécessite une approche rigoureuse d’une
part, mais également une certaine connaissance du comportement électrique de notre
modèle pour pouvoir envisager un couplage pertinent qui respecte autant que faire se
peut la cohérence physique que nous nous sommes efforcés de mettre en œuvre dans
cette étude. Bien que certainement très intéressante, nous n’avons pas pu mener à bien
une étude qui répondrait à ces questions. Par la suite, nous avons donc estimé que
la meilleure chose à faire serait de minimiser le gradient thermique présent dans nos
cellules afin d’avoir une température la plus homogène possible, ce qui permet de ne
considérer qu’une température et d’éviter les questions soulevées par cette hypothèse de
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température unique. Nous présenterons dans le chapitre suivant les moyens mis en œuvre
pour nous assurer de se rapprocher au mieux de cette hypothèse.
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2 Détermination des paramètres

Afin de modéliser une cellule par un modèle hétérogène, nous avons besoin de pro-
céder en plusieurs étapes qui sont décrites ci-dessous. L’application de ces méthodes fait
l’objet de la première section de ce chapitre. La seconde est dédiée à la présentation des
méthodes de détermination de la DRI et à leurs applications à différentes cellules.

Dans un premier temps, il est nécessaire de déterminer un ensemble de paramètres
qui sont associés à un modèle homogène. En effet, les tests que nous allons présenter sont
effectués sur la cellule dans son ensemble. Cela permet de trouver les paramètres associés
à un circuit équivalent homogène, permettant d’obtenir les paramètres de grappes qui
sont identiques d’une grappe à l’autre. Ceci est l’objet de la section 2.1 : « Caractérisa-
tion à l’aide d’un modèle équivalent homogène ». Ce modèle est le modèle de Thévenin
équivalent à notre modèle multigrappe, présenté dans le chapitre 1. Une fois ce modèle
caractérisé, il est possible de passer à la seconde étape qui est le passage d’un modèle
homogène vers un modèle hétérogène.

Ceci sera l’objet de la section 2.3 : ”Détermination de la distribution des résistances
internes”. La première étape est de définir les paramètres des n grappes, en utilisant la
table 1.1 (page 30). Cette table donne les conversions à utiliser pour passer des para-
mètres d’un modèle homogène vers les paramètres d’un modèle hétérogène. Pour cer-
taines valeurs extensives, comme les résistances, un coefficient est appliqué. Pour des
valeurs intensives, comme les constantes de temps, aucune modification n’est effectuée.
Ces conversions sont appliquées directement pour les paramètres qui sont identiques
d’une grappe à l’autre. Pour la résistance série, variable d’une grappe à l’autre, une
détermination de la distribution des valeurs est nécessaire.

2.1 Caractérisation à l’aide d’un modèle équivalent homogène

Nous cherchons dans cette section à déterminer les paramètres du modèle homogène
équivalent à notre modèle multigrappe. Ce modèle, établi en régime permanent, pos-
sède une source de tension, qui est l’OCV équivalent d’un modèle multigrappe, et une
résistance équivalente qui est la somme des différentes contributions : résistances série,
de surface, de diffusion. Dans une première sous-section nous allons déterminer l’OCV
équivalent, afin de pouvoir isoler la surtension représentant la contribution de la résis-
tance équivalente. À partir de celle-ci, nous séparerons les contributions des différents
phénomènes, et nous définirons les variations de ces paramètres avec la température et
le courant.
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2.1.1 Détermination de l’OCV

Nous avons vu qu’une cellule est le siège de plusieurs phénomènes, qui génèrent
nécessairement un effet résistif s’opposant à la circulation du courant. Cela induit une
surtension qui dépend du courant lors de l’utilisation de la cellule. Afin de mesurer la
tension à vide d’une cellule selon son état de charge, c’est à dire la tension sans sur-
tension induite, il est possible de diminuer le courant jusqu’à obtenir une surtension
négligeable devant la tension mesurée. Cette méthode permet d’obtenir ce que nous ap-
pelons un pseudo-OCV, qui est une courbe continue. Cependant même pour un courant
très faible, par exemple C/1000, certaines cellules possèdent encore une surtension mesu-
rable [Dreyer 10]. Afin d’obtenir une réelle mesure de la tension à vide, il est nécessaire
d’attendre, à courant nul, que la tension de la cellule se stabilise. Ce phénomène prend
plusieurs heures pour atteindre un état d’équilibre, comme présenté sur la figure 2.1a.
Cette relaxation est obtenue après une décharge de 50% de la capacité à un courant de
1C.
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Figure 2.1 – Évolution de la surtension, mesurée en millivolt, en fonction du temps de
relaxation.

Pour nos cellules, il devient alors nécessaire d’attendre 4h entre chaque mesure de
tension à vide pour être précis à 1mV. Certains auteurs estiment l’OCV de cette ma-
nière en mesurant un point tous les 5% de SoC avec une période de relaxation de 8h
[Farmann 17, Coleman 07]. Estimer la tension à vide de cette manière nécessite plusieurs
dizaines de points, ce qui correspond à 20 à 30 jours de mesures uniquement pour un
OCV. Afin de réduire ce délai, la méthode que nous avons employée provient de la thèse
de Damay [Damay 15a]. Cette méthode revient à mesurer un pseudo-OCV réalisé à faible
régime, ici C/100, afin d’obtenir une forme de l’OCV. Un recalage grâce à quelques points
d’OCV permet ensuite de se ramener à l’OCV en estimant les écarts entre le pseudo-
OCV et l’OCV. Cette méthode permet de modéliser l’OCV de manière rapide tout en
prenant en compte les phénomènes d’hystérésis de l’OCV, attribués d’après Roscher et
al. [Roscher 11] à des effets d’entropie thermodynamique, de contraintes mécaniques et
à des altérations microscopiques pendant les phases d’insertion et de désinsertion du
lithium dans la matière active.

Ce phénomène d’hystérésis est plus ou moins marqué selon la chimie utilisée dans la
cellule [Petzl 13]. Nous présentons comme exemple deux OCV estimés de deux cellules
différentes, A et B avec lesquelles nous avons travaillés pendant cette thèse.
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2.1 Caractérisation à l’aide d’un modèle équivalent homogène

Sur la figure 2.2 nous présentons l’OCV de la cellule A. Celui-ci présente une forte
hystérésis entre son OCV ”en charge” et son OCV ”en décharge”, alors que celui de la
cellule B, sur la figure 2.3 présente une hystérésis moins marquée. Notons également
que la cellule B possède plutôt un OCV en plateau, c’est à dire avec des zones dans
lesquelles la tension varie peu, suivies de zones dans lesquelles la tension varie de manière
plus marquée. La cellule A possède quant à elle une tension qui varie de manière plus
monotone avec l’état de charge.
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Figure 2.2 – Tension à vide de la cellule A.

L’OCV ainsi modélisé correspond aux OCV des grappes de notre modèle hétérogène,
et non pas à l’OCV équivalent, noté Uoc,eq. Passons maintenant à la détermination des
résistances séries.

2.1.2 Détermination des résistances séries par EIS

Les cellules que nous avons pour cette étude présentent des résistances séries qui sont
inférieures au mΩ. Afin de déterminer avec suffisamment de précision une valeur de cet
ordre de grandeur, nous avons utilisé une EIS (Electrochemical Impedance Spectroscopy).
Ce test consiste à imposer un courant sinusöıdal de fréquence variable et d’observer la
réponse en tension afin de déterminer l’impédance de la cellule. Ce test permet d’obtenir
l’impédance complexe d’une cellule pour la plage de fréquence balayée. La figure 2.4
présente les résultats pour une EIS d’une de nos cellules.
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Figure 2.3 – Tension à vide de la cellule B.
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Figure 2.4 – Mesures d’une EIS à 0°C d’une cellule. La faible température permet une
bonne dissociation des phénomènes.

Sur cette figure nous avons l’évolution de l’impédance selon la fréquence. Deux points
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2.1 Caractérisation à l’aide d’un modèle équivalent homogène

sont remarquables : La résistance de surface est repérable, il s’agit de l’abscisse qui
correspond au creux situé à droite du demi-cercle écrasé. Ce demi-cercle est représentatif
du comportement d’un circuit RC, ou plus généralement d’un circuit comportant une
constante de temps. Également, l’intersection de l’impédance avec l’axe des abscisses
permet de trouver la résistance série, correspondant au comportement purement résistif
de la cellule.

Les études présentes dans la littérature rapportent une variation de la résistance
série avec la température [Illig 12, Ecker 15], mais pas avec le courant [Damay 18]. Nous
avons donc effectué plusieurs EIS à différentes températures et nous avons relevé les
valeurs de cette résistance série. Nous pourrions à partir de ces valeurs créer une table
de paramètres avec une interpolation entre les points relevés, cependant la théorie nous
donne un cadre pour l’évolution de cette valeur de résistance. Une loi d’Arrhenius doit
permettre de représenter les variations de cette résistance avec la température. Nous
avons donc déterminé les paramètres de celle-ci afin d’avoir une meilleure précision dans
l’estimation de cette résistance pour une valeur de température donnée. Les figures 2.5a
et 2.5b présentent les mesures que nous avons effectuées et le tracé de la loi d’Arrhenius
obtenue pour estimer les valeurs des résistances en fonction de la température.
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Figure 2.5 – (a) Évolution de la résistance série avec la température, pour une cellule A.
(b) Évolution de la résistance série avec la température, pour une cellule
B.

Une loi d’Arrhenius est de la forme

f(T ) = A · e−Ea/kBT (2.1)

Où A est un facteur pré-exponentiel, Ea une énergie d’activation en électron-volt, kB

la constante de Boltzmann et T la température en kelvin. La constante des gaz parfait,
R, peut également être utilisée à la place de la constante de Boltzmann, ce qui change
l’unité de Ea.

L’équation 2.1 peut être réécrite sous la forme de l’équation 2.2 :
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2 Détermination des paramètres

f(T ) = f(20◦C) · e−Ea/kB(1/T−1/293) (2.2)

En utilisant une loi de ce type, cela permet d’avoir accès à la valeur à 20°C plus
facilement, et de définir le coefficient pré-exponentiel par une valeur plus parlante. Dans
le cas de nos cellules nous avons obtenu les paramètres présentés dans la table 2.1.

Paramètre Cellule A Cellule B

Valeur à 20°C 0,487 mΩ 0,466 mΩ
Énergie d’activation 0,087 eV 0,091 eV

Erreur RMS en mΩ 0,012 0,008

Coefficient R² 0,9934 0,9968

Table 2.1 – Paramètres des lois exponentielles pour les résistances séries des cellules A
et B

Nous observons que la faible évolution de la résistance série avec la température
se traduit par une énergie d’activation faible. Les valeurs de 0,09 eV sont inférieures
à celles trouvées dans la littérature : Illig et al. [Illig 12] donnent une valeur de 0,14
eV et Ecker et al. [Ecker 15] donnent 0,18 eV. Ces valeurs correspondent cependant
uniquement la résistance de l’électrolyte, alors que nous regroupons dans notre résistance
série d’autres phénomènes. L’erreur RMS de 0,01 mΩ en moyenne nous permet de valider
les paramètres de cette loi. En conclusion, nous utiliserons pour l’estimation des valeurs
des résistances séries ces lois analytiques avec les coefficients de cette table.

2.1.3 Détermination des résistances de surface par EIS

En ce qui concerne la résistance de surface Rsurf , la même remarque concernant de
faibles valeurs à haute et moyenne température peut être faite. Nous avons donc là aussi
utilisé des relevés d’EIS pour obtenir des valeurs précises.

Cette résistance se compose des résistances de surfaces, et de la résistance liée à la
SEI. Lorsque les cellules sont dans l’état neuf, la SEI n’est pas encore trop développée, et
son impact sur la résistance de surface est alors minimal. Cette résistance suit également
une loi d’Arrhenius [Pinson 12].

La littérature permet d’avoir un cadre théorique pour les dépendances en courant et
en température des résistances de surface : celles-ci sont couplées dans le cadre général
(équation 2.3) [Farkhondeh 12, Damay 18]

Rct = 2RT
FI

asinh( I

2I0(20◦C)exp(
Ea,I0

kB
( 1
T
− 1

293))) (2.3)

Cette loi donne une résistance qui varie selon la forme présentée dans la figure 2.6.
Sur cette figure, le courant est représenté en abscisse, la valeur de résistance en ordonnée.
Les différentes courbes en traits pleins sont liées à différentes températures.
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Figure 2.6 – Variation des résistances de surface selon la température et le courant,
d’après l’équation 2.3
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2 Détermination des paramètres

Le couplage entre la température et le courant se fait via la fonction asinh qui pos-
sède un terme qui suit une loi d’Arrhenius. Nous distinguons deux zones distinctes. Dans
la zone 1 (bleue), il existe une forte dépendance de la valeur de résistance au courant car
le terme asinh( I

2I0(T )) est variable. La température étant faible, le courant d’échange I0
est relativement faible et les variations de I sont suffisantes pour provoquer une évolution
de la résistance de surface.

Au contraire, dans la zone 2 (verte) qui est présente pour les plus hautes tempéra-
tures, la dépendance au courant est quasi inexistante. Du fait de la température plus
élevée, le courant d’échange I0 est grand devant les valeurs possibles du courant I. Dans
ce cas, ce qui est également vrai pour des EIS, nous pouvons faire l’hypothèse que :

asinh( I

2I0
) ≈ I

2I0
(2.4)

Ce qui permet d’écrire l’équation 2.5

Rct = RT

FI0(20◦C)exp(
Ea,I0

kB
( 1
T
− 1

293)) = Rct(20◦C) · exp(Ea,I0

kB
( 1
T
− 1

293)) (2.5)

Nous obtenons alors dans ce cas, pour la résistance de surface l’équation

Rsurt(T ) = RSEI(20◦C)·exp(Ea,SEI

kB
( 1
T
− 1

293))+Rct(20◦C)·exp(Ea,I0

kB
( 1
T
− 1

293)) (2.6)

La littérature donnant des énergies d’activations proches, et l’impact de la SEI sur
la résistance de surface étant faible en début de vie, nous faisons l’hypothèse que cette
équation peut être simplifiée en

Rsurf (T ) = Rsurf (20◦C) · exp(Ea,surf

kB
( 1
T
− 1

293)) (2.7)

Nous exploiterons cette loi analytique afin de modéliser l’évolution de la résistance
de surface, que nous validerons si les erreurs obtenues sont acceptables. Grâce à nos
mesures issues des EIS précédentes, nous obtenons les points présentés sur les figures
2.7a et 2.7b.

Afin de valider nos estimations, nous présentons dans la table 2.2 les paramètres de
nos lois analytiques ainsi que les erreurs associées.

Les valeurs obtenues pour l’énergie d’activation sont, ici, conformes à ce qui est ob-
tenu dans la littérature, à savoir entre 0,52 et 0,73 eV [Ecker 15, Jow 12]. L’erreur en
mΩ est plus élevée, mais cela traduit également une bien plus grande valeur de résis-
tance à -20°C, environ 18 mΩ, ce qui augmente cette erreur. L’erreur en pourcentage
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Figure 2.7 – (a) Évolution de la résistance de surface avec la température, pour une
cellule A. (b) Évolution de la résistance de surface avec la température,
pour une cellule B.

Paramètre Cellule A Cellule B

Valeur à 20°C 0,278 mΩ 0,162 mΩ
Énergie d’activation 0,673 eV 0,634 eV

Erreur RMS en mΩ 0,42 0,2

Erreur RMS en % 4,5 7,2

Coefficient R² 0,9995 0,9984

Table 2.2 – Paramètres des lois exponentielles pour les résistances de surface des cel-
lules A et B

ou le coefficient de détermination R² permettent de mieux apprécier la validité de cette
loi exponentielle pour notre jeu de données. Au vu des indicateurs, cette loi est validée.
Tout comme pour la résistance série, nous utilisons cette loi pour être plus précis qu’une
interpolation entre nos mesures.

Cette première validation est vraie dans le cas où l’équation 2.4 est vraie. Dans le
cas où les courants sont plus élevés, cette approximation est source d’erreur. À partir
des EIS effectuées à 0°C, nous en déduisons les courants I0. Ceux-ci sont de 11A pour
la cellule A et de 21A pour la cellule B. Au vu des énergies d’activation, la table 2.3
présente les ratios des termes asinh( I

2I0
) et I

2I0
pour différents courants et températures.

La valeur du terme asinh( I
2I0

)/ I
2I0

est quasiment égale à 1 pour des températures
supérieures ou égales à 20°C. Pour des températures plus faibles, une correction est
nécessaire. Au lieu d’estimer la variation de ce paramètre avec une loi analytique qui
nécessiterait des essais à plusieurs courants et température, il a été décidé d’utiliser
seulement un coefficient correcteur en exploitant des essais déjà réalisés.

Il se trouve que pour ces températures faibles, du fait de la forte dépendance à la
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2 Détermination des paramètres

Courant 1C 2C

Batt A 0°C 0,711 0,512

Batt A 20°C 0,987 0,955

Batt A 40°C 0,999 0,999

Batt B 0°C 0,850 0,675

Batt B 20°C 0,996 0,983

Batt B 40°C 0,999 0,999

Table 2.3 – Valeur du terme de forme asinh(x)/x pour différentes températures et ré-
gimes de courant

température, cette résistance devient visible sur des essais temporels. La méthodologie
de ces essais sera présentée dans la section suivante. Ceux-ci permettent d’estimer la
valeur de résistance de surface pour une température de 0°C, et nous obtenons donc les
valeurs suivantes (table 2.4) :

Courant EIS (C/25) 1C 2C

Batt A 2,1 mΩ 1,4 mΩ 1,2 mΩ
Batt B 1 mΩ 0,83 mΩ 0,80 mΩ

Table 2.4 – Valeurs de la résistance de surface pour différents courants à 0°C pour les
deux cellules étudiées.

Ces valeurs permettent de déterminer les variations de Rsurf avec le courant, à 0°C,

dans nos tables de paramètres. À 20°C et plus, la valeur de Rsurf est considérée inva-
riante avec le courant. Entre ces deux températures, une interpolation linéaire est faite
pour modéliser les variations avec le courant.

Le paramètre Rsurf possède donc deux variations :

— une loi analytique qui représente les dépendances en température:
— une table de paramètres qui représente les dépendances en courant.

Nous présentons la méthodologie de détermination des autres paramètres dans la
section suivante.

2.2 Détermination des autres paramètres de grappe

La méthodologie proposée dans les deux sous-sections précédentes n’est pas appli-
cable pour les autres paramètres. En ce qui concerne la résistance de diffusion, la valeur
de fréquence à atteindre pour l’observer sur une EIS est trop faible, et nos mesures
ne nous permettent pas de la déterminer. Enfin pour les constantes de temps, un test
temporel et non fréquentiel est nécessaire. Pour ces raisons, nous avons décidé d’utiliser
des créneaux de courant, aussi appelés GITT pour Galvanostatic Intermittent Titration
Technique. Cette méthode permet d’obtenir la réponse en tension à une sollicitation en
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courant, d’une valeur fixe, et d’une durée définie. Nous appellerons cette opération un
créneau, en référence à la forme du courant que nous imposons pendant cette opération.

Cette sollicitation amène la cellule à un état de fonctionnement dépendant du cou-
rant utilisé. Nous utiliserons donc le modèle équivalent défini dans la section 1.2.4 pour
extraire des paramètres :

— L’OCV équivalent UOC,eq sera estimé grâce à une méthode développée pour cette
étude;

— la surtension associée sera décomposée en la somme des contributions des résis-
tances séries, de surface et de diffusion. La dernière étant la seule inconnue, elle
est identifiable.

Nous présentons dans la sous-section suivante plusieurs méthodes d’estimation de
l’OCV pendant ces essais, et notamment celle qui permet d’estimer l’OCV équivalent.
Les surtensions obtenues sont présentées également. Les paramètres extraits à partir de
ces surtensions sont présentés dans la dernière sous-section.

2.2.1 Estimation de l’OCV équivalent pour la caractérisation en GITT

Méthodes classiques d’estimation de l’OCV pendant un créneau

Plusieurs phénomènes viennent rendre l’estimation de la tension à vide complexe
pendant un essai. En effet, il a été prouvé par des expériences que les paramètres suivants
font varier la tension à vide d’une cellule [Farmann 17]:

— la température;
— les opérations immédiatement précédentes de la cellule, par effet d’hystérésis;
— l’âge de la cellule;
— l’historique de la cellule (ensemble des opérations de celle-ci au cours de sa vie).

Lors de la mesure d’un OCV classique, la cellule est au repos initialement et les
régimes de courant sont généralement faibles. La cellule est dans un état homogène. En
utilisation, ceci n’est plus forcément vrai, et des variations peuvent apparâıtre. Nous pré-
sentons ici deux méthodes classiques qui sont l’estimation par une interpolation linéaire
et l’exploitation d’un OCV mesuré préalablement. Nous présenterons ensuite une mé-
thode que nous avons développée pour cette étude qui exploite la mesure d’une décharge
à courant constant pour estimer l’OCV équivalent.

Estimation linéaire de la tension à vide Une des méthodes qui est facilement appli-
cable est une estimation linéaire tout au long du créneau de courant. Celle-ci se fait entre
deux points de mesure qui sont avant le début du créneau et après la relaxation de la
cellule, phénomène présenté en figure 2.1a. Dans notre cas, la relaxation est considérée
atteinte après 3h.

Dans le cas où plusieurs créneaux sont effectués successivement, l’OCV est estimé de
manière linéaire sur chacun d’entre eux. L’OCV total estimé est donc une courbe continue
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et constituée de segments de pentes différentes. Ceci permet d’obtenir une estimation
rapide et ne nécessitant que peu de ressources, mais ne permet pas de prendre en compte
la forme de l’OCV. Elle est donc particulièrement adaptée lorsque l’OCV est linéaire ou
que les créneaux sont courts.

Estimation par la mesure préalable d’un OCV Il est également possible d’utiliser une
courbe de tension à vide préalablement estimée, par exemple avec la méthode de la sec-
tion 2.1.1, pour l’utiliser comme courbe de référence. Afin d’utiliser une telle courbe, les
tensions relevées avant le créneau et après la relaxation sont associées à un état de charge.
L’OCV entre ces deux états de charge est utilisé pour l’estimation. Cette méthode per-
met de conserver la forme de l’OCV lorsque celui-ci possède des variations non-linéaires
et ainsi de proposer une estimation plus proche de la réalité qu’une interpolation linéaire.

Pour plusieurs créneaux à la suite, il est possible de traiter chaque créneau indé-
pendamment et de reconstituer un OCV par morceau (premier cas), soit de considérer
uniquement la tension initiale avant les créneaux, et la tension de relaxation du dernier
créneau, pour estimer l’OCV entre ces deux points, ce qui englobe tous les créneaux
(second cas). Dans ce second cas, il est cependant possible que les valeurs de tension
après relaxation pour les créneaux intermédiaires ne correspondent pas parfaitement à
l’OCV estimé.

L’avantage d’une telle méthode est qu’elle propose une estimation de l’OCV continue
et dérivable en tout point. Cette méthode, bien que plus précise que l’interpolation
linéaire, nécessite un OCV estimé, ce qui est long. Or la tension à vide d’une cellule
change avec son état de santé [Dubarry 17], ce qui nécessite de refaire cette estimation
tout au long de la vie de la cellule.

Estimation de l’OCV équivalent en fonctionnement

Avant de présenter cette méthode, revenons sur l’objectif d’une caractérisation. L’ex-
ploitation de créneaux de courant pour déterminer des paramètres vise à mieux com-
prendre et à caractériser le fonctionnement du régime transitoire d’une cellule d’un état
reposé vers un état en fonctionnement. Nos mesures ont montré que sous réserve d’un
temps suffisant, les courbes des tensions issues des créneaux rejoignent la trace d’une
décharge à courant constant de même régime, comme présenté en figure 2.8.

Si la trace de la tension pour les créneaux de courant rejoint la trace de la tension
pour une décharge à courant constant, alors il existe une surtension en régime perma-
nent qui ne dépend pas de la durée d’application du courant, mais uniquement de sa
valeur. Cette définition de la surtension en régime permanent rejoint le concept de ré-
sistance équivalente dans notre circuit équivalent du modèle hétérogène, qui est définit
par un OCV équivalent et une résistance constante. Nous notons ηRP,I la valeur de cette
surtension pour un courant I.
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0 20 40 60 80 100

Profondeur de décharge - %

2.6

2.8

3

3.2

3.4

3.6

3.8

4

4.2

T
en

si
on

Mesures expérimentales et OCV  Batterie B

Décharge CC
Décharge GITT

Figure 2.8 – Tensions mesurées lors de la décharge d’une cellule B, à courant constant
et avec une succession de créneaux de courant.

Une décharge à courant constant est donc une mesure de l’OCV équivalent et de la
surtension en régime permanent générée par l’application d’un courant, noté I, comme
présenté dans l’équation 2.8

UCC,I = Uoc,eq + ηRP,I = Uoc,eq +Req · I (2.8)

L’OCV équivalent est alors défini comme

Uoc,eq = UCC − ηRP,I (2.9)

De plus, la valeur de surtension en régime permanent, ηRP,I , est mesurée indirec-
tement lors des créneaux pendant la phase de relaxation. En effet celle-ci représente la
transition de l’état polarisé vers un état relaxé. Indépendamment de la dynamique de
cette relaxation, la différence de tension entre ces deux phases nous donne une valeur de
la surtension en régime permanent pour chacun des créneaux réalisés.

Sous réserve que l’OCV soit identique pour une décharge à courant constant et une
décharge issue d’un créneau de courant, nous pouvons également écrire pour chaque
créneau l’équation 2.10.

UGIT T,I = Uoc,eq + ηt,I (2.10)

Les créneaux de courant permettent d’observer un régime transitoire vers la sur-
tension en régime permanent, nous notons la surtension transitoire au cours du créneau
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2 Détermination des paramètres

ηt,I . Cette surtension transitoire permet de caractériser le comportement de la cellule
d’un état de repos vers un état polarisé. La surtension en régime permanent permet au
contraire d’apprécier uniquement la valeur de la surtension dans l’état polarisé.

Il devient alors possible de définir la surtension transitoire grâce à l’équation 2.11.

ηt,I = UGIT T,I − Uoc,eq (2.11)

Ce que nous pouvons réécrire pour obtenir l’équation 2.12.

ηt,I = UGIT T,I − (UCC,I − ηRP,I) (2.12)

En mesurant la relaxation de la cellule à la fin des différents créneaux, nous obtenons
donc un ensemble des mesures de la surtension en régime permanent : ηRP,mes. En
interpolant ces mesures de surtension vis-à-vis de la quantité d’énergie échangée par la
cellule pendant le ou les créneaux, nous pouvons obtenir une estimation de la surtension
en régime permanent ηRP,est, pour n’importe quel état de charge intermédiaire, comme
présenté dans la figure 2.9.

Figure 2.9 – Surtensions mesurées et interpolation estimée

Cette surtension en régime permanent estimée, nous permet alors de définir l’OCV
équivalent de notre modèle grâce à l’équation 2.9.

Cette méthode présente l’avantage de permettre la détermination d’un OCV de ma-
nière plus rapide qu’une estimation classique puisque la mesure ne nécessite pas de tendre
vers un état relaxé à chaque instant. Ainsi cette méthode semble un bon compromis entre
l’utilisation d’une interpolation linéaire, rapide mais peu précise et l’utilisation d’un OCV
externe qui est longue et qui est vouée à être dépassée lorsque l’OCV se modifiera.

Présentation de quelques variantes

L’idée générale de l’estimation de l’OCV équivalent via une courbe de tension UCC

a été présentée dans la section précédente. Cependant nous pouvons obtenir plusieurs
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2.2 Détermination des autres paramètres de grappe

formes d’OCV équivalent selon la méthode d’interpolation employée pour estimer la
surtension en régime permanent ηRP,est. L’idée initiale qui a permis d’explorer cette
piste est d’utiliser la valeur des surtensions mesurées ηRP,mes pour chaque créneau afin
de créer un signal, qui se trouve être monotone dans nos mesures, qui représente la
polarisation de la cellule d’un état de repos vers son régime permanent. Cette première
méthode consiste à définir un OCV valable uniquement pour un créneau Cn comme étant
la différence entre la courbe UCC,Cn mesurée sur la plage de SoC du créneau Cn et la
surtension ηRP,mes,Cn mesurée lors de la phase de relaxation après le créneau Cn :

OCVapp,Cn = UCC,Cn − ηRP,mes,Cn (2.13)

Pour deux créneaux successifs, nous soustrayons à la courbe UCC , qui est continue,
des valeurs de surtensions mesurées en régime permanent qui dépendent de l’état de
charge. La différence entre les surtensions mesurées lors de phases de relaxation pour
chacun des créneaux entraine une discontinuité de la courbe d’OCV aux limites des
créneaux. Cependant, l’usage de cette méthode nous permet d’obtenir des signaux qui
sont toujours monotones. Ceci nous semble intéressant pour modéliser un phénomène de
polarisation progressive de la cellule.

Afin d’obtenir un OCV continu, il est possible d’interpoler les mesures ponctuelles
des surtensions ηRP,mes afin d’obtenir une courbe de surtension estimée ηRP,est continue.
Ceci a été réalisé avec une interpolation linéaire (d’ordre 1) puis pour comparaison avec
une interpolation par un polynôme de Hermite d’ordre 3. La figure 2.10 présente les trois
courbes obtenues.

Sur ces courbes, nous observons que les interpolations d’ordre 1 et 3 présentent pour
la majeure partie de l’OCV un tracé similaire. L’interpolation d’ordre 0 donne une courbe
d’OCV discontinue, ce qui n’en fait pas un bon candidat pour une utilisation future dans
ce document, ni pour une acceptation auprès d’autres collègues du domaine. Les OCV
issus d’interpolation d’ordre 1 ou 3 ne présentent pas ce défaut et nous allons donc en
retenir un pour la suite de cette étude. Il existe entre ces deux courbes une différence sur
la zone qui correspond au premier créneau, à savoir entre 0 et 15% de DoD. Avant 15%
de DoD il s’agit en réalité d’une extrapolation car aucune valeur de relaxation ne peut
être mesurée dans les conditions d’une décharge, pour un état de charge de 100%. Nous
observons également une légère différence sur la zone correspondant au dernier créneau
exploitable, c’est à dire entre 83% et 96% d’état de charge. Sur cette zone l’OCV est très
pentu, et les valeurs de surtensions mesurées en relaxation sont plus importante que sur
les états de charge précédents, ce qui explique la différence entre l’interpolation linéaire
et l’interpolation d’ordre 3. Devant la similitude entre ces deux courbes, nous retiendrons
uniquement l’interpolation d’ordre 3 pour la suite.

La figure 2.11 présente une comparaison entre la méthode exploitant la courbe UCC

et les deux méthodes plus classiques d’interpolation linéaire et d’exploitation d’un OCV
mesuré préalablement.
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Figure 2.10 – OCV estimés en utilisant chacune des trois méthodes d’interpolation
présentées.

Nous observons que dans le cas où l’OCV est non-linéaire, l’estimation par interpo-
lation linéaire n’est pas exploitable de manière correcte. Nos cellules présentant de telles
zones, cette méthode d’estimation de l’OCV est écartée pour la suite de cette étude.
L’utilisation d’un OCV externe nécessite de réévaluer la tension à vide régulièrement.
Une telle contrainte est lourde et nous retiendrons donc pour la suite l’utilisation d’un
OCV équivalent d’ordre 3. Notons que cet OCV présente des transitions de plateaux
légèrement plus lisses que l’OCV estimé par une mesure. Ce phénomène rejoint notre
discussion sur l’OCV équivalent dans la section 1.2.4, à savoir que les variations d’OCV
observées peuvent venir d’un rééquilibrage dynamique entre différentes parties de la cel-
lule qui sont sollicitées de manière hétérogène.

2.2.2 Détermination de l’impédance équivalente

La méthode d’estimation de l’OCV a donné comme résultat l’exploitation d’un OCV
équivalent d’ordre 3. Nous proposons dans cette partie de déterminer des surtensions
dans le but de caractériser notre modèle électrique. Afin de comparer nos résultats, nous
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Figure 2.11 – OCV estimés selon les trois méthodes présentées. L’OCV équivalent est
issu d’une interpolation d’ordre 3.

présenterons également des surtensions issues d’une estimation de l’OCV par interpo-
lation linéaire et d’un OCV externe préalablement mesuré. Ces méthodes d’estimation
de la tension à vide ont été utilisées pour déterminer les surtensions transitoires lors de
plusieurs essais à diverses températures et courants.

Vu la forme du circuit électrique que nous utilisons pour chaque grappe de notre
modèle, nous espérons obtenir des surtensions de la forme telle que présentée en figure
2.12.

Figure 2.12 – Surtension théorique d’une cellule

Nous présentons sur les figures 2.8 (page 57) et 2.13 les mesures de tension associées
aux essais de décharges à courant constant et à courant en créneaux, et ce jusqu’à
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atteindre la tension minimale de la cellule.
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Figure 2.13 – Tensions mesurées pour une cellule de type A à 1C.

Sur ces figures, le régime de courant est de 1C et la température régulée à 20°C.
Nous observons qu’après un certain temps, et pour chaque créneau, les deux courbes de
tension convergent vers la même trace. Cela étaye l’hypothèse d’un régime permanent lié
à l’application d’un courant, et la représentation des phénomènes par un circuit électrique
équivalent. En conséquence de quoi, nous nous attendons à observer des surtensions qui
atteignent un régime permanent

Cependant, nous l’avons vu lorsque nous avons construit les OCV équivalents, la
surtension en régime permanent est une grandeur qui possède des variations avec l’état
de charge. En conséquence de quoi lorsque la surtension transitoire atteint la valeur de la
surtension en régime permanent, alors des variations dues à la modification de la valeur
de la surtension en régime permanent sont à prévoir.

Pour obtenir une image exploitable de la polarisation de la cellule vers ce régime
permanent, nous proposons donc de diviser la surtension transitoire obtenue par la valeur
estimée de la surtension en régime permanent. Cela donne un signal adimensionnel et
normalisé, dont la valeur est comprise entre 0 et 1, et qui est défini par l’équation 2.14.
Dans cette équation le terme OCV représente l’estimation choisie de l’OCV (linéaire,
externe, équivalent).

ηadim = UGIT T −OCV
ηRP,est

(2.14)

En exploitant les OCV déterminés et cette équation, nos estimations des surtensions
sont présentées sur les figures 2.14 et 2.15 pour des cellules de type A et B respectivement.

62
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Figure 2.14 – Surtensions normalisées pour des OCV estimés issus des différentes mé-
thodes présentées. Application sur une cellule de type B.
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Figure 2.15 – Surtensions normalisées pour des OCV estimés issus des différentes mé-
thodes présentées. Application sur une cellule de type A.

Nous observons une forme de surtension dans le cas de la cellule de type B qui se
rapproche de la forme de surtension attendue (figure 2.12). La comparaison des sur-
tensions montre que la méthode proposée permet d’avoir des surtensions que l’on peut
modéliser avec le circuit électrique retenu. Dans le cas d’une estimation linéaire de la
tension à vide, le circuit électrique retenu ne peut pas modéliser celle-ci, ce qui amène
à des erreurs importantes. En effet, bien que les valeurs finales des surtensions soient
comparables pour les premiers créneaux, la forme de celles-ci rend difficile l’optimisation
automatique des paramètres du circuit. La conséquence directe est soit une erreur sur
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la valeur de la surtension, soit une erreur sur les dynamiques de la réponse de la cellule.
En ce qui concerne la cellule de type A, l’apport de cette méthode est plus léger mais
amène tout de même à des paramètres sans valeurs aberrantes, ce qui est le cas pour
l’estimation basée sur un OCV estimé linéairement.

L’étape de division par la valeur de la surtension en régime permanent estimée est
importante, et n’apporte pas qu’une simple modification d’échelle. Elle apporte égale-
ment une modification de forme importante. À titre d’exemple, les figure 2.16 et 2.17
présentent les surtensions obtenues par simple différence entre la tension mesurée et
l’OCV estimé, pour les trois méthodes.
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Figure 2.16 – Surtensions estimées pour des OCV estimés issus des différentes mé-
thodes présentées. Application sur une cellule de type B.

En superposant les surtensions normalisées de la cellule B, ce que nous présentons sur
la figure 2.18, nous observons que la dynamique est quasiment identique pour chacun des
créneaux exploitables. Cette observation nous permet de valider notre circuit électrique
représentant le comportement d’une cellule. La détermination des paramètres amenait
auparavant à des formes de surtensions incompatibles. Nous avons résolu ce problème
ici, ce qui permet une bonne caractérisation des dynamiques des diffusion. Cela permet
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Figure 2.17 – Surtensions estimées pour des OCV estimés issus des différentes mé-
thodes présentées. Application sur une cellule de type A.

aussi de valider le modèle électrique retenu pour des cellules dont les OCV ne sont pas
linéaires ou constant comme le LFP.

Enfin cela ouvre la voie à une caractérisation du régime pseudo-stationnaire. Puisque
la dynamique ne semble pas dépendre de l’état de charge, la dépendance à cette grandeur
peut être évitée. Grâce à une bonne connaissance de la résistance série, de la résistance de
surface et de nos mesures de la surtension en régime permanent, cette méthode permet
de caractériser de manière fine l’évolution de la résistance de diffusion avec l’état de
charge à partir de ηRP,est, ce qui permet d’obtenir une table de variation avec l’état de
charge avec une très bonne résolution, si cette dépendance doit être modélisée.

Cas du premier créneau

Les surtensions sont estimées par la différence entre la tension UGIT T et un OCV
équivalent. Pour le premier créneau, l’OCV équivalent est créé par une extrapolation de la
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Figure 2.18 – Superposition des surtensions normalisées pour une cellule de type B.

surtension en régime permanent, ce qui implique des valeurs qui ne sont pas exploitables
de manière fiable. De plus, les OCV des cellules étant en général fortement non-linéaires
dans cette zone, il est difficile d’exploiter une autre méthode d’estimation des surtensions.
Cette observation a été réalisée après notre campagne de mesures, ce qui ne nous a pas
permis de corriger cela. Cependant dans le cadre d’une nouvelle campagne, il serait
judicieux de décharger la cellule, par exemple de 5% de sa capacité, avant d’effectuer le
premier créneau pour avoir une estimation de la surtension sur le début de la décharge.

Une fois les surtensions déterminées, l’exploitation de celles-ci va permettre de dé-
terminer les valeurs des paramètres.

2.2.3 Détermination des paramètres et tables associées

Tables de paramètres obtenues

Les valeurs des résistances séries et surfaciques déterminées, la résistance de diffu-
sion est définie comme la différence entre les valeurs des résistances pseudo-stationnaires
mesurées lors des phases de relaxation et les autres résistances, définies grâce à la tem-
pérature de l’essai (eq 2.15) :
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2.2 Détermination des autres paramètres de grappe

Rd(SoC, T ) = Rps(SoC, T )−Rs(T )−Rsurf (T ) (2.15)

Enfin, les constantes de temps sont définies par optimisation, basée sur les créneaux
que nous avons obtenus avec la méthode proposée dans cette étude. À l’exception des
résistances séries et de surfaces dont nous avons modélisé le comportement grâce à une
loi analytique, les autres paramètres sont déterminés par des essais, qui ont été réalisés
pour 3 températures : 0°C, 20°C et 40°C; ainsi que deux régimes de courant : 1C et 2C.
Pour ces paramètres, l’évolution avec la température et le courant a été modélisée par
une interpolation linéaire, en l’absence de construction d’une loi plus développée.

Puisque nous avons fait le choix de ne pas utiliser de dépendances à l’état de charge,
une valeur doit être choisie parmi celles obtenues pour l’ensemble des créneaux. Nous
avons décidé de choisir la valeur obtenue pour un état de charge le plus proche de 50%,
qui est souvent la valeur minimale des paramètres déterminés en fonction de l’état de
charge. Ces paramètres sont donc la constante de temps surfacique et les paramètres de
diffusion.

Les différentes variations de ces résistances et constantes de temps avec la tem-
pérature et le courant sont présentées dans les figures 2.19 et 2.20. Sur ces figures la
température varie entre 0 et 40°C, et le courant entre 1C et 2C. Ces plages de valeurs
sont celles qui seront utilisées dans nos essais présentés ultérieurement.
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0
20

0.5

1.810

R
é
s
is

ta
n
c
e
 d

e
 s

u
rf

a
c
e
 -

 m

1.6

1

Température - °C

Régime de courant - nC

20
1.4

1.5

30 1.2
140
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(c) Évolution de la résistance de diffusion.
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Figure 2.19 – Cartographies que nous appelons tables de paramètres obtenues par EIS
et par l’analyse des surtensions de la cellule A.
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(c) Évolution de la résistance de diffusion.
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Figure 2.20 – Cartographies que nous appelons tables de paramètres obtenues par EIS
et par l’analyse des surtensions de la cellule B.

2.3 Détermination de la distribution des résistances internes
(DRI)

Une fois les paramètres équivalents déterminés à l’aide d’un modèle homogène carac-
térisé, il devient nécessaire de représenter l’hétérogénéité en faisant varier certains para-
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mètres d’une grappe à l’autre. Dans notre modèle, seule la résistance série est concernée
par cette opération. Nous cherchons donc à caractériser une Distribution des Résistances
Internes (DRI) pour ce paramètre. Nous ne pouvons pas exploiter des mesures, qui sont
nécessairement une image globale du comportement de la cellule et non pas des images
locales. Nous utilisons donc un algorithme d’optimisation qui va rechercher la meilleure
DRI pour représenter la tension lors d’une opération. La méthode utilisée est présentée
dans la section suivante, avant de passer aux conditions expérimentales puis aux résultats
obtenus.

2.3.1 Choix d’une méthode d’optimisation

À partir des paramètres équivalents obtenus dans les parties précédentes, nous uti-
lisons un algorithme d’optimisation qui intègre l’algorithme de simulation pour simuler
la tension de la cellule en faisant varier la DRI jusqu’à avoir une erreur minimale. Celle-
ci est définie par la valeur RMS de la différence entre la tension mesurée et la tension
simulée pour chaque pas de temps dt pendant la durée de simulation, tsim, (eq. 2.16):

ErreurRMS =

√√√√ dt

tsim + dt

tsim∑
t=0

[(Emes,t − Esim,t)2] (2.16)

L’opération de moyenne se fait sur l’ensemble des points de simulation, qui sont au
nombre de 1+ tsim/dt : l’instant initial et les points associés au découpage de la durée de
la simulation en pas de temps de valeur dt. Le coefficient dt

tsim+dt correspond à 1
1+tsim/dt .

Le schéma logique de ces algorithmes et leurs enchainements sont présentés en figure
2.21.

Afin de simplifier la définition de la fonction d’optimisation, il est préférable d’uti-
liser des conductances au lieu des résistances. Elles permettent de calculer la conduc-
tance équivalente en sommant les conductances de chaque grappe, quand la résistance
équivalente est plus complexe à utiliser dans les bornes et les contraintes du problème
d’optimisation. Par soucis de clarté, nous utiliserons le terme résistance dans toute la
suite de ce manuscrit, mais l’application pratique se fait avec des conductances.

Pour obtenir le meilleur jeu de résistances, nous avons utilisé trois méthodes dis-
tinctes :

— Méthode DW : une méthode indirecte passant par une Distribution de Weibull;
— Méthode DL-IW : une méthode directe utilisant une Distribution Libre, Initiali-

sée par une distribution de Weibull;
— Méthode DL-IU : une méthode directe utilisant une Distribution Libre, Initiali-

sée par une distribution Uniforme.
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Figure 2.21 – schéma logique des algorithmes de simulation et d’optimisation

Méthode DW Elle vise à trouver la meilleure distribution de Weibull pour représenter
l’hétérogénéité au sein de la cellule, et ne vise pas à caractériser chaque valeur par
optimisation. Pour cette raison nous appelons cette méthode ”indirecte”. La DRI suit
une loi Weibull, dont la densité de probabilité est la suivante :

f(x;λ, k, θ) = k

λ
(x− θ

λ
)k−1exp−(x−θ

λ
)k (2.17)

Dans cette équation, k est le paramètre de forme, λ est le paramètre d’échelle, et θ
est le paramètre de position.

Cette densité de probabilité possède plusieurs avantages pour estimer la résistance
d’une cellule; ses valeurs sont strictement positives si ses coefficients sont positifs, et les
trois paramètres qui génèrent cette distribution permettent une grande variété de formes.
Damay et al. [Damay 17] ont utilisé dans leur article une loi de ce type pour modéliser
l’hétérogénéité de la cellule modélisée. Cette loi était optimisée à la main en cherchant
un jeu de valeur qui permettait de donner une simulation en tension satisfaisante, tant
au niveau de la valeur que de la forme.

En utilisant un algorithme d’optimisation pour trouver la meilleure distribution
de Weibull, nous obtenons rapidement une convergence vers une solution, car celle-ci
n’optimise que 3 paramètres qui sont

— Le facteur de position θ qui permet de faire varier la valeur minimale de la DRI
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2 Détermination des paramètres

— le facteur de forme k qui permet de modifier la forme de la distribution;
— la résistance équivalente Req qui assure que la résistance équivalente de la DRI

est respectée, c’est à dire qu’elle correspond à la valeur obtenue pour un modèle
homogène.

La valeur Req est définie comme étant égale à 1/Geq qui est définie comme la somme
des conductances séries des grappes :

Geq =
n∑

k=1
Gs,k (2.18)

Le facteur d’échelle de la distribution, λ, est déterminé par l’équation

λ = Req − θ∫ 1
0 (−log(1− y))1/kdt

(2.19)

Cependant les valeurs d’une telle distribution sont contraintes mathématiquement
par l’équation 2.17. Ainsi il n’est pas possible d’atteindre toutes les configurations des
valeurs des résistances. Comme il n’est pas prouvé que la distribution des résistances
internes d’une cellule suit une loi de Weibull, alors il est nécessaire de pouvoir définir
des valeurs qui ne rentrent pas dans ce cadre. De plus, dans un cadre de diagnostic, il
est souhaitable de pouvoir repérer des formes anormales de distribution. Pour cela, deux
nouvelles méthodes de détermination ont été définies : la méthode DL-IW et DL-IU.

Méthode DL-IW Elle a vocation à tirer parti du meilleur de la distribution de Wei-
bull, à savoir un temps de calcul rapide étant donné le faible nombre de paramètres à
optimiser, une grande variété de distributions couvertes, et de bons résultats de manière
générale avec de faibles erreurs RMS. À partir de ce premier résultat, nous définissons un
nouveau problème d’optimisation avec une variable par grappe : la valeur de la résistance
série. Nous prenons comme valeur initiale celle correspondant à la meilleure distribution
de Weibull et nous permettons une variation de celle-ci autour de cette valeur initiale.
Nous avons alors un problème d’optimisation avec autant de variables que de grappes,
et qui est donc plus long à résoudre. Cette méthode détermine directement chaque va-
leur des résistances qui composent la distribution, et c’est pour cela qu’elle est appelée
méthode ”directe”.

Afin de réduire le temps associé à la détermination de chaque résistance, il est
préférable de ne pas rechercher directement les valeurs des résistances mais la différence
entre deux valeurs successives. Cette différence est contrainte à être positive. Cela permet
dans un premier temps d’avoir une solution ordonnée, et évite de trouver des solutions
identiques permutées. Cela permet aussi d’être plus efficace pour l’algorithme si celui-ci
utilise une méthode des gradients pour aboutir à la meilleure solution, ce qui est le cas
pour notre algorithme. En effet une légère augmentation d’une seule valeur de résistance
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est susceptible d’apporter le même effet sur l’évolution de l’erreur, peu importe la grappe
sur laquelle l’algorithme travaille. Au contraire une légère augmentation sur la différence
entre deux grappes successives va se répercuter sur l’ensemble des grappes suivantes, ce
qui permet à l’algorithme d’optimisation de différencier les grappes. Enfin la conséquence
de ceci est de réduire considérablement le temps de recherche pour des algorithmes
utilisant cette méthode du gradient pour résoudre le problème d’optimisation.

Méthode DL-IU Elle a pour vocation de faire une contre-optimisation à la méthode
DL-IW, afin d’éviter une optimisation sur un minimum local de la fonction d’erreur, qui
pourrait être dû à une mauvaise initialisation de nos valeurs. Dans ce but, il a été décidé
de ne pas borner la recherche de solution, bien que celle-ci reste ordonnée, c’est à dire
que nous recherchons toujours une valeur initiale puis une différence entre deux valeurs
successives.

Ces méthodes présentes dans l’algorithme d’optimisation visent donc à trouver la
meilleure distribution pour simuler la tension la plus proche possible de celle mesurée
lors d’une décharge dans des conditions expérimentales définies et contrôlées.

2.3.2 Protocole expérimental pour la détermination de la DRI

Afin de caractériser la DRI, nous avons besoin d’au moins un test qui est un test
de caractérisation. Ce test permet de mesurer une tension qui nous servira à définir l’er-
reur entre la simulation et la mesure dans l’équation 2.16. D’autres tests peuvent être
effectués dans d’autres conditions de fonctionnement afin de pouvoir estimer, pour la
DRI déterminée, l’erreur que celle-ci entrâıne. Cela permet de tester l’hypothèse qu’une
DRI est valable pour plusieurs points de fonctionnement de la cellule. Cela est impor-
tant car il n’existe aucune preuve que la DRI que nous estimons est unique. Ainsi, avoir
une DRI qui permet de représenter le comportement d’une cellule dans un vaste panel
de situations, permet d’apporter des arguments en faveur d’une DRI représentative des
paramètres internes locaux de la cellule. Si cette condition est remplie, alors le suivi de
cette DRI dans le but d’obtenir des informations sur l’évolution des paramètres internes
de la cellule est envisageable.

Tous les tests seront des décharges à courant constant, entre la tension maximale et
la tension minimale de fonctionnement de la cellule. Nous reviendrons sur les détails de
ces tests pour chaque chimie en particulier.

Aspects thermiques communs à toutes les chimies testées
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Comme présenté lors de la détermination des paramètres, les valeurs des paramètres
varient avec la température. Dans la pratique, celle-ci est mesurée au centre de la plus
grande face de la cellule grâce à un thermocouple, car il s’agit de la température la plus
proche de celle de cœur [Damay 15b]. Notre modèle hétérogène se base sur une séparation
de la cellule en volumes élémentaires qui sont regroupés dans une grappe. Une cellule en
fonctionnement génère de la chaleur, cependant de nombreuses études montrent qu’une
cellule devient rapidement hétérogène en température. Par conséquent la température
varie selon la position spatiale considérée dans la cellule. Chaque volume élémentaire
est donc susceptible de posséder une température différente. Il est donc impossible de
définir une température de grappe car le modèle proposé n’est pas un modèle spatial :
une grappe contient une multitude de volumes élémentaires et aucune hypothèse n’est
faite concernant la position des différents volumes élémentaires que nous regroupons dans
une grappe.

Par conséquent la température à prendre en compte pour une certaine grappe peut
être différente de la température de surface mesurée. L’idéal est donc d’avoir une tem-
pérature la plus homogène possible dans toute la cellule afin d’être au plus proche de
la réalité avec une seule mesure. Pour cela nous avons donc décidé d’isoler thermique-
ment la cellule avec de la mousse de polyuréthane d’une largeur d’au moins 8 cm. Les
câbles d’alimentations sont eux aussi isolés par une gaine de mousse d’une épaisseur de 1
cm. Cela permet d’avoir un montage quasi-adiabatique qui limite les gradients internes
de température. La température mesurée sur une face de la cellule est alors considérée
comme représentative de l’ensemble de la cellule. La figure 2.22 présente le montage
expérimental dans son enceinte climatique.

Figure 2.22 – Conditions expérimentales de caractérisation de la DRI
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2.3 Détermination de la distribution des résistances internes (DRI)

Cette hypothèse est étayée par l’article de Damay et al. [Damay 15b], dans lequel
les échanges thermiques entre le cœur de la cellule et l’air ambiant, à travers la plus
grande face de la cellule, sont estimés. Dans cette étude, le coefficient d’échange ther-
mique entre le cœur et le centre de la plus grande face de la cellule, Rint est estimé à 0,8
W/K, tandis que le coefficient d’échange entre la surface et l’extérieur, Rext est estimé à
140 W/K avec de la mousse de polyuréthane. Puisque la différence entre Rint et Rext est
grande, nous pouvons considérer que la différence entre la température de cœur et celle de
surface est bien plus petite que la différence de température entre la surface et l’extérieur.

Dans le même article, une simulation de la température a été effectuée avec le modèle
thermique. Le modèle a été validé par une comparaison avec des mesures expérimentales
sur une décharge à un régime de 2C et cette simulation a donné un écart de tempéra-
ture entre le cœur et la surface compris entre 1 et 3°C pour une température de surface
comprise entre 25 et 40°C alors que la cellule était posée sur plaque thermorégulée. Dans
le cas de cette étude la cellule est posée sur de la mousse de polyuréthane, comme pré-
senté sur la figure 2.22 ,ce qui devrait encore réduire les gradients thermiques. Dans ces
conditions, l’hypothèse d’une température homogène au sein de la cellule est considérée
comme validée.

Le coefficient d’échange thermique entre la surface de la cellule et l’extérieur dépend
de l’épaisseur de polyuréthane et de la présence ou non d’une convection forcée. Le
montage expérimental étant plus isolant que dans l’article de Damay et al., l’hypothèse
d’une température homogène à l’intérieur de la cellule lors de l’essai est considérée valide.

Afin de réaliser des essais avec une température connue, l’ensemble de ce montage
quasi-adiabatique est placé dans une chambre climatique et un thermocouple est placé
sur la plus grande face de la cellule pour mesurer la température au cours de l’essai.

Les conditions expérimentales et les méthodes de déterminations ayant été présen-
tées, passons maintenant à l’application sur différentes technologies de cellules. Dans la
continuité des travaux de Damay et al. [Damay 17], nous commencerons par l’application
sur une cellule LFP/graphite avant de présenter l’application à nos cellules.

2.3.3 Application à une cellule LFP/graphite

Une cellule LFP possède un OCV relativement plat, de par le potentiel constant
du LFP sur une grande plage d’état de charge. Nous attendons donc une forte hété-
rogénéité sur cette chimie (voir section 1.2.5, page 36). Nous avons utilisé une cellule
LFP/Graphite de 40Ah, dont le courant limite en décharge continue est de 2C, et celui
en charge continue de 1C. Les limites en tension sont de 2,5 et 3,7V. La zone de tempé-
rature de fonctionnement est comprise entre -20 et 50 °C. La cellule étant relativement
âgée, sa capacité était d’environ 37,9 Ah au moment des essais. Cette cellule a été conser-
vée à température ambiante pendant environ 2 ans, tout en subissant plusieurs essais de
différentes natures pour les besoins expérimentaux de l’équipe de recherche. Aucun plan
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de vieillissement spécifique n’a été utilisé pour cette cellule. Ses tables de paramètres
avaient déjà été réalisées pour de travaux antérieurs. Elles ont été déterminées selon le
protocole présenté dans l’article de Damay et al. [Damay 15b].

La tension à vide de cette cellule est présentée sur la figure 2.23. Cet OCV possède
des plateaux de tension, notés I, II et III, séparés par des transitions de plateaux. La
première transition est celle qui intervient entre les plateaux I et II, la seconde entre les
plateaux II et III. Nous reparlerons de ces plateaux et de la forme de l’OCV dans la
section 2.3.3. Outre ces plateaux, nous observons une légère hystérésis entre un OCV de
charge et un OCV de décharge. Ces OCV ont été estimés en suivant la méthode proposée
par N. Damay dans sa thèse [Damay 15a] (pages 70 à 75).
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Figure 2.23 – OCV de la cellule LFP en fonction de sa profondeur de décharge

Nous avons utilisé cette cellule pour réaliser plusieurs décharges dans les conditions
présentées sur la table 2.5. Une de ces décharges est utilisée afin de caractériser la DRI
de cette cellule, les autres le sont pour réaliser différentes simulations afin de valider les
résultats générés par la DRI dans d’autres conditions expérimentales.

Le test de caractérisation consiste en une décharge à un régime de 2C, avec une
température initiale de 15°C. Les autres tests de validation sont des décharges avec une
température initiale de 14, 25 ou 38°C et des régimes de courant de 1 ou 2C.

Il est à noter que la température maximale autorisée a été atteinte lors du test à 2C
avec température initiale de 38°C, ce qui a donné une décharge partielle uniquement. Ce
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Température initiale 14°C 25°C 38°C
Courant

1C test de validation test de validation test de validation

2C test de caractérisation test de validation test de validation

Table 2.5 – Tests effectués sur la cellule LFP/graphite afin de caractériser la DRI puis
de la valider pour d’autres conditions expérimentales.

test n’a donc pas été utilisé par la suite, et nous n’avons pas simulé le comportement de
la cellule pour ce point de fonctionnement.

Justification du test de caractérisation

Notre modèle vise à représenter l’hétérogénéité de fonctionnement d’une cellule.
Ainsi une décharge qui provoque le comportement le plus hétérogène est la plus adaptée
pour caractériser la DRI de notre modèle. En se basant sur nos observations, notamment
dans les sections 1.2.4 et 1.2.5, nous avons déterminé que la décharge à température ini-
tiale la plus faible et au régime de courant le plus élevé était la plus susceptible de faire
ressortir un comportement hétérogène. Nous avons également tenté de caractériser des
DRI en nous basant sur d’autres décharges, mais les DRI ainsi déterminées donnaient
de plus grandes erreurs lors des tests de validation. Pour ces raisons théoriques et expé-
rimentales, cette décharge à faible température et fort courant a été conservée comme
test de caractérisation.

De plus, ce fort courant couplé à notre montage thermique quasi-adiabatique permet
une augmentation de la température interne de la cellule plus importante qu’à faible cou-
rant. Ceci permet de couvrir une plus large plage de température, qui semble permettre
à notre modèle d’être relativement robuste vis à vis des variations de température. Cet
effet est d’autant plus prononcé que la température initiale est faible, car cela augmente
la résistance initiale de la cellule, donc les pertes, et l’échauffement associé.

Distribution de résistances internes déterminées

Résultats de l’optimisation En utilisant les méthodes d’optimisation présentées dans
la section 2.3.1, en se basant sur la tension mesurée lors de l’essai de caractérisation et
en appliquant nos algorithmes couplés de simulation et d’optimisation, nous obtenons
les DRI présentées dans la figure 2.24.

Choix d’une méthode de caractérisation des DRI L’objectif de l’optimisation est d’ob-
tenir une distribution qui permette de simuler la tension de la cellule. Cependant nous
souhaitons également obtenir une distribution qui possède un sens physique, pour notre
besoin de diagnostic des paramètres physiques de la cellule. Puisque le but de la DRI
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Figure 2.24 – DRI déterminées par optimisation selon chacune des méthodes détaillées
dans la section 2.3.1.

est de suivre l’évolution des paramètres internes de la cellule, nous devons prendre avec
précaution les résultats issus de la méthode DW puisqu’il n’est pas prouvé que la DRI
suive une loi de Weibull. Cette méthode peut cependant être acceptable en tant qu’es-
timation, mais nous avons déterminé que la méthode DL-IW donne de meilleurs résultats.

La distribution obtenue par la méthode DL-IU est critiquable au niveau de sa forme.
Sur la figure 2.24 nous remarquons que la distribution associée à cette méthode possède
quelques valeurs identiques de résistances sur les grappes 16 à 19, suivies d’une valeur
bien plus importante sur la grappe 20. Une telle évolution, bien que possible, est considé-
rée moins plausible vis à vis de notre hypothèse d’un continuum des propriétés électriques
au sein d’une cellule, et également vis à vis de notre méthode de construction de notre
modèle électrique. Les résultats de la méthode DL-IW sont beaucoup plus réguliers, ce
qui est plus en accord avec ces considérations.

Il semble difficile d’automatiser l’ensemble des tests qui permettent à un expert de
déterminer à l’œil si une optimisation est satisfaisante ou pas. Dans ce cadre, nous avons
décidé d’utiliser une optimisation via une DL-IW qui possède l’avantage d’être rapide-
ment initialisée par une distribution de Weibull, tout en évitant a priori les solutions
purement mathématiques telles que proposées par une DL-IU qui est non contrainte.

Les tensions simulées associées sont présentées sur la figure 2.25. Avant de commenter
ces figures, précisons que la méthode DL-IU donne une tension similaire mais qui n’a
pas été représentée pour garder une figure claire.

Nous observons une estimation de la tension au cours de cet essai qui est acceptable,
avec une erreur RMS de 10,5 mV pour la simulation issue de la méthode DL-IW. Entre
les deux simulations, issues de distributions différentes, nous observons que la simulation
DL-IW donne des résultats très légèrement meilleurs.

Avant de commenter la forme de la tension, remarquons que l’évolution de la tem-
pérature est intéressante. Nous observons sur la figure 2.25 une augmentation de la
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Figure 2.25 – Température mesurée, tension mesurée et tensions simulées pour une
cellule LFP et un courant de 2C.

température de 15°C jusqu’à 43°C. L’allure linéaire de la courbe de température valide
expérimentalement la qualité du montage quasi-adiabatique. En effet s’il existait un re-
froidissement significatif de la cellule, alors une variation de la dérivée de la courbe de
température serait observée, jusqu’à éventuellement tendre vers un régime permanent
en température dans lequel toute la chaleur générée serait évacuée à travers les parois
de la cellule.

La dérivée initiale quasi nulle de la courbe de température pourrait être due au ré-
gime transitoire qui prend place à ce moment. Pendant celui-ci les capacités de notre mo-
dèle électrique se chargent, ce qui limite le courant dans les résistances et donc l’échauf-
fement associé. Également, comme la mesure de température s’effectue sur l’extérieur
de la plus grande face de la cellule, il est nécessaire que les parties internes de la cellule
montent en température avant que nous observions une variation significative de celle
de surface.

En ce qui concerne la tension mesurée, celle-ci possède une forme non triviale qui
est due à l’échauffement de la cellule et aux caractéristiques de sa tension à vide. Dans
les premières minutes, et à cause de la température froide, la résistance de la cellule est
élevée, et la surtension associée au passage du courant demandé fait fortement chuter
la tension de la cellule. Dans un second temps, après le régime transitoire qui a lieu
jusque 0,25h, la cellule se réchauffe, sa résistance et la surtension associée diminuent. De
par l’OCV constant des cellules LFP/graphite sur des plateaux, cette diminution de la
surtension se traduit par une augmentation de la tension mesurée. Ce phénomène a lieu
jusqu’à atteindre un SoC pour lequel la tension à vide commence à diminuer, c’est à dire
après le plateau III (voir la figure 2.23). À ce moment, la tension mesurée se stabilise,
puis chute lorsque la diminution de l’OCV devient plus rapide que la diminution de la
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surtension.

Afin de mieux apprécier l’évolution de la tension, nous proposons d’étudier la sur-
tension simulée par le modèle, telle que présentée dans la figure 2.26.
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Figure 2.26 – Surtensions estimées et simulées pour le test de caractérisation de la DRI
d’une cellule LFP.

Ces surtensions sont définies comme étant égales à la différence entre la mesure ou
la tension simulée, et la courbe d’OCV estimée. Nous observons que les variations de ces
surtensions sont bien représentées. Entre un DoD de 13% à 65%, nous avons estimé que
la diminution de la surtension est due à l’augmentation de température. Celle-ci contri-
bue à la réduction des résistances, et donc à la réduction de la surtension. Ce phénomène
permet de valider les tables de paramètres déterminées pour cette cellule de par le bon
comportement des résistances avec l’évolution de la température. Les augmentations pré-
sentes après 79% de DoD sont imputées au comportement hétérogène de la cellule en
fin de décharge du fait de la décharge avancée de certaines grappes. Cette partie permet
donc plutôt de valider la capacité de notre modèle à représenter l’hétérogénéité de la
cellule.

Afin de mieux représenter cette hétérogénéité, les tensions de chaque grappe ainsi
que les courants associés sont plus parlantes. Ces grandeurs sont représentées sur les
figures 2.27a et 2.27b.

Les tensions des grappes sont initialement identiques du fait de notre hypothèse
d’une cellule au repos qui est dans un état homogène. Par la suite, les différences des
courant entrainent une hétérogénéisation des SoC et des OCV des grappes. Cette hétéro-
généisation entraine une auto-régulation des courants des grappes qui vont petit à petit
être moins hétérogènes puis s’inverser. Le maximum d’hétérogénéité est atteint lorsque
les courants des grappes présentent tous une valeur similaire. À ce point, les différences
de courant antérieures ont entrainé des variations des SoC des grappes, qui se réduiront
à cause de l’inversion de la nappe des courants. Grâce à la figure 2.27b nous savons
donc que cela a lieu aux alentours de 65% DOD. La dispersion des valeurs des courants
est relativement élevée, puisque ceux-ci varient entre 0,2C et 3C. Des courants initiaux
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très élevés sont présents dans les premiers instants de la décharge du fait de l’écart type
important de la DRI. La régulation de ceux-ci est très rapide du fait des fortes variations
de l’OCV dans les premiers instants de la décharge.

Tests de validations

Une fois la DRI déterminée, il est nécessaire de la valider sur les tests de vérifica-
tion. Ceux-ci sont effectués dans le même montage expérimental, avec des conditions de
courant et température initiale différentes. La figure 2.28 présente les différentes ten-
sions simulées et les mesures de température et tension effectuées. Les erreurs RMS de
simulation sont également présentées.

(a) décharge 1C, Tini 15°C (b) décharge 1C , Tini 25°C

(c) décharge 1C, Tini 38°C (d) décharge 2C, Tini 25°C

Figure 2.28 – Température et tension mesurées, tensions simulées pour différentes
conditions

Pour chaque test de validation, nous observons une forme de tension simulée qui
correspond à celle de la tension mesurée. Cependant plusieurs écarts sont à noter. Dans
un premier temps il existe sur ces simulations de tension une influence de l’OCV. La
première transition de plateau de la figure 2.23, entre les plateaux I et II, se retrouve
sur les simulations, mais pas sur les mesures. Cette transition à tendance à disparâıtre
sur les mesures de tension effectuées sur des cellules LFP, et ceci d’autant plus que le
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régime de courant est élevé.

Dans nos simulations la cellule commence dans un état homogène, et chaque grappe
possède donc le même SoC. Or, cette hypothèse est discutable. Nous n’avons pas séparé
le comportement des électrodes dans notre modèle. Or, les chutes de tensions habituel-
lement observées en fin de charge ou de décharge ne sont liées qu’au comportement de
l’une des deux électrodes qui atteint sa limite de capacité. Cela laisse l’autre électrode à
un potentiel qui peut être source d’hétérogénéité. Notamment dans le cas d’une cellule
LFP/graphite, la fin de charge est liée au LFP qui atteint un très faible taux d’insertion.
Le graphite qui est en excès, a un potentiel invariant à ce moment du fait d’un plateau
d’OCV, ce qui donne un potentiel d’hétérogénéité très important. Dans le cas où l’état
initial de notre modèle est hétérogène avec des différences de SoC, il est attendu que
cette première transition de plateau de l’OCV soit moins marquée, comme cela est le cas
pour la seconde transition de plateau qui a lieu entre les plateaux II et III.

De même, au moins deux études peuvent contribuer à améliorer la précision de ce
modèle, outre la séparation des comportements de chaque électrode :

— la prise en compte de la différence entre la température de surface et celle de
cœur;

— la complexité du modèle homogène qui peut être augmentée.

Ces simulations dans des conditions différentes de celles du test de caractérisation
nous permettent de valider que la DRI qui a été déterminée, avec les tables de para-
mètres associées, nous permettent de simuler le comportement de la cellule dans d’autres
conditions d’utilisation. Pour autant, l’objectif de cette étude n’est pas de proposer un
modèle capable de simuler le comportement de la cellule dans des conditions d’utilisa-
tion diverses, mais de tester son exploitation comme outil de diagnostic. À partir de
ce résultat sur une cellule LFP, nous sommes ensuite passés à d’autres technologies de
cellules, pour lesquelles nous avons dû construire les tables de paramètres, selon les mé-
thodes présentées dans la section 2.2. Nous avons alors cherché à caractériser une DRI
qui permette de modéliser le comportement de la cellule pour le test de caractérisation.

2.3.4 Application à une cellule non LFP

Le passage de ce modèle vers des cellules non LFP permet de tester le passage
d’une cellule possédant un OCV avec un potentiel d’hétérogénéité élevé vers une cellule
avec un OCV dont le potentiel d’hétérogénéité est plus réduit. En conséquence de quoi,
l’hypothèse d’une non-dépendance des paramètres à l’état de charge devient plus contrai-
gnante. L’effet de lissage de la tension lors des opérations à courant constant devrait être
moins marqué sur ces cellules, puisque l’hétérogénéité de celle-ci est moindre que pour
une cellule LFP, dans les mêmes conditions de décharge. Même si ces cellules possèdent
une électrode en graphite qui peut avoir une forte hétérogénéité, la non-séparation des
électrodes nous oblige à nous baser sur l’OCV qui présente un potentiel d’hétérogénéité
maximal pour le LFP.
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Nous avons tout d’abord commencé par la cellule qui présente le potentiel d’hété-
rogénéité le plus élevé parmi la cellule A et la cellule B. Il s’agit de la cellule B de par
la forme de son OCV qui possède des zones de pente faible, séparées par ce que nous
appellerons des transitions de plateaux.

Caractérisation de la DRI de cellules B

En début de vie des cellules, nous avions effectué des tests, et parmi eux celui retenu
pour caractériser la DRI. Nous avons donc 3 cellules pour lesquelles nous avons des tests
exploitables de DRI en début de vie.

La tension à vide de la cellule B est présentée sur la figure 2.29. Cet OCV ne présente
pas de plateaux à proprement parler, mais plusieurs zones, numérotées de I à III, pré-
sentent cependant des pentes relativement faibles par rapport au reste de l’OCV. Suite
aux discussions menées dans la partie 1.2.5, nous nous attendons donc à observer une
hétérogénéité accrue sur ces zones.
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État de charge - %
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OCV de la batterie B

OCV en charge
OCV en décharge

III

II
I

Figure 2.29 – Tension à vide de la cellule B.

Afin de caractériser la DRI de ces cellules, le même test de caractérisation que celui
pour les cellules LFP a été utilisé. Il s’agit donc d’une décharge en montage quasi-
adiabatique à courant continu et fort régime. Ici nous avons choisi un régime de 2C. Ce
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test a été réalisé au début de leur vie sur trois cellules, ce qui nous permet de comparer
les DRI obtenues.

Distribution des résistances internes déterminées

Les distributions déterminées pour chacune des cellules en début de vie sont sem-
blables. La figure 2.30 présente sur une même figure les DRI issues de la méthode DL-IW
pour chacune des cellules.
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Figure 2.30 – DRI des trois cellules en début de vie, avec une optimisation par la
méthode DL-IW.

Nous observons une similitude de forme et également de valeur. Ce résultat est
cohérent avec le fait que les trois cellules proviennent d’un même lot, sont dans un état
de santé similaire et ont subi le même test. Cependant cette similitude nous permet de
faire l’hypothèse que toutes nos cellules présentent une DRI de ce type en début de leur
vie. Cela sera exploité dans le chapitre 3 afin de comparer des cellules aux états de santé
différents, pour lesquelles ce test n’avait pas été réalisé.

Les autres méthodes de recherche de la DRI donnent, comme pour la cellule LFP, des
résultats similaires. La figure 2.31 présente les résultats de l’optimisation pour une seule
des cellules. Les autres cellules présentent des résultats d’optimisation très similaires.

Notons tout de même que les DRI issues de la méthode DW sont très proches de la
DRI issue de la méthode DL-IW. La seconde est basée sur les résultats de la première, et
doit les améliorer pour détecter des points anormaux. Cependant les variations consta-
tées sont faibles, et la rentabilité de mener une optimisation supplémentaire, pour des
systèmes embarqués par exemple, est une question qui n’a pas été étudiée en profondeur.

Comme pour les cellules LFP, la méthode de recherche DL-IU donne des résultats du
même ordre mais avec une forme différente. Nous retrouvons dans une moindre mesure le
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Figure 2.31 – DRI déterminées en utilisant les trois méthodes présentées, pour la cel-
lule B.

même plateau que pour les cellules LFP qui nous avait poussé à juger cette distribution
moins probable. Pour la même raison, cette distribution sera écartée de la suite. Cepen-
dant sa caractérisation nous permet d’observer des valeurs générales et une allure qui
n’est pas totalement incohérente. De même, la valeur de la dernière grappe est similaire
aux valeurs des deux autres méthodes. Son rôle de contre-optimisation aboutit donc sur
une DRI non retenue, mais en accord avec les autres.

Résultats de l’optimisation

Ces distributions permettent d’obtenir des simulations de tensions telles que celles
présentées sur la figure 2.32. L’erreur RMS de cette simulation est de 13,20 mV.

Sur cette figure nous observons une bonne estimation de la tension par rapport à
celle mesurée. Tout comme pour le LFP nous notons plusieurs particularités intéres-
santes. Tout d’abord la première transition de plateau de l’OCV de la cellule B est plus
marquée sur cette simulation (et sur celles des autres cellules) que sur la mesure. Les
effets de l’hétérogénéité des résistances des grappes sur le lissage de la tension ont été
présentés précédemment, et nous estimons donc que le modèle ne présente pas un degré
d’hétérogénéité suffisant lors de cette transition pour la modéliser correctement. Cela
remet en cause notre hypothèse de travail qui est de partir d’un état homogène pour
la cellule, c’est-à-dire que toutes les grappes ont le même OCV à l’instant initial. No-
tamment, notons que sur une cellule LFP, les pentes de l’OCV dans les états de charge
extrêmes entraine un potentiel d’hétérogénéité faible, voire nul. Or pour cette cellule,
l’OCV aux alentours de 100% d’état de charge ne possède pas de pente importante mais
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Figure 2.32 – Tension mesurée, simulée, et température mesurée au cours de l’essai de
caractérisation de la DRI pour la cellule B.

reste dans la continuité du ”plateau” noté I. Ce plateau implique un potentiel d’hétérogé-
néité non nul, pour le graphite comme nous l’avons vu, mais également pour l’électrode
positive. Ainsi, des différences d’états de charge des grappes pourraient subsister malgré
une relaxation, et avant le début d’une décharge.

La seconde transition de plateau de l’OCV des cellules B (vers 32Ah de DoD) est
également plus marquée sur nos simulations que sur les mesures. À ce niveau de DoD,
l’hétérogénéité du modèle a normalement eu le temps de s’installer et un effet de lissage
plus important était attendu. Plusieurs causes peuvent freiner cette installation d’une
hétérogénéité en SoC parmi les grappes, ce qui réduit cet effet de lissage.

Premièrement, un OCV trop variable, comme celui présent entre 30% et 60% de
SoC, est un frein à cette hétérogénéité. Ce sujet avait été discuté dans le chapitre 1 en
section 1.2.5. Enfin, l’autre phénomène qui peut freiner l’hétérogénéisation est la valeur
de la résistance série par rapport aux autres valeurs de résistances. Dans le cas théorique
où la résistance série représente 80% de la résistance totale de la grappe alors les écarts
de résistances grappe à grappe dû à la DRI sont importants. Dans notre cas et pour
la cellule B, la résistance série représente 14% à basse température de la résistance de
grappe et jusque 30% à plus haute température. Ainsi les variations de résistances dues
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à la DRI ne se retrouvent pas de manière très significative sur les résistances totales
des grappes, ce qui limite l’effet d’hétérogénéisation lié au courant grâce à une variation
grappe à grappe des résistances.

Ces deux particularités apportent une simulation qui, bien que satisfaisante pour un
modèle homogène sans variation de paramètres avec le SoC, n’est pas une représentation
complète des possibilités du modèle qui a été mis en place. Cela remet en question notre
travail bibliographique sur le paramètre le plus à même de représenter l’hétérogénéité
au sein d’une cellule. Des simulations annexes qui font varier d’autres paramètres, à
savoir la résistance de diffusion uniquement ou la résistance surfacique uniquement n’ont
cependant pas donné de meilleurs résultats.

En ce qui concerne les phénomènes thermiques, l’augmentation de température de
surface est linéaire sur toute la décharge après le régime transitoire. Cela valide la qualité
quasi-adiabatique du montage expérimental, et nous permet de valider l’hypothèse de
gradients de température qui sont minimisés entre l’intérieur et l’extérieur de la cellule.

Les formes des surtensions estimées pour cette cellule sont celles présentées sur la
figure 2.33. Les variations des surtensions sont là aussi dues à deux effets qui sont l’aug-
mentation de la température de la cellule, et l’hétérogénéité de celle-ci. Les surtensions
mesurées et estimées sont proches. Lors de la première transition de plateau notamment,
les surtensions mesurées et simulées présentent une augmentation abrupte. Ce compor-
tement se retrouve en partie sur la transition du ”plateau” II vers le ”plateau” III, c’est
à dire entre un DoD de 65% à 85% où la valeur de la surtension augmente rapidement.
Au contraire, sur le ”plateau” II, la surtension augmente, comme si l’hétérogénéité de la
cellule augmentait la résistance apparente. Ce phénomène n’est cependant pas retrouvé
sur nos simulations. Cependant, en fin de décharge après 80% de DoD, les variations
rapides de la surtension mesurée sont retrouvées dans la surtension simulée Cet effet
pourrait être dû à la présence du ”plateau” III sur lequel le potentiel d’hétérogénéité est
important.

En analysant les OCV des grappes présentés en figure 2.34, nous observons que la
première transition de plateau s’effectue aux alentours de 35% de DoD, ce qui correspond
à l’augmentation abrupte de la surtension. La seconde aux alentours de 75%, ce qui est
après le début de l’augmentation de la surtension, ce qui ne corrobore pas tout à fait nos
analyses. Enfin, la forte pente de fin de décharge se situe aux alentours de 90% DOD
pour la majorité des grappes, excepté la plus résistive qui franchit cette transition autour
de 95% de DoD.

Sur la figure 2.35 nous observons qu’avant chaque zone plus pentue de l’OCV il
existe une variation des courants, qui tendent à ré-homogénéiser la cellule. Cependant
les courants observés sont bien moins hétérogènes que sur la cellule LFP étudiée pré-
cédemment, qui présentait des courants allant de 0,2C à 3C. Ici les courants évoluent
entre 1,6 et 2,4C de manière générale, avec un pic à 3,6C en fin de décharge. Ceci était
attendu, à cause du potentiel d’hétérogénéité moindre de cette chimie par rapport au
LFP/graphite. De même que pour la cellule LFP nous observons une inversion des cou-
rants après un certain état de charge. Ceci correspond ici à la seconde transition de
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2.3 Détermination de la distribution des résistances internes (DRI)

0  10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

DoD - %

-0.25

-0.2

-0.15

-0.1

-0.05

0

0.05

T
en

si
on

 -
 V

Surtensions

surtension mes
surtension sim

Figure 2.33 – Surtensions estimée et simulée pour un modèle multigrappe composé de
10 grappes pour une cellule B.

plateaux, c’est à dire le lieu où la tension à vide présente une pente plus élevée que
précédemment. Cette pente plus élevée amène une ré-homogénéisation des grappes, ce
qui passe par une inversion des courants pour contrebalancer l’hétérogénéité instaurée
précédemment lors des zones d’OCV à pente plus faible.

À la lumière de la surtension, des OCV des grappes et des courants des grappes,
nous supposons qu’en dehors des régimes transitoires et des effets thermiques forts, une
zone faiblement pentue de l’OCV (40% à 60% de DoD par exemple) entrâıne une hété-
rogénéisation des courants, et une augmentation de la valeur absolue de la surtension.
Au contraire, une zone de transition de plateau (30% à 40% de DoD ou 70% à 90% de
DoD) entrâıne une ré homogénéisation des courants ce qui diminue la valeur absolue
de la surtension. Le sursaut de la surtension en extrême fin de décharge pourrait dans
ce cas être dû à la dernière grappe qui franchit le plateau III à ces instants. L’impact
d’une résistance élevée dans la DRI pourrait en ce sens avoir un impact visible sur une
mesure de surtension. Cependant ce lien reste à ce jour à étudier afin d’en tirer plus de
certitudes. Une perspective intéressante serait de se passer des variations thermiques en
estimant une ”résistance équivalente à 20°C” grâces aux tables d’évolution des différentes
contribution ohmiques, afin d’analyser son évolution au cours du temps en fonction de
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2 Détermination des paramètres
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Figure 2.34 – Tensions à vide de chacune des grappes pour un modèle multigrappe
composé de 10 grappes.

la forme de l’OCV et de la DRI.

Le montage thermique étant validé, et la DRI donnant des résultats corrects en
termes de tension, nous concluons que la caractérisation d’une DRI pour une cellule B
est possible. En reprenant les conclusions que nous avions sur une cellule LFP, nous sup-
posons que celle-ci permet, sans variation des paramètres avec l’état de charge, d’estimer
la tension de ces cellules pour plusieurs situations. À ce titre, les DRI déterminées pour
les cellules B sont considérées comme représentatives de leurs résistances internes.

Caractérisation de la DRI d’une cellule A

Nous avons dans un second temps étudié des cellules A. Ces cellules, à la différence
des cellules LFP et des cellules B utilisées précédemment, ne présentent pas de plateau
sur leur OCV. Ce dernier est présenté sur la figure 2.36.

Du fait de l’absence de plateau de tension, et sur la base des observations et des
analyses des cellules LFP et B, nous ne nous attendons pas à avoir une grande hété-
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Figure 2.35 – Courants locaux dans chacune des grappes pour un modèle multigrappe
composé de 10 grappes.

rogénéité en courant dans ces cellules, et donc pas de grande hétérogénéité en SoC au
cours des décharges. Par conséquent ce type de cellule, c’est à dire avec un OCV pentu,
représente le cas le plus défavorable pour exploiter notre modèle.

Tout comme pour la cellule B, nous avions réalisé des tests de caractérisation de la
DRI sur 3 cellules au début de leurs vies. La cellule A est une cellule typée puissance, et
les tests que nous avions initialement effectués en début de vie pour caractériser la DRI
ne sont pas des tests identiques à ceux de caractérisation de DRI des cellules LFP et de
type B. Pour cette cellule le régime de courant utilisé initialement était de 4C et non
pas de 2C.

Distribution des résistances internes déterminées

Dans le premier cas, les DRI déterminées pour les trois cellules ayant passés le test
de caractérisation sont toutes très proches, comme dans le cas des cellules de type B.
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Figure 2.36 – Tension à vide de la cellule A.

Les résultats obtenus sont présentés sur la figure 2.37. Sur cette figure ne sont présentées
que les distributions issues de la méthode DL-IW.

Tout comme pour les cellules de type B, nous notons une similitude des formes et
des valeurs de ces DRI. La conclusion est donc la même : nous supposerons dans cette
étude que n’importe quelle cellule de type A en début de vie possède une DRI de cette
forme.

Les autres méthodes de recherche donnent des résultats similaires vis-à-vis du com-
portement observé sur les autres cellules. La figure 2.38 présente les résultats obtenus
pour les cellules de type A. Sur cette figure, et comme attendu grâce aux résultats précé-
dents, nous observons une forte similarité entre les DRI obtenues par les méthodes DW
et DL-IW. La DRI issue de la méthode DL-IU donne quant à elle un plateau de valeurs
quasi identiques sur la seconde partie des grappes. Pour cette raison, et comme pour les
cellules de type B, nous n’exploiterons pas cette méthode par la suite, et favoriserons la
méthode DL-IW.

Résultats de l’optimisation

La DRI déterminée permet d’obtenir de bonnes simulations de la tension mesurée
lors des essais. La figure 2.39 présente les mesures de tension et de température au cours
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Figure 2.37 – DRI des trois cellules en début de vie, avec une détermination par la
méthode DL-IW.

de l’essai utilisé pour le test de caractérisation, ainsi que la tension simulée. Pour cet
essai, l’erreur RMS est de 6,07 mV. L’OCV ne comportant pas de plateaux, il est difficile
de juger de la qualité de la simulation sur ces aspects de transition, qui représentent
l’hétérogénéité de la cellule. Cependant pour un modèle électrique simple et dont les
paramètres ne possèdent pas de dépendance à l’état de charge, l’erreur RMS obtenue sur
cette simulation est très bonne. En fin de décharge, nous observons une chute de tension
prématurée de la mesure, ce qui peut être dû à un phénomène non pris en compte, ou
une hétérogénéité trop faible de notre modèle.

La courbe de température présentée sur la même figure permet là encore de valider
la qualité de notre montage quasi adiabatique puisqu’après un régime transitoire, la
température augmente de manière quasi linéaire.

Comme nous l’avions prévu, les OCV des grappes et les courants locaux ne présentent
pas ou très peu d’hétérogénéité, ce qui limite les analyses du modèle pour cette cellule.
Ces grandeurs sont représentées sur les figures 2.40a et 2.40b.

Le comportement de cette cellule est quasiment identique pour un modèle homogène
et pour notre modèle hétérogène : les courants sont très peu distribués, et les OCV
également. Pourtant la DRI est bien plus hétérogène que pour les cellules de type B
puisque la plus grande valeur est 9 fois plus élevée que la plus faible. Pour les cellules
de type B ce rapport était d’environ 3. Malgré cela, la pente de l’OCV semble forcer
la cellule à un comportement homogène. La forte pente de l’OCV permet certainement
à l’algorithme d’optimisation d’aller chercher de fortes variations de la DRI avec un
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Figure 2.38 – DRI déterminées en utilisant les trois méthodes présentées, pour la cel-
lule A.

impact limité sur la tension associée. Sur ce type de cellules, l’établissement d’un modèle
hétérogène est complexe pour au moins une autre raison : la forte pente de l’OCV incite
à augmenter le régime de courant, ici 4C. Or plus le régime de courant est élevé, plus le
test est court. Cela laisse peu de temps à certaines contributions, telle que la diffusion, de
s’exprimer. La figure 2.41 présente la surtension mesurée ainsi que la surtension estimée
afin d’illustrer ceci.

Les surtensions sont majoritairement composées du régime transitoire avec des va-
leurs qui évoluent jusqu’à au moins 50% de DOD avant que les effets de la température
soient visibles, via une diminution de la surtension. Ainsi, si l’augmentation du courant
peut mener à une augmentation de l’hétérogénéité, voire une apparition de celle-ci, la
durée du test s’en retrouve diminué rapidement, ce qui limite ses effets. Il semble donc
complexe de trouver un régime de courant permettant de visualiser le plein développe-
ment de l’hétérogénéité de la DRI pour des cellules dont les OCV sont de cette forme.

Cependant, et comme pour les cellules B, nous considérerons que la DRI déterminée
via ce test pour les cellules de ce type est fiable. Cette cellule ne comportant pas de
plateaux de tension, aucune transition de plateau ne risque de venir modifier sponta-
nément la surtension, ainsi malgré une caractérisation difficile, un modèle hétérogène
avec des tables de paramètres bien construites comme cela semble être le cas au vu des
surtensions doit permettre de modéliser le comportement de cette cellule.
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Figure 2.39 – Tension mesurée, simulée, et température mesurée au cours de l’essai de
caractérisation de la DRI pour la cellule A.
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Figure 2.40 – (a) OCV des grappes et (b) courants des grappes tels que simulés au
cours de l’essai de caractérisation de la DRI pour la cellule A.
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Figure 2.41 – Surtensions estimée et simulée pour un modèle multigrappe composé de
10 grappes pour une cellule A.

Conclusion de la détermination des paramètres

La détermination des paramètres d’une cellule passe nécessairement par un circuit
électrique équivalent, homogène. Afin de déterminer les paramètres de celui-ci, des me-
sures issues d’EIS ont été utilisées pour déterminer les résistances série et de surface, car
leurs valeurs sont trop faibles pour être déterminées correctement avec un essai GITT.
Leurs dépendances en courant et température ont été modélisées par une loi analytique
qui est validée par nos mesures.

Les dynamiques de double couche, de diffusion, ainsi que la résistance de diffusion
ont été déterminées grâce à une nouvelle méthode d’estimation de l’OCV. Celle-ci permet
d’estimer l’OCV équivalent présenté en section 1.2.5. Cette méthode a permis de mettre
en évidence une non-dépendance à l’état de charge pour les dynamiques de diffusion,
et de retrouver des formes de surtensions en accord avec l’étude théorique du circuit
électrique retenu.

À partir de ce modèle homogène, la transition vers le modèle hétérogène se fait
en déterminant une DRI. Ceci a été effectué grâce à une méthode d’optimisation qui
vise à reproduire la tension lors de la décharge d’une cellule. La DRI ainsi déterminée
permet en outre de modéliser le comportement de la cellule dans d’autres situations
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ce qui permet d’affirmer qu’elle représente les paramètres internes de la cellule. Cette
détermination a été réalisée pour trois chimies de batteries, de la plus encline à présenter
un comportement hétérogène jusqu’à la moins encline.

Afin de pouvoir exploiter le suivi de la DRI comme méthode de diagnostic, il est
nécessaire de suivre la DRI au cours de la vie de la cellule. Dans ce sens, il est nécessaire
de faire vieillir des cellules pour les observer à différents stades de leurs vies. Ceci est
l’objet du chapitre suivant.
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3 Suivi du vieillissement calendaire

Les cellules lithium-ion se dégradent au cours du temps comme tout objet. Il est
important de différencier les facteurs externes, les phénomènes provoqués par ces facteurs
externes et les conséquences, microscopiques et macroscopiques de ces phénomènes. Nous
présenterons donc dans une première section les phénomènes liés au vieillissement des
cellules. Dans une seconde section nous présenterons les résultats d’une campagne de
vieillissement que nous avons menée en parallèle des travaux de cette thèse. Les méthodes
de suivi des dégradations seront présentées en section trois, et la dernière section sera
consacrée à l’exploitation du modèle multigrappe comme outil de diagnostic.

3.1 Dégradations des cellules lithium ion

Les cellules lithium-ion sont soumises à des dégradations qui apparaissent au cours
de leurs vies. Ces dégradations sont le résultat de phénomènes qui sont provoqués par des
facteurs externes. Les facteurs externes sont donc la cause, les phénomènes sont le moyen,
et les dégradations le résultat. Les lecteurs intéressés par ces aspects trouveront plus de
détails dans l’annexe 2 et notamment un état de l’art des dégradations susceptibles de
toucher chaque chimie d’électrode commercialisée.

3.1.1 Phénomènes de dégradation des cellules

On retrouve dans la littérature de nombreux articles et revues qui traitent de ce su-
jet, cependant la revue de Vetter et al. [Vetter 05] et dans une moindre mesure celle de
Broussely et al. [Broussely 05] sont largement citées dans la communauté et sont riches
de renseignements. Sur la base de leurs travaux, nous proposons de regrouper les phé-
nomènes en 2 groupes distincts : les réactions chimiques indésirables et les changements
structurels des matériaux.

Réactions chimiques indésirables

Lors de la création de la cellule, certains éléments chimiques indésirables, notam-
ment l’oxygène et l’eau, peuvent pénétrer dans celle-ci. Au cours de la vie de la cellule
ces éléments, ainsi que d’autres présents volontairement, vont réagir selon des réactions
indésirables.
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La réaction la plus connue est la croissance de la SEI. La SEI, Solid Electrolyte In-
terphase, est une couche de passivation qui se crée à l’interface graphite/électrolyte de
l’électrode négative de graphite. Celle-ci est nécessaire au fonctionnement de la cellule en
passivant l’électrode négative qui réagirait sinon avec l’électrolyte. Cette couche se crée
naturellement dès les premiers cycles de charge et décharge d’une cellule. Cette réaction
consomme des ions lithium. Sa conséquence est donc une diminution de la capacité de
la cellule, qui est anticipée à la création de la cellule par les constructeurs. Cette couche
augmente également la résistance.

Au cours de la vie de la cellule cette couche va se modifier en consommant davantage
de lithium via plusieurs évènements :

— Elle peut se fissurer, notamment à cause du changement de volume de l’électrode
négative lors de la charge de la cellule, de l’ordre de 10% [Vetter 05] et se dis-
soudre dans l’électrolyte.

— Une température élevée contribue au développement de la SEI en augmentant la
vitesse de réaction de la formation de celle-ci.

— La corrosion des collecteurs de courant de l’électrode positive à haut SoC et
haute température produit des cations métalliques qui vont catalyser la réaction
de formation de la SEI [Eduardo 17, Do 10].

Une autre réaction chimique indésirable est le dépôt de lithium métal sur l’électrode
de graphite. Du fait de son bas potentiel, il existe un risque que celui-ci devienne négatif
par rapport à celui du couple d’oxydoréduction Li+/Li auquel cas les atomes de lithium
vont s’agglomérer sous forme métallique sur l’électrode. Tous les évènements susceptibles
de modifier la valeur du potentiel de l’électrode négative, vue par un ion lithium, favo-
risent ce phénomène :

— Une température froide car cela augmente les résistances internes, et donc la
surtension liée au courant. Cela contribue donc à diminuer le potentiel apparent
de l’électrode ;

— Un courant de recharge élevé (en décharge, le potentiel apparent est supérieur à
celui de l’électrode au repos). Pour les mêmes raisons que la température, cela
contribue à abaisser le potentiel apparent via la surtension générée ;

— Une surcharge de l’électrode qui peut amener le potentiel d’équilibre sous les
0V par rapport au couple Li+/Li ce qui génère des dépôts de lithium métal de
manière certaine.

La conséquence de ce phénomène est une perte de lithium, donc de capacité, et
une isolation ionique de certaines parties de l’électrode car la couche de lithium métal
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empêche les futurs ions d’accéder à la partie de l’électrode qu’elle couvre. Ce phénomène
est parfois appelé clogging, ce que l’on pourrait traduire par encrassement de l’électrode.

De même que les électrodes peuvent être attaquées chimiquement, l’électrolyte est
lui aussi soumis à un risque d’oxydation. La présence d’eau introduite par exemple via
l’humidité lors de la fabrication ou la présence d’alcool peuvent amorcer des réactions
parasites au sein de l’électrolyte, menant à des films de passivation supplémentaires en
surface des électrodes [Lux 12], ce qui encrasse d’autant plus les électrodes.

Changements structurels des matériaux

Lors de l’utilisation d’une cellule, diverses parties vont subir des efforts qui sont mé-
caniques et électrochimiques. Ces efforts peuvent entrainer des changements structurels
des électrodes.

Du fait d’instabilités électrochimiques lors de la création de la matière active, il est
possible dans les électrodes positives de voir des ions de la matrice d’insertion prendre
la place d’un ion lithium comme présenté dans la figure 6.3 afin de minimiser des forces
électriques au sein de la matière active.

Figure 3.1 – mécanisme de base du désordre structurel.
Issue de [Vetter 05]

Les insertions/désinsertions des ions lithium dans les sites d’insertion vont constam-
ment faire varier le potentiel local des électrodes. Ces changements de potentiels, surtout
s’ils sont concentrés localement, peuvent également entrainer une corrosion des collec-
teurs de courant en cuivre et en aluminium. Les électrodes négatives se corrodent en cas
de sur-décharge, celles des électrodes positives en cas de surcharge. Dans les deux cas,
ces phénomènes sont susceptibles de libérer des cations métalliques qui peuvent servir
de catalyseur à des réactions chimiques indésirables (notamment la croissance de la SEI
[Eduardo 17, Do 10]).

Enfin, lors de la recharge, certains éléments de l’électrolyte, plus volumineux qu’un
atome de lithium peuvent venir s’insérer dans les plans de graphite, ce qui les détériore
et réduit leur capacité d’accueil. Des variations normales de volume liées à l’insertion
du lithium peuvent également dégrader le liant utilisé dans la fabrication des matières
actives des électrodes, les liaisons électroniques entre la matière active et le collecteur,
ou les collecteurs eux-mêmes.
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3.1.2 Facteurs externes

Tous les phénomènes que nous venons de voir ont lieu naturellement dans une cel-
lule lithium-ion. Cependant ils sont activés plus ou moins fortement selon l’usage de la
cellule et son environnement. Parmi les causes principales qui favorisent des phénomènes
dégradants, nous retrouvons la tension de la cellule. Dépendante des potentiels des deux
électrodes, une tension mal mâıtrisée peut être responsable de potentiels trop faibles au
niveau de l’électrode négative, ou de potentiels trop élevés au niveau de l’électrode posi-
tive. Ces potentiels vont également affecter l’électrolyte. La température est également
un facteur très important, car moins facilement mâıtrisée que la tension. De nombreuses
réactions chimiques ont une vitesse de réaction qui dépend de la température via une loi
d’Arrhenius (eq. 3.1)

vreaction(t) = A · exp(−Ea
R · T

) (3.1)

Où A est un facteur pré-exponentiel qui dépend de la fréquence des collisions de la
réaction, Ea une énergie d’activation nécessaire à l’activation de la réaction, R est la
constante des gaz parfaits et T est la température en Kelvin.
Limiter la température permet donc de limiter la vitesse à laquelle les réactions parasites
ont lieu. Enfin une température faible peut mener au dépôt de lithium métal.

D’autres facteurs ont une importance, mais ils sont moins cruciaux que la tension et
la température. Parmi ceux-ci :

— la profondeur de décharge ;

— le courant d’utilisation ;

— les contraintes mécaniques exercées sur la cellule ;

— son historique d’utilisation.

Il apparait que, selon la chimie de la cellule, certains états de charge sont plus dé-
gradants que d’autres, notamment si un changement de phase d’une électrode apparait
pendant l’exploitation. Mâıtriser la profondeur de décharge peut donc limiter ce phéno-
mène.

Le courant, de par les surtensions qu’il provoque, modifie la tension aux bornes
comme nous l’avons expliqué dans la partie dédiée au dépôt de lithium métal. Bien
souvent la cellule atteint ses seuils de tension maximale ou minimale avant d’avoir pu
fournir toute l’énergie stockée. De plus selon le profil de la cellule, énergie ou puissance,
l’impact d’un même courant relatif (1C par exemple) n’est pas le même [Dubarry 14].
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Les contraintes mécaniques sur la cellule peuvent être une source de dégradations
accélérées, notamment là où la pression est importante, que cela soit au niveau des plis et
enroulements des couches de collecteurs et séparateurs ou à cause d’une force extérieure
[Bach 17, Barai 17a]. Sur ces zones où la pression n’est pas homogène, des dépôts de
lithium métal sont plus susceptibles d’être observés. Cependant, une pression modérée
sur la cellule permet d’éviter son gonflement dans le cas d’un format poche. Barai et
al. [Barai 17a] ont mis en évidence une diminution de la perte de capacité sous pression
(de 11 à 8,4%), mais une augmentation de la perte de puissance (de 7,5 à 18%), liée à
l’augmentation de résistance interne.

Concernant l’historique d’utilisation des cellules, depuis au moins 2011 [Gering 11],
la question de la dépendance du vieillissement à l’usage précédent est posée. Un usage
A puis un usage B ne donnerait donc pas les mêmes dégradations qu’un usage B puis
un usage A. Récemment, Dubarry et al. ont publié un article en faveur de cet aspect
[Dubarry 18]. Ce phénomène n’est pas encore bien compris, mais l’étude de ce domaine
pourrait amener à découvrir des suites d’états moins dégradantes que d’autres, ce qui
peut amener à des protocoles de charge ou de décharge optimisés pour limiter les dégra-
dations de la cellule.

3.1.3 Dégradations macroscopiques

Les conséquences visibles au niveau de la cellule sont classiquement de deux types :
la perte de capacité et l’augmentation de sa résistance interne.

Les variations de ces grandeurs physiques sont en réalité dues à trois conséquences
distinctes, que nous ne chercherons pas à séparer lors de la mesure de ces deux variables.
Il s’agit premièrement de la perte de lithium cyclable, c’est à dire à la perte d’ions
ou d’atomes de lithium susceptibles de s’insérer et de se désinsérer dans les électrodes.
Cette conséquence est souvent liée à la SEI ou au dépôt de lithium métal. Deuxièmement
existe la perte de matière active à l’électrode positive, que cela soit dû à des changements
structurels ou des défauts mécaniques. Enfin il existe le phénomène jumeau qui est la
perte de matière active à l’électrode négative. Ces trois phénomènes amènent à une
perte de capacité, que cela soit via une perte d’atomes de lithium ou via une perte
de sites d’insertion. Les dégradations relatives aux électrodes amènent également une
augmentation de la résistance interne, ce qui limite la puissance maximale.

3.2 Modèle d’estimation de dégradation

Toutes les dégradations présentées dans la section précédente ont lieu au niveau mi-
croscopique. Ce sont donc des phénomènes qui ne sont pas observables de l’extérieur et
qui nécessite souvent une ouverture de la cellule et une extraction d’échantillon pour les
mettre en évidence. La séparation de ces phénomènes entre eux est donc impossible dans
les conditions que nous nous sommes fixées, à savoir une utilisation en environnement
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industriel. Cependant, les conséquences macroscopiques sont observables, et un aspect
de cette thèse consiste à tester en laboratoire le vieillissement de plusieurs cellules. Dans
un premier temps cela permettra d’obtenir, après un certain temps, un jeu de cellules
vieillies sur lesquelles tester les méthodes de suivi du vieillissement qui ont été déve-
loppées ou repérées pendant cette thèse. Dans un second temps, cela permet à SNCF
d’avoir accès à des résultats de vieillissement avec des potentiels partenaires industriels.
Ceci permet d’estimer un modèle de dégradation qui prend en compte plusieurs facteurs
tels que la température, l’état de charge, le courant d’utilisation, la profondeur de dé-
charge. Dans notre cas, et au vu du nombre important de cellules (60) et des ressources
matérielles et humaines à disposition, nous avons décidé de prendre en compte unique-
ment le vieillissement calendaire. À ce titre, les seuls facteurs que nous avons pris en
compte sont la température et l’état de charge.

Températures et états de charge retenus Afin de réaliser cela, un plan d’expérience
de vieillissement a été développé. Nous disposons de 20 cellules des types A, B et C, qui
sont présentées dans l’annexe 1 (confidentielle).

Afin de réaliser un plan de vieillissement le plus complet possible et qui donne des ré-
sultats intéressants pour SNCF, nous avons décidé de réaliser 10 paires afin d’avoir deux
mesures pour chaque condition de vieillissement. La température maximale de fonction-
nement des cellules étant autour de 50°C, nous avons décidé d’en faire vieillir à cette
température afin d’obtenir rapidement des cellules vieillies pour notre besoin de diag-
nostic. Dans le cadre d’une application SNCF, que nous présenterons dans la section 4,
les cellules sont accompagnées d’un système de refroidissement proposé par le construc-
teur ferroviaire, et qui doit permettre une température de fonctionnement de l’ordre de
30°C maximum. Afin d’obtenir des données de vieillissement intéressantes, cette tempé-
rature a également été retenue. Cependant au vu des performances annoncées par les
constructeurs, il nous semblait probable en début de thèse de ne pas pouvoir observer
de vieillissement suffisant après 3 ans pour en tirer des conclusions. Une température
intermédiaire de 40°C a été également choisie afin d’obtenir des cellules suffisamment
dégradées à la fin de la thèse.

Concernant les états de charge, il a été décidé d’en retenir trois qui sont 50%, 90%
et 100% d’état de charge. Un état de charge de 50% peut sembler faible pour induire
un vieillissement, mais correspond en réalité relativement bien aux états de charge réels
observés en application ferroviaire. Le constructeur qui intègre une batterie de N kWh
dans un matériel roulant ne permettra en effet son exploitation que d’un état de charge
minimal, par exemple 25%, à un état de charge maximal, par exemple 85%. Cela amène
à un état de charge moyen qui est relativement proche de 50% lors de l’exploitation du
matériel roulant. Enfin, les états de charge de 90% et de 100% ont été choisis, car ces
états de charge présentent en théorie des dégradations plus rapides, de par la tension
plus élevée correspondante [Vetter 05, Lux 12, Ecker 14, Käbitz 13]. Notons cependant
que 100% d’état de charge correspond pour nos cellules A et B à une tension de 4,15 et
4,1V quand la littérature présente parfois des cellules de chimie identique fonctionnant
jusque 4,2V. Cette tension maximale inférieure semble induire un vieillissement similaire

104
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entre les trois états de charge retenus, en évitant une tension favorisant des dégradations
au sein de la cellule, comme nous le présenterons dans les sections 3.2.1 et 3.2.2.

Ces états de charge ne sont pas maintenus activement tout au long du vieillissement.
Les cellules sont rechargées jusqu’à leur état de charge attribué, puis sont laissées dans
une enceinte climatique à la température attribuée. Il existe donc une autodécharge entre
le placement en enceinte et la récupération pour les analyses.

Répartition des paires de cellules

La table 3.1 présente la répartition des cellules A, B et C dans les conditions retenues.

État de charge 50% 90% 100%
Température

30°C 1 paire A,B,C 1 paire A,B,C 1 paire A,B,C

40°C 1 paire A,B,C 3 paires A,B 1 paire A,B,C
2 paires C

50°C ø 1 paire A,B,C ø

Table 3.1 – Plan d’expérience de vieillissement calendaire

Afin d’obtenir le plus de données possibles, nous avons réparti 6 paires sur toutes les
conditions d’état de charge pour les températures de 30 et 40°C. Sur les quatre paires
restantes, une devait être conservée pour réaliser des opérations courantes : tests de
protocole, acquisition de données pour caractériser la cellule, détermination de tables de
paramètres. Cela laissait 3 paires que nous aurions pu associer à la température de 50°C.
Cependant, nous avons préféré ajouter deux paires sur la condition à 40°C et 90% d’état
de charge pour deux raisons :

— Tester un protocole de conditionnement présenté dans l’article de Friesen et al.
[Friesen 17] qui consiste à effectuer quelques cycles de charge/décharge à un
régime de courant de 0,1C. Ce qui permet d’augmenter la durée de vie des cellules
à électrode négative en carbone.

— Faire vieillir une paire à 40°C pour la repasser ensuite à 30°C et observer l’évolu-
tion de ses dégradations, dans une optique de changement d’usage d’une cellule
déjà vieillie, sans forcément être de la seconde vie.

Ceci ne nous laissait plus qu’une paire pour la température de 50°C, mais les cellules
stockées à cette température ont pour but de nous fournir des cellules dégradées relati-
vement rapidement, ce qui ne nécessite pas de couvrir un grand nombre de conditions
de vieillissement. Un état de charge de 90%, similaire à l’état de charge maximal en
application industrielle, a été retenu pour cette raison.

Afin de constituer les paires de cellules pour le plan de vieillissement, chaque cellule
a été testée avec le protocole suivant :

— une décharge CC suivi d’une période de repos de 30 min;
— une charge partielle suivi d’une période de repos de 3h;

105



3 Suivi du vieillissement calendaire

— une EIS afin d’obtenir les données d’impédance;
— une décharge CC suivie d’une période de repos de 30 min;
— une charge CC/CV et décharge CC à 20A (courant maximal par voie) afin d’es-

timer la capacité de la cellule, avec une phases de repos de 1h après la charge
CC/CV;

— une charge CC/CV et décharge CC à 5A afin d’estimer à nouveau la capacité de
la cellule, avec une phases de repos de 1h après la charge CC/CV.

Ce protocole visait à déterminer pour chaque cellule sa capacité initiale et son impé-
dance initiale. Chaque cellule étant dans un état similaire de repos, ces résultats peuvent
être cohérents. Nous suggérons tout de même à un expérimentateur dans une situation
similaire de faire quelques cycles de réveil pour s’assurer que les batteries sont à leur plein
potentiel. Exceptée la paire de cellule qui a été utilisée pour tester le protocole de Friesen
et al., qui consiste en quelques cycles à faible courant, les cellules n’ont donc pas subi de
cycles de réveil supplémentaires. Elles n’ont donc subi que le test de détermination de
la capacité et de la résistance.

3.2.1 Résultats pour les cellules A

Pour ces cellules, la table 3.2 présente les tensions associées aux états de charge
retenus.

État de charge 50% 90% 100%

Tension 3,75 V 4,1 V 4,15 V

Table 3.2 – Tension à l’état de charge considéré, pour les cellules A.

Perte de capacité et augmentation de résistance interne

Les cellules A présentent des dégradations de capacité qui ne sont pas linéaires, avec
une plus forte perte de capacité en début de vie et un ralentissement de la perte de
capacité avec le temps. Ces mesures sont en accord avec les présentations du fournisseur,
et avec plusieurs auteurs de la littérature qui ont également observé ce phénomène,
notamment à des températures supérieures à 45°C [Danzer 15, Kassem 12, Grolleau 14].

Les cellules stockées à 50°C ont été les plus suivies car les dégradations de celles-ci
étaient les plus rapides. Des check-up ont été effectués après 31, 103, 180, 260 et 340
jours. Les dégradations associées sont présentées sur la figure 3.2.

La dégradation est relativement rapide avec une perte de capacité de l’ordre de 11%
en 260 jours. À ce stade, une cellule a été gardée pour effectuer des tests de diagnostic
et l’autre a été remise en enceinte climatique.

En ce qui concerne l’augmentation de la résistance interne, l’évolution de celle-ci est
présentée sur la figure 3.3.

L’évolution est non linéaire, tout comme la perte de capacité avec une augmenta-
tion rapide dans les premiers mois et un ralentissement de l’augmentation par la suite.
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3.2 Modèle d’estimation de dégradation
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Figure 3.2 – Perte de capacité des cellules A stockées à 50°C en fonction du nombre
de jours
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Figure 3.3 – Évolution de la résistance interne des cellules A stockées à 50°C en fonction
du nombre de jours

Au vu des valeurs initiales et finales, ce paramètre n’est pas celui qui sera ici limitant
pour déterminer la fin de vie (20% de perte de capacité ou 100% d’augmentation de la
résistance interne).

Pour les cellules stockées à 40°C, les dégradations sont présentées dans la figure 3.4.
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3 Suivi du vieillissement calendaire

Du fait du grand nombre total de cellules, moins de check-up ont été effectués et pour
cette température seuls deux points ont été relevés, après 97 puis 415 jours. Nous pou-
vons remarquer que la dégradation est beaucoup plus faible puisque les cellules n’ont
perdu qu’entre 4,5% et 6% de leurs capacités initiales après 415 jours.

Là encore, l’augmentation de la résistance interne est plus limitée : +8% sur la même
période, qui est rappelons-le une période de vieillissement calendaire et donc sans cyclage.
Au vu de la tendance au vieillissement qui est plus portée sur la perte de capacité que sur
l’augmentation de résistance interne, nous nous concentrerons sur l’analyse de la perte
de capacité dans le reste de ce document.

Nous remarquons également que, malgré un état de charge plus élevé, les cellules à
90% et 100% d’état de charge semblent se dégrader moins vite que celles stockées à 50%
d’état de charge. De même, malgré une application de la méthode utilisée dans l’article
de Friesen et al. [Friesen 17], la troisième paire qui était à 90% d’état de charge ne semble
pas avoir une modification particulière de son profil de vieillissement. Cela peut être dû
au fait que le constructeur réalise cette étape lors de la fabrication, ou que les cellules
testées ici sont de meilleure qualité que celles utilisées par Friesen et al. dans leur article.
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Figure 3.4 – Perte de capacité des cellules A stockées à 40°C en fonction du nombre
de jours

Enfin, pour les cellules stockées à 30°C, les résultats sont présentés sur la figure 3.5.
Là encore, seuls deux tests ont été effectués à 105 jours puis à 415 jours. Nous observons
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3.2 Modèle d’estimation de dégradation

deux comportements distincts avec un ensemble de 3 cellules qui ont une dégradation
linéaire de leur capacité jusqu’à 1,5 à 2% après 415 jours, et un ensemble de 3 cellules qui
voient la capacité estimée lors des check-up augmenter avant de diminuer plus rapidement
jusqu’à perdre 2,5% à 3% de capacité en 415 jours. Les check-up étaient les mêmes pour
toutes les cellules testées. De même que pour les cellules à 40°C, nous observons que les
cellules à 50% d’état de charge sont dans le groupe qui a subi le plus de dégradation après
le second check-up. Les cellules stockées à 100% d’état de charge sont dans le groupe
présentant le moins de perte de capacité. Cependant, au vu de la différence entre 98
et 97% d’état de charge, il nous semble hasardeux de conclure que le groupe montrant
actuellement le plus de dégradation continuera effectivement ce décrochage.
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Figure 3.5 – Perte de capacité des cellules A stockées à 30°C en fonction du nombre
de jours

Finalement, l’estimateur obtenu est construit à partir de ces mesures en deux temps.
Dans un premier temps une estimation de la loi de vieillissement à appliquer pour re-
trouver les dégradations mesurées est faite. En nous basant sur les travaux de Redondo
[Eduardo 17], de Broussely et al. [Broussely 01] et de Grolleauet al. [Grolleau 14], cette
loi de vieillissement est de la forme

Capacité perdue(T,SoC) = K(T, SoC) · (nombre de jour)P (T,SoC) (3.2)

Où K est un coefficient qui dépend de la température selon une loi d’Arrhenius, déjà
présentée dans l’équation 3.1. Dans le cas où le coefficient P vaut 1/2, nous obtenons
une loi dont la variation avec le temps est en racine carrée. Ceci traduit un comporte-
ment de vieillissement pour lequel la croissance de la SEI est le phénomène principal de
dégradation, et la perte de lithium associée est la cause principale de perte de capacité.
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3 Suivi du vieillissement calendaire

Avec le vieillissement, d’autres phénomènes peuvent intervenir, et Ecker et al. [Ecker 15]
proposent alors des lois empiriques, et en particulier certaines qui dépendent directement
du temps, ce que nous retrouvons pour un coefficient P égal à 1.

Ceci nous donne une table de paramètres avec plusieurs valeurs de K et de P. Pour
les conditions à 40°C et 90% d’état de charge, nous avons plusieurs coefficients de K et
P également.

Ces coefficients nous permettent de tracer une estimation des dégradations et de les
comparer à nos mesures, ce que nous présentons sur la figure 3.6.
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Figure 3.6 – Dégradations mesurées et estimées - cellule A

Enfin, à partir des coefficients K et P ainsi trouvés, nous réalisons une interpola-
tion de ces coefficients pour obtenir une table qui nous permet, pour une température
comprise entre 30 et 50°C et un état de charge compris entre 50 et 100%, d’estimer les
dégradations subies par la cellule. La température et l’état de charge peuvent dans cet
estimateur être variables à souhait.

Phénomène d’autodécharge Les cellules étant disposées dans une étuve régulée en
température sans contrôle du SoC, elles sont soumises au phénomène d’autodécharge. À
défaut de pouvoir le corriger, nous avons relevé les écart en SoC de nos cellules entre
différents check-up. À partir de ces relevés nous pouvons estimer l’autodécharge moyenne
sur une période de 30j, exprimé en pourcent de l’état de charge, à chaque nouveau check
up.

Nous présentons dans la table 3.5 les relevés et l’autodécharge moyenne pour les
cellules de type A qui étaient dans l’étuve à 50°C, car celles-ci présentent plus de points
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3.2 Modèle d’estimation de dégradation

de mesure que les autres cellules à d’autres températures, qui n’en possèdent que 2. Sur
cette table, les données issues de la première période de vieillissement, à savoir entre
la mise en étuve et le premier check-up, 31 jours après, ne sont pas présentées car les
tensions des cellules ne correspondaient pas aux états de charges souhaités, ce qui semble
impacter l’autodécharge.

Jours entre deux check-up 77 72 80

Écart en % de SoC relevé 24,47 16,34 12,27

Écart moyen en % de SoC 10,2 6,4 4,6
pour 30 jours

Table 3.3 – Autodécharge des cellules de type A en calendaire à 50°C
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3 Suivi du vieillissement calendaire

3.2.2 Résultats pour les cellules B

Pour ces cellules, la table 3.4 présente les tensions associées aux états de charge
retenus.

État de charge 50% 90% 100%

Tension 3,88 V 4,06 V 4,10 V

Table 3.4 – Tension à l’état de charge considéré, pour les cellules B.

Perte de capacité et augmentation de résistance interne

Les cellules B présentent des dégradations de capacité qui sont linéaires, ce qui
rend l’extrapolation de la perte de capacité bien plus simple que pour la cellule A. Ces
mesures linéaires de perte de capacité sont en accord avec les présentations effectuées
par le fournisseur. Plusieurs articles de la littérature présentent également ce phénomène
comme celui de Ecker et al. [Ecker 14] à toutes les températures étudiées ou ceux de
Grolleau et al. et Kassem et al. [Grolleau 14, Kassem 12] mais principalement pour des
températures inférieures ou égales à 40°C.

Comme pour les cellules A, les cellules stockées à 50°C ont été les plus suivies car les
dégradations de celles-ci étaient les plus rapides. Des checks-up ont été effectués après
31, 103, 180, 260 et 340 jours. Après 260 jours, une des cellules de cette paire a été
mise de côté pour réaliser des tests de diagnostic. La cellule restante a continué son
vieillissement. Les dégradations associées sont présentées sur la figure 3.7.
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Figure 3.7 – Perte de capacité des cellules B stockées à 50°C en fonction du nombre
de jours

La dégradation est là encore relativement rapide avec une perte de capacité de l’ordre
de 15% en 260 jours, ce qui est plus conséquent que les cellules A.
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3.2 Modèle d’estimation de dégradation

En ce qui concerne l’évolution de la résistance interne, celle-ci est présentée sur la
figure 3.8. L’évolution est ici linéaire comme la perte de capacité, mais là encore celle-ci
est limité à environ 50%, soit bien moins que la valeur limite de +100%. Dans la même
période, la capacité de la cellule ayant perdue plus de 20 soit assez pour déclarer la fin
de vie de la cellule, nous concluons qu’en vieillissement calendaire, la perte de capacité
est le phénomène limitant la durée de vie de ces cellules.
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Figure 3.8 – Évolution de la résistance interne des cellules B stockées à 50°C en fonction
du nombre de jours

Pour les cellules stockées à 40°C, les dégradations sont présentées dans la figure 3.9.
Comme pour la cellule A, moins de checks-up ont été effectués, et pour cette température
seuls deux points ont été relevés, après 97 puis 415 jours. Nous pouvons remarquer que
la dégradation est plus faible qu’à 50°C, avec une perte de 10 à 12% de capacité après
415 jours, mais que cela est plus élevé que la perte relevée pour cette durée de stockage
sur les cellules de type A.

Nous remarquons là encore que, malgré une tension plus élevée, les cellules stockées
à 90% et 100% se dégradent moins vite que celles stockées à 50% d’état de charge.
Concernant les cellules qui ont été pré-cyclées comme dans l’article de Friesen et al.
[Friesen 17], celles-ci ne semblent pas avoir une modification particulière de leur profil
de vieillissement, ce qui peut être dû aux raisons évoquées dans la section précédente.

En ce qui concerne l’augmentation de résistance interne, celle-ci est limitée à 25%
de sa valeur initiale sur la même période. Comme pour les batteries de type A, et dans
le cas d’un vieillissement calendaire, il apparait que la perte de capacité est le facteur
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Figure 3.9 – Perte de capacité des cellules B stockées à 40°C en fonction du nombre
de jours

limitant pour la vie des batteries. Nous nous focaliserons donc sur cet aspect dans la
suite de cette étude.

Enfin, pour les cellules stockées à 30°C, les résultats sont présentés sur la figure
3.10. Là encore seuls deux tests ont été effectués à 105 jours puis à 415 jours. Les cellules
stockées à 50% d’état de charge présentent un profil similaire aux cellules A. Dans un
premier temps la capacité est conservée, puis nous observons une dégradation plus rapide
que dans les autres conditions avec une perte de 5,5% en 310 jours, entre 105 et 415 jours.
Les autres cellules présentent une dégradation faible et linéaire, avec peu de dispersion
et de l’ordre de 4% de capacité perdue après 145 jours.

L’analyse de ces résultats pour obtenir les coefficients K et P liés à cette cellule nous
permet là encore de comparer nos mesures à notre première estimation des dégradations.
Les résultats sont présentés sur la figure 3.11. De même que pour la cellule A, une table
avec les interpolations des coefficients K et P est ensuite créée. Celle-ci permet d’estimer
les dégradations pour une température comprise entre 30°C et 50°C et un état de charge
compris entre 50% et 100%.

Phénomène d’autodécharge Comme pour les cellules de type A, nous présentons ici
les écart en SoC de nos cellules entre différents check-up. À partir de ces relevés nous
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Figure 3.10 – Perte de capacité des cellules B stockées à 30°C en fonction du nombre
de jours

pouvons estimons l’autodécharge moyenne sur une période de 30j, exprimé en pourcent
de l’état de charge, à chaque nouveau check up.

Nous présentons dans la table 3.5 les relevés et l’autodécharge moyenne pour les
cellules de type B qui étaient dans l’étuve à 50°C, car celles-ci présentent plus de points
de mesure que les autres cellules à d’autres températures, qui n’en possèdent que 2.

Jours entre deux check-up 31 77 72 80

Écart en % de SoC relevé 22,17% 7,45% 5,58 4,93%

Écart moyen en % de SoC 21,45% 3,1% 2,0% 2,0%
pour 30 jours

Table 3.5 – Autodécharge des cellules de type B en calendaire à 50°C
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Figure 3.11 – Dégradations mesurées et estimées - cellule B

3.2.3 Résultats pour la cellule C

Pour ces cellules, la table 3.6 présente les tensions associées aux états de charge
retenus. Ces tensions sont bien plus faibles que pour les cellules précédentes, ce qui
limite le vieillissement lié à des tensions élevées. D’autre part l’électrode négative n’est
pas du carbone, ce qui permet de se passer d’une étape de formation de SEI en début de
vie. C’est pourquoi ces cellules ne sont qu’au nombre de 4 pour le point de vieillissement
à 40°C et 90% de SoC sur la table 3.1.

État de charge 50% 90% 100%

Tension 2,25 V 2,5 V 2,7 V

Table 3.6 – Tension à l’état de charge considéré, pour les cellules type C.

Perte de capacité et augmentation de résistance interne

Les cellules C présentent des dégradations de capacité qui sont très faibles sur la
période considérée, ce qui rend l’extrapolation de la perte de capacité complexe.

Comme pour les cellules A et B, les cellules stockées à 50°C ont été les plus suivies car
les dégradations de celles-ci doivent être les plus rapides. Des checks-up ont été effectués
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Figure 3.12 – Dégradations des cellules C stockées à 50°C

après 31, 103, 180, 260, 340 jours et 440 jours. Les dégradations associées sont présentées
sur la figure 3.12.

Nous observons ici une augmentation initiale de la capacité que nous attribuons au
fait que nos cellules ont été stockées à faible SoC pendant un temps relativement long
(4 mois) avant d’être utilisées, plus le temps d’acheminement depuis leur lieu de pro-
duction. La détermination de la capacité initiale étant le premier test que nous avons
effectué, nous supposons que la cellule n’était pas activée intégralement, et que ces tests
initiaux ont permis à la cellule d’atteindre par la suite son plein potentiel. Les dégrada-
tions observées ensuite sont faibles puisqu’elles amènent un retour à la capacité initiale
(supérieure à la capacité nominale) en 350 à 400 jours. Ceci en fait une cellule qui pré-
sente des mécanismes de vieillissement très limités, ce qui est un excellent point pour une
application industrielle, mais un très mauvais point dans une thèse orienté diagnostic de
dégradations.

Au vu des dégradations observées pour les cellules stockées à 50°C, nous avons
transféré par la suite une paire de cellules stockée à 30°C vers une étuve à 60°C malgré
la limite de température de 55°C indiquée par le constructeur. Ces cellules, dont l’état de
charge a été mis à 100%, ont effectivement réagi à cette température élevée ce qui nous
a permis d’observer une dégradation, mais également un gonflement de celles-ci. Suite
à l’arrêt de la régulation en température, le gonflement a disparu, mais revient dès lors
que la température remonte à 60°C. La perte de capacité est indiquée sur la table 3.7.
Après 100 jours de stockage à 60°C, elle est de 2,5%. Cependant après 40 jours elle était
déjà de 1,7%, ce qui peut être le signe de dégradations non linéaires, comme les cellules
de type A.

Pour les cellules stockées à 40°C et 30°C, des tests ont été effectués après environ
100 jours comme pour les cellules de type A et B, mais aucun autre test n’a été réalisé
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3 Suivi du vieillissement calendaire

Nombre de jours 0 40 100

Capacité relative - % 100 98,2 97,5

Table 3.7 – Perte de capacité pour les cellules C stockées à 60°C et 100% de SoC.

depuis au vu de la faible perte de capacité observée pour les cellules stockées à 50°C. Il
est à noter que le constructeur de ces cellules n’était pas en mesure de nous présenter une
estimation des dégradations pour un vieillissement calendaire et propose une garantie
en exploitation bien supérieure aux autres fournisseurs. Ces éléments nous ont amené
à nous focaliser sur les dégradations à 50°C et à ne pas gaspiller des ressources sur les
cellules stockées à des températures plus faibles. Ce choix a été d’autant plus validé par
les mesures réalisées avant de passer les cellules de l’étuve à 30°C à 60°C. Après 240 jours
à 30°C, aucune perte de capacité n’était à déplorer.

Phénomène d’autodécharge Comme pour les cellules de type A et B, nous présentons
ici les écart en SoC de nos cellules entre différents check-up. À partir de ces relevés nous
pouvons estimons l’autodécharge moyenne sur une période de 30j, exprimé en pourcent
de l’état de charge, à chaque nouveau check up.

Nous présentons dans la table 3.8 les relevés et l’autodécharge moyenne pour les
cellules de type C qui étaient dans l’étuve à 50°C, car celles-ci présentent plus de points
de mesure que les autres cellules à d’autres températures, qui n’en possèdent que 2.

Jours entre deux check-up 31 77 72 80

Écart en % de SoC relevé 3,16% 1,98% 1,43 1,1%

Écart moyen en % de SoC 3,06% 0,83% 0,56% 0,41%
pour 30 jours

Table 3.8 – Autodécharge des cellules de type C en calendaire à 50°C

Ces valeurs sont en comparaison aux autres cellules très faibles, et le phénomène
d’autodécharge semble ici aussi s’atténuer avec le temps.
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3.3 Suivi du vieillissement et diagnostic

3.3 Suivi du vieillissement et diagnostic

Afin de suivre la perte de capacité et l’augmentation de résistance interne, l’idéal est
d’effectuer une charge ou décharge complète et une EIS. Cependant, en usage embarqué
ferroviaire, ceci n’est parfois pas possible, de par les limites imposées par le constructeur
du matériel. D’autres estimateurs de capacité et de résistance doivent donc être employés.
Nous proposons d’effectuer un état de l’art des techniques de détermination de l’état de
charge d’une part, et de l’état de santé d’autre part. L’applicabilité en embarqué sera
également discuté.

3.3.1 État de l’art des méthodes de diagnostic

Pour estimer le SoH d’une cellule il existe plusieurs méthodes que Berecibar et al.
[Berecibar 16] proposent de regrouper en catégories comme présenté sur la figure 3.13.
Nous retrouvons sur cette figure trois grandes catégories de méthodes de diagnostic. Les
modèles adaptatifs de batteries, exploitants soit des observateurs (classiques, de Kal-
man), soit des cadres mathématiques (logique flou, réseaux de neurones). Ces seconds
sont en dehors du cadre de cette thèse et ne serons pas plus développés. Les obser-
vateurs, quant à eux, sont utilisés par de nombreux auteurs, mais en général sur de
l’estimation de SoC afin de corriger les imprécisions des capteurs [Wang 17, Weng 14,
Santhanagopalan 06].

Figure 3.13 – Les méthodes d’estimation du SoH par catégorie d’après [Berecibar 16].
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3 Suivi du vieillissement calendaire

Les autres méthodes de détermination du SoH s’appuient sur des mesures expéri-
mentales, soit directes, soit qui alimentent un modèle. Birkl et al. [Birkl 15, Birkl 17] ont
proposé un modèle électrochimique précédemment construit qui permet de déterminer les
dégradations internes grâce à une charge et une décharge ce qui complète l’information
de capacité obtenue. Eddahech et al. [Eddahech 14] proposent quant à eux d’exploiter la
partie CV d’une recharge pour obtenir des indications sur la perte de capacité. Bien que
ces observations soient empiriques, quatre chimies (NCA, LFP, LMO, NMC) ont montré
de bons résultats vis-à-vis de cette méthode qui est simple à mettre en place et à analyser.

D’autres auteurs [Baghdadi 16, Briat 17, Torai 16] proposent des lois empiriques se
basant sur un comportement en racine carré du temps, en s’appuyant sur la croissance de
la SEI comme phénomène principal. Cette forme de dégradation est cependant inadaptée
à certaines de nos cellules.

Une autre méthode qui nous semble intéressante est celle d’Omar et al. [Omar 14]
qui proposent un modèle basé sur trois paramètres qui sont la température, le courant
et la profondeur de décharge et qui suggèrent que le vieillissement total est la somme de
la contribution de chacun de ces paramètres.

Enfin, nous proposons d’étudier plus en détails les méthodes exploitant les dérivées
des mesures de tension, appelées ICA pour Incremental Capacity Analysis et DVA pour
Differential Voltage Analysis. Initialement proposée par J. Barker en 1995 [Barker 95],
cette méthode a été reprise par la suite, notamment dans plusieurs publications de Du-
barry [Dubarry 09, Dubarry 12, Dubarry 14, Dubarry 17]. Le principe général de cette
méthode est présenté sur la figure 3.14, issue de la thèse de Rivière [Riviere 16].

Les opérations constituant cette transformation comprennent une dérivée, ce qui
conduit à transformer les plateaux de tensions de l’OCV en pics. Cette opération de
dérivée peut se révéler délicate à cause du bruit des capteurs. Afin de parer à cette diffi-
culté, Han et al. [Han 14] proposent d’exploiter directement les données issues du BMS
sans effectuer de dérivée en exploitant un histogramme des valeurs de tension. L’impact
sur la précision et sur un éventuel diagnostic n’est cependant pas abordé dans leur étude.

Le principal avantage de l’ICA est que celle-ci permet de représenter sur un seul
graphe la capacité de la cellule, via l’aire sous la courbe et la tension de la cellule sur
un graphe dont les bornes des abscisses sont invariantes : les tensions min et max, ce
qui permet de comparer plusieurs états de santé de manière cohérente. De plus amples
analyses de l’évolution de l’ICA sont présentées en particulier dans l’article de Dubarry
et al. [Dubarry 12].

Nous proposons d’utiliser deux méthodes afin d’estimer les dégradations d’une cel-
lule, avant de déterminer leur applicabilité dans le cas d’un pack de batteries. La première
méthode que nous utiliserons sera l’exploitation des ICA ou Incremental Capacity Ana-
lysis des cellules. Une comparaison entre une dérivée numérique et un histogramme des
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3.3 Suivi du vieillissement et diagnostic

Figure 3.14 – Représentation graphique de la méthode d’ICA, issue de la thèse de
Rivière [Riviere 16]

tensions, issue de l’article de Han et al. [Han 14] sera effectuée. La seconde méthode sera
l’exploitation du modèle multigrappe.

L’exploitation de la méthode proposée par Eddahech et al. ne donnant pas de résul-
tats probants sur nos cellules, nous ne la présenterons pas plus en détails.

3.3.2 Exploitation de l’ICA des cellules

L’ICA des cellules est un moyen de représenter les variations de l’OCV. Comme
indiqué en début de section, l’évolution de la capacité est liée à la forme de l’ICA via l’aire
de celle-ci. Le suivi de l’ICA d’une cellule tout au long de sa vie permet donc de préciser
de manière qualitative mais aussi de manière quantitative [Edouard 15] quel phénomène
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3 Suivi du vieillissement calendaire

est à l’origine de la perte de capacité. Cependant cette méthode nécessite l’exploitation
d’une décharge complète à faible courant, ce qui est équivalent à la détermination de
la capacité d’une cellule. Dans sa thèse, Rivière propose d’exploiter uniquement une
décharge ou une charge partielle sur un état de charge compris entre 70% et 100%. En
effet, la modification de forme de l’ICA dû au vieillissement se concentre sur la zone
de haut état de charge [Dubarry 12]. Nous avons donc suivi les ICA des cellules A et
B qui ont été placées dans des étuves à 50°C tout au long de leur vie. Nous proposons
de comparer deux grandeurs qui sont la capacité estimée par une décharge complète et
l’aire sous le dernier pic d’ICA et ce pour différents états de santé. Les cellules de type
C étant très peu dégradées, elles ne seront pas étudiées dans cette section.

Pour les batteries de type A nous présentons l’évolution de ces paramètres sur la
figure 3.15. Sur ces cellules, qui présentent un OCV sans plateau à proprement parler
l’ICA est une courbe quasi-monotone. Ceci n’est pas l’idéal puisqu’il n’existe pas de pic
bien défini. Afin de définir cependant une aire partielle à étudier, nous avons défini l’aire
de pic comme étant l’aire entre la tension correspondant à 50% d’état de charge, soit 3,88
V et 100% d’état de charge, soit 4,15V. Ces tensions sont représentées par les droites
noires en pointillés sur ces figures.
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Figure 3.15 – (a) et (b) Évolution de l’ICA pour des cellules A1 et A2 au cours du
temps, pour un stockage à 50°C. (c) et (d) Évolution de la capacité
des cellules A1 et A2 et de l’aire de leurs derniers pics d’ICA pour les
différents checks-up.

Nous observons que le vieillissement entrâıne une nette diminution du pic présent
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3.3 Suivi du vieillissement et diagnostic

autour de 4,1 V avec le temps. Sur la batterie A1, qui a eu l’occasion de vieillir plus
amplement que la batterie A2, nous observons cependant une stabilisation de la hauteur
du pic après 260 jours.

Au niveau des aires, telles que représentées sur les figures 3.15c et 3.15d, la première
ICA qui a été réalisée en début de vie l’a été avec des mauvaises bornes de tension ce qui
entrâıne une valeur de capacité déterminée plus faible que la normale. Pour les autres,
la comparaison entre l’aire partielle de 50% vers 100% et l’aire totale montre que la
diminution de capacité de la cellule se retrouve bien sur l’aire partielle avec cependant
un écart moyen de 20% entre la perte de capacité totale et la perte de capacité détectée
par le suivi de ce pic défini arbitrairement.

Sur le check-up numéro 6 nous observons une augmentation de l’aire du dernier pic.
Les check-up comprennent une décharge à courant constant puis une charge-décharge
pour mesurer l’ICA. Lors de ce check-up la cellule était initialement chargée à 50% de
SoC suite à des tests, or pour tous les autres check-up, la cellule était initialement chargée
à 90%. Ceci a permis à la décharge initiale d’extraire plus de capacité que pour les autres
checks-up. Ce qui a été vérifié par la tension de relaxe après cette décharge initiale, qui
est plus faible pour le check-up 6 que pour tous les autres. Ainsi la charge pour mesurer
l’ICA a amené à plus d’Ah chargé globalement, et la différence se retrouve au niveau du
dernier pic. Celui-ci possède une valeur plus élevée que pour le check-up 5 pour cette
raison. Cela prouve que l’historique de la batterie est important, et que l’état de charge
de la cellule a joué un rôle, même après une décharge initiale puis un repos suffisant.

Pour les batteries de type B nous présentons l’évolution de ces paramètres sur la
figure 3.16. Sur ces cellules il existe des plateaux de tension et des transitions, ce qui
permet d’observer des pics bien définis sur les ICA.

Le vieillissement entrâıne ici un effet bien visible sur le premier pic, autour de 3,5V
initialement. La valeur maximale du pic se décale vers les hauts potentiels, et diminue,
passant de 60 Ah/V à 40 Ah/V. Également nous observons une augmentation de la
valeur minimale avant le dernier pic qui se décale vers les hauts potentiels, passant de
3,94 V à 4V avec le vieillissement.

Malgré le changement de forme du premier pic, l’aire comprise sous celui-ci se mo-
difie peu, de par le décalage et l’écrasement de celui-ci. L’évolution de son aire donne
les résultats présentés sur la figure 3.16d. Nous observons une variation marginale de
cette aire comparée à celle de la cellule, alors que les variations de l’aire du dernier pic
présentées sur la figure 3.16d représentent bien mieux l’évolution de la situation avec
une erreur sur la perte de capacité de l’ordre de 10%. Si l’on regarde l’estimation de
la capacité restante, cet écart tombe à moins de 2%. Afin de suivre les modifications
de forme du dernier pic, une détection dynamique des bornes est effectuée. La borne
supérieure est égale à la tension maximale de la cellule, ici 4,1V. La tension minimale
quant à elle est égale au minimum de la fonction qui à une tension V associe la valeur
définit par la fonction (eq. 3.3) :
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Figure 3.16 – (a) et (b) Évolution de l’ICA pour des cellules B1 et B2 au cours du
temps, pour un stockage à 50°C. (c) Évolution de la capacité de la cellule
B1 et de l’aire de son premier pic d’ICA pour les différents checks-up.
(d) et (e) Évolution de la capacité des cellules B1 et B2 et de l’aire de
leurs derniers pics d’ICA pour les différents checks-up.

f : V 7→ ICA(V ) + 500 V ∈ [Vmin; 3, 85]
V 7→ ICA(V ) V ∈ [3, 85; 4, 05]
V 7→ ICA(V ) + 500 V ∈ [4;Vmax] (3.3)
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3.3 Suivi du vieillissement et diagnostic

L’exploitation de l’ICA des cellules est donc un moyen rapide et précis d’estimer la
capacité perdue, en exploitant une charge partielle à courant relativement faible. Rivière
préconise dans sa thèse [Riviere 16] d’utiliser un régime de courant maximal de C/3, ce
que nous avons fait ici avec des résultats probants.

L’opération de la dérivée a été faite en réalisant avant et après la dérivée numé-
rique une moyenne glissante. Cette opération entrâıne des décalages aux extrémités de
la courbe et une légère modification de sa forme. De plus elle peut introduire de nom-
breux maximums et minimums locaux si elle n’est pas bien réalisée, ce qui empêche la
détection automatique des bornes d’intégration des pics. Pour se passer de cette opéra-
tion, Han et al. [Han 14] suggèrent d’exploiter un histogramme de la tension mesurée.
Nous comparons dans la figure 3.17 nos courbes obtenues par dérivée et les histogrammes
pour chacun des états de santé.

Les résultats sont très probants avec une forme qui se retrouve tout à fait dans
l’histogramme. Pour exploiter ces mesures et obtenir une estimation de l’aire et donc de
la capacité, il est nécessaire d’avoir

— Un courant constant I
— Un échantillonnage de fréquence f fixe

Auquel cas la quantité de charge entre deux mesures est de

δQ = I

3600 · f (3.4)

Et donc pour chaque barre de l’histogramme, la quantité de charge associée est

dQ = nI

3600 · f (3.5)

La comparaison entre les capacités calculées comme l’aire sous la courbe d’ICA
dérivée numériquement et les capacités calculées par ce moyen est présentée dans la
table 3.9. Ici, le choix des bornes d’intégration est fait manuellement. La valeur de la
borne supérieure reste la tension maximale, et la borne inférieure est le premier minimum
local en partant des hauts potentiels, ce qui permet une détection automatique rapide.

Jour de vieillissement Capacité via la dérivée numérique Capacité via l’histogramme

BOL 17,17 Ah 16,95 Ah

31j 15,19 Ah 16,28 Ah

103j 14,77 Ah 15,84 Ah

180j 12,56 Ah 12,34 Ah

260j 10,68 Ah 10,28 Ah

340j 6,78 Ah 7,34 Ah

Table 3.9 – Comparaison des capacités déterminées par dérivée numérique et par comp-
tage de l’histogramme
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(b) Après 31j de vieillissement calendaire
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(d) Après 180j de vieillissement calendaire
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(e) Après 260j de vieillissement calendaire
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Figure 3.17 – Comparaison des courbes d’ICA obtenues par dérivée numérique avec
l’histogramme de la tension pendant l’essai, pour les cellules B et pour
différents SOH.

Les résultats obtenus sont acceptables, avec une erreur de 8,2% maximum et de
4,9% en moyenne. Cela valide donc l’exploitation des mesures du BMS intégré pour
reproduire une dérivée numérique, et notamment en usage embarqué. Dans le cadre non
étudié d’un capteur réel qui comporte donc un biais et un bruit, les impacts de ceux-ci
sont à déterminer sur la précision.
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3.4 Évolution de la DRI

Nous proposons dans cette section de suivre l’évolution de la DRI au cours du temps,
et de valider ou non l’utilisation de cette grandeur comme outil de diagnostic pour une
cellule ou un pack de cellules.

3.4.1 Méthodologie

Pour faire du diagnostic, il est nécessaire de suivre une grandeur au cours du temps.
Il s’agit dans notre cas de la DRI, et notamment de la DRI d’un pack de cellules. Nous
nous donnons comme objectif de discriminer une cellule vieillie parmi un pack de cel-
lules. Dans notre cas, ce pack est composé de deux cellules : la vieillie et une neuve.
Cet objectif sera décomposé en deux parties : dans une première partie nous chercherons
à trouver deux DRI pour le pack de cellules, lesquelles doivent permettre de différen-
tier la cellule vieillie de la cellule neuve. Cette recherche suit la méthode retenue dans
le chapitre 2, à savoir la méthode DL-IW. Dans une seconde partie, nous comparerons
ces DRI déterminées sur le pack avec les DRI issues des cellules seules, avec la même
méthode et les mêmes conditions expérimentales. Si ces DRI correspondent alors non
seulement l’algorithme permet de différencier une cellule vieille d’une neuve, mais il per-
met aussi d’accéder à une information correcte sur chacune des cellules individuellement.

Afin de suivre l’évolution de la résistance interne d’un pack de cellules, nous avons
développé un algorithme spécifique. Celui-ci diffère de l’algorithme de détermination de
la DRI à la suite d’un essai, tel que présenté dans le chapitre 2. Il a été choisi d’attribuer
à chaque cellule une DRI particulière, plutôt que d’attribuer une seule DRI avec plus
d’éléments à l’ensemble des cellules. Ce choix sera justifié ultérieurement et ne permet
pas de considérer un pack comme une ”méta-cellule” avec une DRI comportant plus
d’éléments. Pour un pack de deux cellules en parallèle, cet algorithme cherche donc à
déterminer deux DRI, chacune avec n éléments.

Dans ce cas, cet algorithme d’optimisation prend en entrée une tension objectif et
deux DRI initiales, et vise à déterminer deux DRI qui mènent à la tension « objectif »
lors d’une simulation. Tous les paramètres variant au cours de la simulation sont connus :

— La température ;
— Le courant ;
— La forme de l’OCV des grappes.

Avant de tester notre algorithme de détermination de DRI au sein d’un pack, nous
souhaitons vérifier sa capacité à retrouver une distribution depuis une tension mâıtri-
sée. Ce que nous appelons tension mâıtrisée est une simulation de la tension d’un pack
constitué de deux cellules en parallèle. Nous présentons dans une première sous-section
le cadre de validation de l’algorithme, dans une seconde sous-section les résultats de
cette validation, avant de passer dans une troisième partie à l’application sur des cellules
réelles.
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3.4.2 Validation dans un cas théorique

Afin de générer une tension qui permette de tester cet algorithme, nous avons sim-
plement inversé les entrées et les sorties de notre algorithme d’optimisation. L’algorithme
de simulation ainsi obtenu prend comme entrées :

— Deux DRI ;
— La température et le courant ;
— Les capacités des grappes et leurs OCV.

Il donne en sortie une tension. Nous réinjectons cette tension dans notre algorithme
de détermination et vérifions la différence entre les deux DRI initiales et les deux DRI
déterminées.

Afin de se concentrer sur l’algorithmique, tous les autres paramètres sont constants
au cours de la simulation. La température est donc supposée constante, de même que le
courant demandé. Excepté la résistance série, tous les autres paramètres ont la même
valeur dans nos deux algorithmes.

Afin de générer une tension à partir de deux cellules, nous considérons que la première
cellule possède une DRI qui suit une loi de Weibull, dont la résistance équivalente est de
4 mΩ et dont l’écart type est de 0.8 mΩ, soit 20% de la résistance équivalente. La DRI
de la seconde cellule possède une résistance équivalente de 8 mΩ, et un écart type de 1,6
mΩ, soit là encore 20% de la résistance équivalente. Ces cellules ont la même capacité.

Caractéristique de la DRI Cellule 1 Cellule 2

Type de distribution Weibull Weibull

Résistance équivalente 4 mΩ 8 mΩ
Écart type en % de Req 20 20

Table 3.10 – Caractéristiques des deux DRI utilisées pour simuler la tension d’un pack
constitué de deux cellules.

Figure 3.18 – Tension simulée pour un pack de cellule composé de deux cellules ayant
des DRI de valeur équivalente différentes
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La tension générée par cette combinaison est présentée sur la figure 3.18. Cette ten-
sion est renvoyée dans l’algorithme de détermination de la DRI que nous avons développé
pour un pack. Les autres entrées de cet algorithme sont la capacité totale, les capacités
de chaque cellule, les valeurs de l’OCV ainsi que le nombre de cellules dans le pack. À
partir de ces informations, l’algorithme de détection permet d’obtenir les valeurs de résis-
tances qui sont présentées sur la figure 3.19. Ces résistances entrâınant une tension très
proche de celle initiale, nous représentons plutôt la surtension, qui permet de mieux faire
ressortir les variations. La figure 3.20 présente la surtension simulée initialement et la
surtension simulée après détermination des DRI. Ces surtensions sont quasiment confon-
dues et l’erreur RMS est de 0.09 mV. L’erreur RMS entre les tensions est identique, ce
qui valide que les OCV sont identiques, ou de différence négligeable.
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Figure 3.19 – DRI initiales et déterminée après optimisation afin de valider l’algo-
rithme de détermination dans le cas d’un pack de cellules.

Comme tout problème d’optimisation, il est très important de choisir de bonnes
valeurs initiales afin d’obtenir des DRI correctes. Dans notre cas, les algorithmes utilisés
fonctionnent en évaluant le gradient des paramètres. Pour cet exemple, les OCV sont
les mêmes, et les cellules sont donc substituables : attribuer la DRI de la cellule 1 à la
cellule 2 et vice-versa donnera le même résultat. Commencer une optimisation avec les
mêmes valeurs initiales de DRI pour chaque cellule amène l’algorithme à augmenter de
manière identique chacune des DRI afin de se rapprocher de la valeur équivalente de
résistance. En effet le gradient des paramètres à optimiser donnant les mêmes résultats
(cellules substituables), chacune verra sa DRI évoluer comme celle de l’autre. Il est donc
nécessaire de volontairement commencer avec une valeur de DRI faible et avec une valeur
de DRI forte. Ainsi l’algorithme trouvera, en évaluant les gradients, que la DRI faible
doit augmenter, et que la DRI forte doit diminuer. Cette méthode permet de trouver
deux DRI distinctes et non pas des DRI quasi identiques dont la valeur moyenne est
similaire à la valeur moyenne réelle. En exploitant cette méthodologie, l’erreur que nous
obtenons au fil de l’optimisation est présentée sur la figure 3.21.
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Figure 3.20 – Surtension simulée initialement et après optimisation des DRI des cel-
lules du pack.
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Figure 3.21 – Évolution de l’erreur RMS au fil de l’optimisation avec des valeurs ini-
tiales volontairement différentes de celles attendues.

Cette opération permet de valider l’algorithme de recherche de la DRI, et nous
l’appliquons maintenant à des packs de cellules pour lesquels nous mesurons la tension
lors d’une décharge complète.
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3.4 Évolution de la DRI

3.4.3 Application à un pack de cellule de cellules B

Commençons par déterminer la DRI des cellules composants le pack, grâce à la
méthode DL-IW présentée dans le chapitre 2. Une fois ces DRI déterminées, nous déter-
minerons les DRI du pack de cellules et compareront ces résultats avec ceux des cellules
individuelles. Parmi les deux cellules qui viendront composer notre pack, l’une est issue
de la campagne de vieillissement et était stockée à 50°C pendant 260 jours. Elle possède
85% de la capacité nominale et nous avons, grâce à une EIS, une estimation de l’augmen-
tation de sa résistance série : environ 0,1 mΩ. L’autre cellule est restée à température
ambiante depuis 2 ans, sa capacité actuelle est la capacité nominale de ces cellules, soit
100%. Sa résistance interne est égale à celle de référence également.

DRI des cellules testées seules

Dans le chapitre 2 nous avons déterminé des DRI de cellules neuves. Ceci faisait
suite à de nombreux prérequis qui sont une bonne connaissance des contributions oh-
miques et leurs dépendances à la température et au courant. Les tables de paramètres
déterminées alors représentaient les caractéristiques d’une cellule neuve, et cette section
vise également à déterminer si ces paramètres s’appliquent sur des cellules vieillies.

Parmi nos deux cellules, nous avons commencé par la cellule la plus dégradée grâce
à la tension issue d’une décharge dans les conditions décrites dans le chapitre 2, et les
tables de paramètres correspondant à une cellule neuve. La figure 3.22 représente la
tension mesurée et la tension simulée en fonction de la profondeur de décharge.
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Figure 3.22 – Tension mesurée, simulée et OCV estimé pour une cellule vieillie avec
des paramètres correspondant au début de vie.

Malgré le soin apporté à la détermination des paramètres, les résultats que nos algo-
rithmes ont obtenus sont décevants. Nous observons deux phénomènes qui contribuent à
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3 Suivi du vieillissement calendaire

cette mauvaise simulation. D’une part la chute de tension initiale n’est pas correcte : elle
est sous-estimée par la simulation. Après 15 Ah déchargés, la tension redevient correcte.
D’autre part, entre 30 et 40 Ah nous observons deux formes de tension très différentes,
avec une tension simulée plus faible que la tension mesurée.

Ces deux phénomènes ensemble bloquent l’optimisation : si la chute de tension ini-
tiale est correctement estimée, alors les parties centrales (20 - 30 Ah déchargés) et finales
(30 - 40 Ah déchargés) seront sous-estimées. De même, si la partie finale est correctement
estimée alors les parties initiale et centrale seront surestimées.

Concernant la partie initiale, la résistance série, dont la contribution est immé-
diate, et la résistance de surface, dont la constante de temps est inférieure à la seconde,
semblent correctement estimées car la surtension dans les premiers instants est bonne.
La dynamique des résistances de diffusion semble également correcte, mais la valeur
de la surtension associée à la diffusion est a priori sous-estimée. Une correction de ces
paramètres pourrait donc permettre une meilleure estimation de cette partie. Ce n’est
cependant pas le choix que nous avons fait.

Pour la partie finale, au vu de la différence de forme, deux explications sont propo-
sées. Soit la cellule présente à ce moment une très forte hétérogénéité qui vient complè-
tement lisser la chute de tension qui est présente sur l’OCV et la tension simulée, ce que
notre modèle ne représente pas. Soit l’OCV de la cellule s’est modifié sur cette zone, ce
qui explique la différence observée.

Nous avons dans un premier temps cherché une modification de la forme de l’OCV.
Au vu du temps nécessaire pour estimer un OCV avec la méthode décrite dans le chapitre
1, qui implique un cycle de charge et de décharge à C/100, nous avons préféré réaliser un
cycle à C/5 pour avoir une approximation de la forme de l’OCV. À partir de ce cycle,
l’OCV est estimé comme la moyenne entre les tensions en charge et en décharge. Celui-ci
s’est effectivement modifié de façon importante, notamment dans la zone incriminée. Le
nouvel OCV est comparé à l’ancien sur la figure 3.23.

Nous observons que l’OCV estimé pour la cellule vieillie possède des valeurs de
tension plus élevées, et surtout ne présente plus de transitions de plateaux, c’est à dire
des alternances de pente élevée entre deux zones de pente plus faible. À partir de ce
nouvel OCV, une nouvelle estimation de la DRI de la cellule vieillie est effectuée. La
DRI obtenue et la tension simulée sont présentées sur les figures 3.24a et 3.24b.

La DRI présente une évolution relativement faible avec une variation entre 17 et
22 mΩ. L’évolution est relativement lisse, avec quelques irrégularités, mais l’ensemble
reste cohérent vis-à-vis de nos hypothèses des propriétés électriques continues. La ten-
sion associée à cette DRI présente une forme meilleure que la première estimation. Nous
retrouvons toujours un écart sur le régime transitoire et le début du régime permanent,
ce qui semble associé à des écarts des valeurs de paramètres, notamment la résistance de
diffusion car les premiers instants sont mieux simulés. La fin de la décharge en revanche
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Figure 3.23 – OCV déterminés en début de vie avec hystérésis, et OCV estimé en
milieu de vie sans hystérésis.
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(a) DRI obtenue après optimisation
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(b) Tension simulée

Figure 3.24 – DRI obtenue après optimisation et tension associée, pour la cellule vieillie
et le nouvel OCV associé.

est de bien meilleure qualité, avec un écart de 31mV sur le dernier point et une erreur
RMS de 24mV.

Cette erreur ne prend volontairement pas en compte le régime transitoire et ne
concerne que la partie de la décharge dont la profondeur de décharge (DoD) est supé-
rieure à 10 Ah. Ce choix a été fait car l’intérêt premier de ce modèle est de représen-
ter l’hétérogénéité de la cellule. Les discussions menées dans les sections 1.2.4 et 1.2.5
amènent que celle-ci est croissante dans les premiers instants du fait de l’influence du
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3 Suivi du vieillissement calendaire

courant. Ainsi, le régime transitoire est moins intéressant du point de vue de l’hétérogé-
néité. Le régime transitoire imparfait nous renseigne cependant sur la modification des
paramètres électrique de cette cellule : les tables déterminées pour une cellule neuve ne
sont plus adaptées.

Afin de comprendre d’où vient cette erreur, regardons la surtension ”mesurée”, définie
par la différence entre la tension mesurée et l’OCV estimé, et la surtension simulée, définie
par la différence entre la tension simulée et l’OCV estimé. Ces surtensions sont présentées
sur la figure 3.25.
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Figure 3.25 – Surtension mesurée et simulées pour la cellule âgée.

Nous observons une sous-estimation, notamment entre 3 et 15 Ah de DoD. Si nous
observons la surtension mesurée à ces instants, nous observons que la variation de celle-
ci possède une pente bien plus élevée que la surtension estimée. Nous interprétons cela
comme la présence d’un phénomène dont les dépendances en température sont fortes,
comme par exemple la résistance surfacique déterminée dans le chapitre 2. Ce phéno-
mène possède en outre une constante de temps de l’ordre de celle de diffusion, puisque
les maximums des surtensions mesurées et simulées sont à un DoD similaire (7,1 Ah pour
la surtension mesurée et 5,7 Ah pour la surtension simulée). Cependant, ce phénomène
ne peut pas être lié directement à la diffusion que nous avions caractérisée dans le cha-
pitre 2, car celle-ci possède une dépendance en température bien moins importante. Nous
supposons donc l’apparition d’un nouveau phénomène, potentiellement lié à la SEI, sur
cette cellule.

Afin de nous concentrer sur la discrimination entre une cellule neuve et une cellule
vieillie dans un pack, nous avons cependant gardé la DRI obtenue avec cet essai, et
n’avons pas cherché à simuler plus en détail la tension obtenue sur cet essai avec un
nouveau paramètre.

Concernant la cellule que nous considérons neuve, celle-ci a passé 2 années à tem-
pérature ambiante. Nous avons donc décidé de réaliser également un cycle à C/5 afin
de vérifier que l’OCV n’avait pas ou peu été modifié pendant cette période. Cela nous a
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permis de confirmer que l’OCV de cette cellule était de forme similaire. L’OCV estimé
en début de vie a donc été utilisé pour estimer la DRI et la tension simulée associée.
Nous présentons sur les figures 3.26a la DRI obtenue par optimisation et sur la figure
3.26b les tensions mesurée, estimée, et l’OCV estimé pendant la décharge.
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(b) Tension simulée

Figure 3.26 – DRI obtenue après optimisation et tension associée, pour la cellule neuve
et l’OCV estimé en début de vie des cellules.

La DRI quant à elle présente une valeur inattendue sur la dernière grappe, qui est
proche de deux fois la moyenne des branches 1 à 19. Cependant le reste des valeurs
étant cohérentes entres elles avec une évolution régulière, nous avons décidé de garder
cette distribution. Concernant la tension simulée, nous observons là encore une forme de
tension simulée qui est bloquante pour l’optimisation, puisqu’elle est surestimée en début
de décharge et sous-estimée par la suite. Bien que les paramètres semblent corrects au vu
de l’évolution initiale de la surtension, les variations de l’OCV au cours de la décharge
sont trop marquées, et nous supposons que le modèle n’est pas assez hétérogène pour
arriver à une tension simulée aussi lisse que la tension mesurée. Malgré cela, la tension
de fin de décharge est très proche de celle mesurée avec un écart de 7 mV, et la forme
de la tension, en dehors des zone 1 et 3 est très bonne. L’erreur RMS sur les tensions est
de 13,46 mV, ce qui est presque deux fois moins que pour la cellule vieillie, mais plus
que pour des déterminations de DRI en début de vie présentées dans le chapitre 2, qui
étaient autour de 10 mV.

DRI d’un pack de cellule constitué de deux cellules

Le pack étant constitué des cellules dont les DRI ont été présentées précédemment,
nous avons ensuite déterminé sa DRI grâce à l’algorithme dédié. Le fait que les cellules
aient des OCV différents n’est pas un problème. Du fait de la recherche d’une DRI
par cellule, nous avons pu spécifier que la DRI n°1 était basée sur l’OCV de la cellule
vieillie. Afin de tirer parti des conclusions de la section 3.4.2 sur la validation de notre
algorithme, nous avons donné comme valeur initiale deux DRI qui sont volontairement à
valeurs trop élevées et trop faibles. Ceci nous a permis d’obtenir comme résultat les DRI
présentées dans la figure 3.27a. Les DRI présentes sont issues d’une simple optimisation
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DW, elles suivent donc une loi de Weibull. Elles permettent cependant de modéliser la
tension avec une erreur RMS de 14,85 mV, ce qui est inférieur à l’erreur obtenue dans
la simulation de la cellule vieillie, et similaire à celle obtenue sur la cellule neuve.
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Figure 3.27 – DRI obtenue après optimisation et tension associée, pour le pack de
cellules B.

L’objectif premier, qui est de discriminer la cellule vieillie parmi les deux cellules en
se basant sur la DRI déterminée, est atteint, et ce au moins de manière qualitative. La
partie de la DRI représentant la cellule âgée est bien dissociée et présente des valeurs su-
périeures à la partie représentant la cellule neuve. De manière quantitative, la résistance
équivalente de chacune de ces parties est de 0,949 mΩ et de 0,548 mΩ. Cela représente
un écart de 0,4 mΩ, qui est supérieur à celui relevé sur nos EIS. Cependant il faut garder
à l’esprit que toutes les évolutions des résistances sont reportées sur la résistance série,
puisque les résistances surfaciques et de diffusion suivent la même table de paramètre.
Ainsi, si les EIS révèlent une évolution de 0,1 mΩ sur la résistance série, nous suggérons
qu’une évolution de 0,3 mΩ est liée aux résistances surfaciques, incluant la SEI, et de
diffusion. Les analyses faites sur la cellule âgée, notamment la présence d’un nouveau
phénomène de constante de temps élevée, étayent cette hypothèse d’une évolution de ré-
sistance qui n’est pas liée à une constante de temps de l’ordre de la milliseconde comme
les contributions ohmiques.

La tension obtenue est présentée sur la figure 3.27b. Malgré les différences rencon-
trées sur les premières parties des simulations pour les cellules individuelles, la simulation
du pack ne présente que très modérément ce phénomène, qui semble lié d’une part à une
dynamique un peu trop rapide pour la simulation et d’autre part à une surestimation de
la tension. Sur la fin de la simulation, les formes de la tension mesurée et simulée sont
semblables, mais là encore la tension simulée présente de manière plus marquée le dernier
plateau de tension présent sur l’OCV de début de vie. L’erreur en fin de décharge est de
74 mV, ce qui est important et peux être signe d’une sous-estimation de l’hétérogénéité.
Nous avons vu dans le chapitre 1 qu’une hétérogénéité plus marquée entrâıne une chute
de tension plus rapide. Les capacités étant ici connues, seul ce paramètre peut jouer sur
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cette chute de tension.

Contrairement aux autres figures du même type, l’OCV n’est pas présenté ici puis-
qu’il en existe en réalité deux principaux. Nous présentons à défaut les OCV de chacune
des grappes, ainsi que leurs courants sur les figures 3.28b et 3.28a.

(a) Courants des grappes

(b) OCV des grappes

Figure 3.28 – OCV des grappes et courants des grappes pour la simulation du pack de
cellules B avec la DRI présentée en figure 3.27a.

La séparation des DRI se retrouve bien sur les courants des grappes qui sont séparés
en deux nappes. Notons que les valeurs maximales de courant représentent entre 2,6 et
2,8 fois le courant moyen demandé aux grappes, soit 5,2 à 5,6C sur cette décharge à
2C. Nous retrouvons sur ces nappes une inversion de l’ordre des courants de grappes,
représentatifs d’une ré-homogénéisation, c’est à dire d’une réduction des écarts entre les
états de charge des grappes. Cette ré-homogénéisation se retrouve sur les OCV égale-
ment, du fait de la différence de forme et les différences des courants qui amènent à des
états de charges différents. La ré-homogénéisation se voit particulièrement bien sur les
OCV de la cellule neuve, c’est à dire présentant les OCV les plus faibles en tension.
Ceux-ci semblent converger vers le même point à la fin de la décharge, alors que lors des
transitions de plateaux, une nette hétérogénéité est observée, ce qui est en accord avec
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Figure 3.29 – DRI déterminées pour les cellules seules et pour le pack de cellules.

les discussions des sections 1.2.4 et 1.2.5 : l’hétérogénéité est maximale avant une pente
forte de l’OCV. Puis cette pente contraint les grappes à tendre vers une homogénéisation
de leurs états de charge.

Concernant le second objectif, qui est de retrouver dans la DRI du pack les DRI
des cellules seules, nous présentons sur la figure 3.29 les DRI du pack ainsi que les DRI
déterminées pour les cellules seules.

Les résultats sont significativement différents, cependant une certaine similitude
existe concernant les DRI des cellules neuves. Notamment, les valeurs équivalentes des
résistances pour les DRI des cellules seules sont de 5,95 mΩ (contre 5,48 mΩ pour cette
partie du pack) et de 9,36mΩ (9,49 mΩ pour le pack). Cela permet de retrouver à 8,5%
et à 1,4% près les résistances équivalentes des DRI déterminées pour les cellules seules.

Au niveau des formes des DRI, celles-ci ne concordent pas entre les DRI des cellules
seules et les DRI du pack. Nous avons vu dans la partie validation que pour un signal
mâıtrisé, il existait une légère différence au niveau des formes. Dans notre cas d’étude,
les DRI obtenues pour les cellules seules ne permettaient pas de modéliser parfaitement
la tension, et les résultats en termes de simulation de la tension du pack sont meilleurs
que ceux espérés. Il est probable que cela implique que l’optimisation du pack ne tendent
pas vers les DRI des cellules seules mais vers un autre optimum qui entrâıne de meilleurs
résultats dans ce cas. C’est notamment le cas de la DRI de la cellule âgée, qui possède
un écart type de 7,1 mΩ dans le cas de la détermination via le pack, pour seulement 1,4
mΩ dans le cas de la détermination sur la cellule seule. Les écarts type pour la cellule
neuve sont plus semblables : 1,5 mΩ (pack) contre 2,1 mΩ (cellule seule).

Les écarts de ces DRI peuvent s’expliquer par plusieurs difficultés :
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3.4 Évolution de la DRI

— La prise en compte des dépendances en température et en courant des paramètres
est effectuée en début de vie, mais elles pourraient varier avec l’état de santé;

— La prise en compte des évolutions des différents phénomènes : la caractérisation
initiale comporte probablement un phénomène lié à la SEI faible voire inexistant,
alors que celui-ci peut devenir plus important au fur et à mesure que la cellule
se dégrade;

— La non-séparation des contributions de chaque électrode, et également la non-
séparation des diffusions en phase solide et en phase liquide;

.

Si les formes des DRI sont cependant très variables, avec notamment la DRI ”cel-
lule âgée” du pack qui possède une bien plus grande variation, l’exploitation du modèle
hétérogène nous a donc permis de discriminer de manière qualitative et quantitative la
cellule âgée dans ce pack.

Conclusion du suivi du vieillissement

Nous avons présenté dans ce chapitre un court état de l’art sur les dégradations et
le suivi de celles-ci. Les résultats de notre campagne de vieillissement ont également été
présentés. Enfin, deux méthodes principales de diagnostic ont été testées sur des cellules
individuelles puis sur un pack constitué d’une cellule neuve et d’une cellule vieillie.

L’exploitation de l’ICA des cellules, ou du pack, permet d’estimer avec une bonne
précision la perte de capacité. Ceci en ne réalisant qu’une charge limitée à une plage de
SoC restreinte, ce qui peut permettre de réaliser ce test, même pendant une exploitation
commerciale, les périodes de recharges étant les moins contraintes. Afin de se passer
d’une opération de dérivée nécessaire à l’exploitation d’une ICA, une méthode alternative
exploitant un histogramme de la tension a été proposée. Celle-ci donne de bons résultats
à condition que le courant de charge soit constant.

L’exploitation de la DRI permet de discriminer, au sein d’un pack, une cellule vieillie
d’une cellule neuve. La comparaison des DRI associées à chaque cellule constituant le
pack avec celles déterminées pour les cellules seules montre une différence dans la forme
des DRI, mais une similitude concernant la valeur équivalente. Ainsi l’exploitation de
la DRI est une méthode qui nous a permis de déterminer la valeur équivalente des
résistances séries des cellules constituant un pack.

Dans un cas théorique où une simulation a été faite en fixant les DRI, l’algorithme
d’optimisation a pu retrouver les DRI fixées en entrées du modèle à partir de la ten-
sion de la cellule. Ceci est encourageant quant à l’approche développée dans cette étude,
mais cela montre également que la modélisation de la cellule doit être excellente pour
pouvoir obtenir une DRI pertinente. En effet, de nombreuses difficultés ont été mises
en avant concernant la bonne prise en compte des dépendances en courant et tempé-
rature des paramètres de l’OCV réel (qui évolue avec l’état de santé des cellules), des
gradients de température interne des cellules, ainsi que des éventuelles différences de tem-
pérature entre cellules. Ce besoin d’une grande connaissance des cellules à étudier rend
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cette approche réalisable en laboratoire, mais difficile, voire irréaliste, dans un contexte
d’exploitation réelle.

Le chapitre suivant propose une application ferroviaire des travaux effectués dans
cette étude. En l’absence de matériel roulant embarquant des cellules lithium-ion, les
outils de diagnostic ne peuvent pas être testés. Cependant la campagne de vieillissement
permet d’estimer la durée de vie d’un matériel roulant qui serait mis en service avec ces
cellules. Nous proposons donc l’étude d’un cas théorique avec pour objectif de valider ou
non la durée de vie des cellules dans un cadre ferroviaire.
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4 Application à un cas d’étude ferroviaire :
pronostic de durée de vie

Nous proposons ici d’appliquer les résultats des parties précédentes afin d’estimer la
durée de vie d’un pack de batterie qui serait constitué de cellules A ou B. Afin de réaliser
ceci, nous avons choisis une ligne ferroviaire pour laquelle nous connaissons le profil de
puissance appelée à la caténaire ainsi que le mode d’exploitation (alternance de service
commercial et de stationnement du train). Dans un train autonome en énergie, l’énergie
nécessaire à la traction est fournie par une batterie, ce qui nous permettra d’estimer
l’état de charge à tout moment de la journée. L’autre paramètre important pour la
durée de vie est la température. Les données météo France nous permettent d’estimer
la température de repos des batteries, et un paragraphe est dédié à l’estimation de
celle-ci en fonctionnement. Grâce à ces deux paramètres que sont l’état de charge et la
température au cours du temps, nous estimons des dégradations suivant les résultats
présentés précédemment. En extrapolant sur 10 ans, une estimation de la durée de vie
est proposée.

4.1 Hypothèses de travail

Les trois piliers de la circulation ferroviaires sont l’infrastructure ferroviaire, le ma-
tériel roulant et l’exploitation de celui-ci. Nous présentons dans les trois sous sections
suivantes les hypothèses que nous faisons par rapport à ces sujets. Celles-ci doivent nous
permettre de calculer un état de charge à chaque instant sur la période de base de
l’exploitation ferroviaire, que nous extrapolerons ensuite sur plusieurs années de service.

4.1.1 Exploitation ferroviaire

L’exploitation ferroviaire est définie comme un ensemble de trajets origine-destination
au cours du temps. Cet ensemble peut être représenté de différentes manières. Nous uti-
liserons ici un graphique avec en abscisses les heures de la journée, et en ordonnées le
point kilométrique (PK) du train. Les PK sont normalement des chiffres positifs, qui
représentent la distance entre un point de référence (PK 0) et la position du train à
chaque instant. La figure 4.1 représente un exemple des circulations d’un train pendant
une semaine, le train passant les nuits sur une voie de garage.

Depuis cette figure nous comprenons que le train possède une exploitation définie
par semaine. Le lundi, le train part de Mont-de-Marsan pour Morcenx autour de 6h00.
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4 Application à un cas d’étude ferroviaire : pronostic de durée de vie

Figure 4.1 – Représentation graphique des Points Kilométriques (PK) liés au déplace-
ment du matériel.

Il fait ensuite le trajet retour de Morcenx vers Mont-de-Marsan vers 8h00. Il y reste
stationné, et à 13h00 le train effectue un trajet Mont-de-Marsan - Bordeaux. Tout au
long de la semaine, l’exploitation du train est donc définie par ce graphique. Afin de
simplifier la représentation, la seconde ligne présente dans cette exploitation, qui est
celle de Bordeaux vers Le Verdon, est représentée en kilomètres négatifs.

Cette exploitation représente celle que nous utiliserons dans la suite de cette étude.
La période de base est donc la semaine. Afin de définir l’exploitation annuelle, cette
semaine est supposée être répétée tout au long de l’année, à l’exception des périodes de
maintenance. Ces périodes et leurs durées dépendent du matériel et nous les définirons
dans la section appropriée.

4.1.2 Ligne choisie

Les lignes choisies sont celles associées aux circulations présentées dans la section
précédente. La première ligne relie Bordeaux à Le Verdon-sur-Mer (110 km), ville côtière
située au sud de l’embouchure de l’estuaire de la Gironde. Cette ligne TER a été étu-
diée car elle est actuellement électrifiée, mais il est probable que d’ici 5 à 10 ans elle ne
soit régénérée que partiellement. Au vu des coûts, une étude portant sur l’utilisation de
trains à batteries et une régénération partielle de la ligne a été demandée par la région
Nouvelle-Aquitaine. Cette étude est effectuée par SNCF et le renouvellement partiel de
l’électrification concerne la partie entre Blanquefort et Le Verdon.

Les trains qui effectuent cette circulation, comme bon nombre de TER en France,
ne sont en réalité pas assignés à une ligne particulière mais vont effectuer différentes
”circulations” dans la région dans le cadre de leurs roulements journaliers. C’est le cas
de ceux circulant sur cette ligne, et nous avons choisi de suivre un train particulier. Il se
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4.1 Hypothèses de travail

trouve que celui-ci circule également sur la ligne qui relie Bordeaux à Mont-de-Marsan.
Sur cette ligne, une partie est déjà non-électrifiée entre Morcenx et Mont-de-Marsan.

La figure 4.2 représente ces deux lignes, les parties électrifiées, non électrifiées, et
celle qui doit être renouvelée partiellement et qui est actuellement étudiée. Une étude
actuelle de l’état de l’infrastructure suggère de ne pas régénérer la partie entre les gares
de Macau et de Lesparre, soit 48 km. La fin de ligne sera considérée comme régénérée
après Lesparre afin de pouvoir recharger les batteries des trains qui passent la nuit à Le
Verdon grâce à la caténaire.

Figure 4.2 – Carte géographique des circulations étudiées dans cette étude.

Sur ces lignes, nous possédons un profil de vitesse et de puissance à la caténaire qui
nous permettra de déterminer la puissance que devra fournir la batterie sur les sections
non-régénérées. Un exemple de ce type de profil est présenté sur la figure 4.3.

4.1.3 Matériel roulant

Le matériel roulant qui circule sur ces lignes est une automotrice de type B81500.
Ces automotrices sont affectées au trafic TER. C’est une version bimode (électrique
via caténaire et diesel) de l’Autorail Grande Capacité (AGC) de Bombardier. Cette
automotrice possède 3 caisses, ou voitures, et son alimentation électrique se fait sur une
caténaire à courant continu 1500V.
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4 Application à un cas d’étude ferroviaire : pronostic de durée de vie

0 20 40 60 80 100 120

Point Kilométrique - km

0

5

10

15

20

25

30

35

V
ite

ss
e 

- 
km

/h

(a) Profil de la vitesse en fonction du point ki-
lométrique.

0 20 40 60 80 100 120

Point Kilométrique - km

-2500

-2000

-1500

-1000

-500

0

500

1000

1500

P
ui

ss
an

ce
 à

 la
 c

at
én

ai
re

 -
 k

W

(b) profil de la puissance appelée à la caténaire
en fonction du point kilométrique.

Figure 4.3 – Exemples de profils de vitesse et de puissance en fonction du point kilo-
métrique, pour la ligne et le matériel retenus

Hypothèses de consommation d’énergie

Un train possède deux postes de consommation d’énergie lorsqu’il est en service com-
mercial, qui sont la châıne de traction et les auxiliaires. La traction représente l’énergie
nécessaire pour déplacer la masse du train à destination. Les auxiliaires peuvent être de
deux types : ceux pour la traction comme un système de refroidissement des convertis-
seurs, et ceux de confort pour les voyageurs comme la climatisation ou les éclairages des
voitures.

Cette automotrice possède pour cette ligne, d’après les hypothèses du Centre de
l’Ingénierie du Matériel (CIM), une consommation d’énergie de 3.5 kWh/km. Ce chiffre
est donné pour les auxiliaires exclus, sur le plat, pour un profil de mission qui est celui
de la figure 4.3 b), et énergie récupérée au freinage incluse. Afin d’extrapoler facilement
sur 12 mois, nous considérons que ce matériel possède en outre une consommation des
auxiliaires de 90 kW permanents, avec un mode réduit à 10kW en cas de stationnement
en gare pendant plusieurs heures. Nous supposons également que la consommation est
nulle entre la dernière circulation du jour et la première du lendemain.

Puissance de recharge

Il existe une différence entre les puissances de recharge maximales autorisées selon
que le train est en mouvement ou à l’arrêt. Si le train est à l’arrêt, alors la puissance
fournie par la caténaire est limitée réglementairement, pour des raisons thermiques. Une
caténaire est composée de câbles porteurs en bronze ou en aluminium et de câbles conduc-
teurs en cuivre. Les normes d’interopérabilité STI (Spécifications Techniques d’Interopé-
rabilité) limitent la température au niveau du fil en cuivre de la caténaire à 80°C et
à 120°C au niveau du contact pantographe - fil de la caténaire. Au-delà de 120°C, le
cuivre commence à atteindre une zone de modification de ses propriétés mécaniques. Il
devient moins résistant à la traction, et possède un plus grand coefficient d’allongement.
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4.1 Hypothèses de travail

Cela s’appelle recuire le cuivre. Au-delà de 200°C, des déformations plastiques peuvent
apparaitre. Afin de limiter l’échauffement du fil de la caténaire, le courant maximal doit
être bridé à 300A par train.

Sur une ligne à courant continu, comme celles présentes en Nouvelle-Aquitaine, la
tension à vide des caténaires est aux alentours de 1750V. Cela donne une puissance
maximale disponible à l’arrêt à la caténaire de 525 kW. La recharge devant alimenter
la batterie mais aussi les auxiliaires, la puissance réelle disponible pour les batteries est
donc de 435 kW.

Lorsque le train est en mouvement, cette limite thermique de la caténaire n’a plus
lieu d’être, et une puissance bien plus élevée peut être délivrée. Ce sont les composants du
train, et notamment le chargeur des batteries, qui limitent alors la puissance exploitable
pour recharger la batterie à 815 kW. Cela est vrai sous réserve que les puissances cumulées
de traction, des auxiliaires et de recharge ne dépassent pas 1,8 MW qui est la limite de
puissance exploitable pour un matériel de ce type. Auquel cas la recharge des batteries
n’est pas prioritaire.

Capacité de la batterie

Comme présenté dans l’introduction générale, SNCF n’est qu’un exploitant ferro-
viaire et ne construit pas les trains qu’il opère, et ne participe pas non plus à leur
conception. Le constructeur ferroviaire, pour garantir le fonctionnement du train, in-
tègre en réalité une batterie d’une capacité plus importante que ce que l’usage nécessite.
Mais son utilisation est bridée en termes de capacité, ce qui permet de garder une réserve
de capacité pour anticiper le vieillissement.

Dans notre cas, la batterie embarquée dans le train pour servir de source d’énergie
a une capacité réelle de 840 kWh. Sur ces 840 kWh, seuls 625 kWh sont utilisables en
début de vie, le reste de l’énergie est inexploitable du fait de restrictions de la part du
constructeur. Sur ces 625 kWh, 125 kWh font office de réserve d’énergie, ce qui laisse 500
kWh pour l’exploitation du train en service commercial, en début de vie. La figure 4.4
représente graphiquement cette différence de point de vue. Dans la suite de cette étude,
nous prendrons le point de vue du constructeur, et 100% d’état de charge correspond
donc à des cellules chargées à tension maximale. L’état de charge maximal sera donc
limité à 85% pour respecter le point de vue de l’exploitation.

Cette limite de 85% d’état de charge peut correspondre au passage d’une recharge
à courant constant (phase CC) vers une recharge à tension constante (phase CV). Cela
permet également de gagner du temps sur la recharge car la phase CV a une durée
similaire, peu importe le régime de recharge de la phase CC.
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4 Application à un cas d’étude ferroviaire : pronostic de durée de vie

Figure 4.4 – Relations entre le SoC réel du pack de batteries et le SoC vu de l’exploi-
tant.

Limites matérielles et de maintenance

Les matériels roulants bimodes qui circulent sur des lignes TER ont en moyenne un
temps d’exploitation de 270 jours par an, ce qui correspond à 95 jours de maintenance
dans l’année. Ils roulent en moyenne 100 000 km par an sur voies électrifiées et non
électrifiées, bien que ce chiffre soit variable selon les régions et les caractéristiques des
circulations.

Dans cette étude, les hypothèses retenues sont de 93 jours de maintenance par an,
et un maximum de 130 000 kilomètres parcourus. Ces 93 jours de maintenance seront
répartis sur l’année comme suit : 30 jours de maintenance consécutifs et 9 périodes de 7
jours. Ces périodes peuvent correspondre à une maintenance longue pendant l’été et 9
périodes de maintenance courte, dues à des maintenances courtes et à une maintenance
plus poussée.

La table 4.1 regroupe les différentes hypothèses qui ont été faite vis à vis des consom-
mations.

4.2 Stratégie de recharge et états de la batterie

Grâce aux hypothèses de consommation, aux puissances en fonction du point kilomé-
trique et des hypothèses d’électrification partielle, nous pouvons maintenant déterminer
la puissance que doit fournir la batterie au cours du temps pour un train qui réalise
l’exploitation définie dans la semaine de référence. Entre deux journées d’exploitation,
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Table 4.1 – Résumé des hypothèses retenues.

Capacité de la batterie 625 kWh

Consommation de traction 3.5 kWh/km

Consommation des auxiliaires 90 kW

Auxiliaires en mode éco 10 kW

Nombre de jours de fonctionnement par an 272

Nombre de km parcourus maxi par an 130 000

Puissance de recharge à l’arrêt 435 kW

Puissance de recharge en marche 815 kW

et dans les périodes de repos, il est nécessaire de définir une stratégie de recharge, qui
doit également être la moins dégradante pour les packs de batteries. Une fois l’état de
charge estimé, il est également nécessaire d’estimer la température de la batterie afin de
pouvoir obtenir les données nécessaires à l’estimation de la durée de vie des cellules.

4.2.1 Stratégies de recharge

L’utilisation de batteries comme source d’énergie principale pour la traction néces-
site d’anticiper les trajets à venir afin d’avoir assez d’énergie avant de commencer une
circulation. Afin de réaliser ceci, il est en général nécessaire de recharger les batteries des
trains avant leur première mission de la journée. Ceci peut être réalisé de deux façons :

— Stratégie n°1 : recharger au plus vite dès l’arrivée du train à une gare;
— Stratégie n°2 : recharger juste avant le départ du train.

La figure 4.5 présente cette différence graphiquement sur un trajet composé d’un
aller-retour qui consomme 40% de la capacité de la batterie. Dans le cas d’une recharge
au plus juste, la batterie est une majorité du temps à un état de charge de 60%. Dans
le cas d’une recharge au plus vite, elle est une majorité du temps à un état de charge de
100%.

Cette stratégie de recharge ne concerne que le premier trajet de la journée, dans
toutes les phases de repos pendant l’exploitation (arrêt en gare, attente en gare) nous
considérons que la batterie doit être rechargée dès que possible pour faire face à d’éven-
tuels incidents.

Indépendamment de la faisabilité technique de l’une ou l’autre de ces stratégies, nous
proposons ici d’étudier l’impact de la stratégie de recharge sur l’état de charge moyen.

La figure 4.6 présente les histogrammes des états de charge réels relevés sur nos
simulations pour la semaine. Comme nous pouvons le voir, les deux stratégies donnent
pour cette hypothèse d’électrification des états de charge très différents sur l’ensemble
de la semaine. La recharge au plus rapide donne des états de charge très proche du
maximum possible, à savoir 85%. Au contraire une recharge au plus juste donne un pic
d’état de charge autour de 50%. Cet état de charge est l’un des plus dégradants d’après
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Figure 4.5 – Simulation de l’état de charge d’une batterie dans un cas d’un aller-retour
unique et pour deux stratégies de recharge différentes.

nos résultats du chapitre 3, et il est donc plus pertinent pour ces cellules de recharger
dès que possible. Au vu de la répartition des états de charge pour cette stratégie de
recharge, nous considérerons un état de charge 85% en exploitation.

4.2.2 Détermination de l’état de charge

Cas du train en usage commercial Lorsque le train est en usage commercial, les hypo-
thèses précédentes de consommation donnent les états de charge présentés sur la figure
4.7 au cours de la semaine.

Nous observons que les arrêts dans des gares non-électrifiées, notamment entre Mont-
de-Marsan et Morcenx, entrâınent les SoC les plus bas. Dans le reste des cas, la profon-
deur de décharge reste inférieure à 50%. Cela peut éventuellement permettre de ne pas
recharger le train à son niveau maximal pour garder un état de charge compris entre
deux limites définies de manière à limiter le vieillissement.

Cas du train en repos Lorsque le train ne circule pas, il est soit en maintenance (95
jours par an), soit en repos lors des weekends. Dans ces situations, l’état de charge des
batteries peut être contrôlé lors des maintenances mais pas lors des périodes de repos.
Pendant les périodes de repos, l’état de charge dépendra de la stratégie de recharge
adoptée.
En ce qui concerne les périodes de maintenance, et pour les cellules étudiées dans cette
thèse, il est préférable de privilégier un état de charge de 90% plutôt qu’un état de charge
de 50%. Nous faisons donc l’hypothèse que pour une maintenance, les batteries du train
seront chargées à un état de charge de 85%.

148



4.2 Stratégie de recharge et états de la batterie

30 40 50 60 70 80

SoC de la batterie - %

0

1000

2000

3000

4000

5000

6000

7000

N
om

br
e 

de
 m

in
ut

es
 p

ar
 s

em
ai

ne

Recharge au plus rapide
Recharge au plus juste

Figure 4.6 – Répartition des états de charge de la batterie selon le scénario de recharge.
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4.2.3 Température considérée
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Cas du train en usage commercial En ce qui concerne cette étude, les batteries em-
barquées dans les nouveaux matériels roulants auront un système de refroidissement à
eau avec comme objectif de limiter la température des batteries à 30°C au maximum.
Nous faisons l’hypothèse que cette température limite sera respectée.

Le système de refroidissement des batteries se compose en réalité d’un caisson isolé
thermiquement dans lequel sont présentes les batteries ainsi que le système de refroidis-
sement. Cela permet d’éviter un refroidissement ou une chauffe excessive des batteries à
cause de la température extérieure. En cas de chauffe liée à l’utilisation, le système de
refroidissement doit être en mesure d’évacuer les calories produites. Lorsque le train est
en attente de service commercial, ou de nuit, la température sera considérée égale à 20°C.
Le roulement graphique proposé précédemment donne une durée d’exploitation de 16h
par jour. Nous nous plaçons donc ce cas défavorable et considérerons une température
de 30°C pour 16h par jour, et de 20°C le reste du temps.

Nos mesures de dégradations ont pour température minimale 30°C. Or cette tempé-
rature est la température maximale des cellules en utilisation. Nous devons donc extra-
poler le vieillissement vers des températures plus faibles pour proposer une estimation
des dégradations pertinentes. Ce travail est présenté dans la section suivante.

Cas du train en repos Lorsque le train est au repos en maintenance légère, le système
de refroidissement peut être actif si besoin, mais les batteries n’ont pas de nécessite à
fonctionner et nous considérerons donc une température de 20°C pour l’ensemble des 93
jours de maintenance par an.

Extrapolation du vieillissement pour des températures inférieures à 30°C

Afin de correctement modéliser les dégradations à des températures inférieures à
30°C, nous faisons l’hypothèse que les dégradations calendaires, liées à la température
sont représentables par une loi d’Arrhenius. Cette hypothèse est valide dans le cas où les
dégradations sont liées à une seule réaction chimique parasite dont la vitesse de réaction
suit une loi d’Arrhenius. Pour les batteries B, dont le vieillissement est linéaire, cette
loi s’appliquera donc au coefficient de pente. Plus la température est élevée et plus ce
coefficient sera élevé.

Pour rappel la loi de dégradation retenue dans cette étude est la suivante est la
suivante :

Capacité perdue(T,SoC) = K(T, SoC) · (nombre de jour)P (T,SoC) (4.1)

K est le coefficient de pente et P le coefficient de puissance du temps.

À partir des coefficients de pente obtenus dans le chapitre 3, et qui sont présen-
tés sur la figure 4.8a, nous avons cherché à obtenir une loi exponentielle qui représente
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4.2 Stratégie de recharge et états de la batterie

l’évolution du coefficient K en fonction de la température, indépendamment du SoC. La
figure 4.8b présente nos mesures pour les températures de 30°C à 50°C ainsi que le fit
obtenu par optimisation.

50°C

90%

40°C

100%

40°C

90%

40°C

90%

40°C

90%

40°C

50%

30°C

100%

30°C

90%

30°C

50%

condition de vieillissement (Température et SoC)

0

0.01

0.02

0.03

0.04

0.05

0.06

C
o
e
ff
ic

ie
n
t 
K

0

0.2

0.4

0.6

0.8

1

1.2

1.4

1.6

1.8

C
o
e
ff
ic

ie
n
t 
P

(a) Valeurs de coefficients modélisant le
vieillissement des cellules de type B selon
les conditions de stockage calendaire.

-20 -10 0 10 20 30 40 50

température - °C

0

0.01

0.02

0.03

0.04

0.05

0.06

V
a
le

u
r 

d
u
 c

o
e
ff
ic

ie
n
t 
d
e
 p

e
n
te

mesures à SoC 90%

fit

(b) Coefficients de pente selon la température
et estimation par une loi d’Arrhenius.

Figure 4.8 – Modélisation des coefficients de pente des dégradations de la batterie B
par une loi d’Arrhenius.

Les ordonnées représentent la pente des dégradations, en perte de capacité en % par
jour à la température considérée. Passer 100 jours à 30°C fera donc perdre à cette cellule
environ 1,2% de capacité. En considérant la courbe orange comme référence pour des
températures faibles, nous voyons que le vieillissement est nettement moins important à
faible température.

Pour les batteries A, étant donné les résultats de vieillissement présenté dans le
chapitre 3 pour ce type de cellules, il semble difficile de faire une estimation de l’évolution
des coefficients pour des températures inférieures à 30°C. D’une part car les courbes
présentes ne montrent pas de séparations claires entre les différentes températures, et
que les coefficients des lois ne sont pas séparés selon la température ou l’état de charge,
comme cela était le cas pour les batteries B en fonction de la température. La figure
4.9a présente la répartition des coefficients K et P de la loi de dégradation des cellules
de type A en fonction des conditions de stockage calendaire.

Puisque les coefficients ne présentent pas de liens évidents entre eux, une extrapola-
tion est donc impossible ici car aucune loi simple ne semble pouvoir modéliser les valeurs
de ces coefficients selon la température ou l’état de charge.

Afin de pallier ce problème, une nouvelle loi a été utilisée pour simuler le vieillisse-
ment de ces cellules. Il s’agit d’une loi linéaire. Cette loi a été retenue car elle permet
d’approximer la loi précédemment retenue Q(t) = Q0 − K · tP pour un temps faible.
Or, puisque nous n’arrivons pas à déterminer des coefficients exploitables sur l’ensemble
des points, nous supposons que l’évolution des cellules ou le faible nombre de test ne
permet pas encore de déterminer ces coefficients de façon correcte. En utilisant cette loi,
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Figure 4.9 – Coefficients K et P de la batterie A dans le cas d’une estimation non
contrainte et dans le cas d’une estimation linéaire des dégradations.

les nouvelles simulations et les coefficients associés sont présentés sur les figures 4.9b et
4.10a
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(b) Représentation des coefficients de pente de
la modélisation du vieillissement des bat-
teries A par une loi linéaire, et estimation
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Figure 4.10 – Simulation des dégradations par une loi linéaire pour les batteries A et
loi d’Arrhenius estimée associée à la pente de ces simulations.

Nous observons sur la figure 4.9b une bien meilleure séparation des coefficients selon
la température, et également un peu selon l’état de charge. Nous ne retiendrons ici que
l’influence de la température et nous allons chercher à modéliser ces variations par une
loi d’Arrhenius, tout comme pour la batterie B. Le fit de ces coefficients en fonction de
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la température est présenté sur la figure 4.10b.

Cette loi exponentielle permet de représenter ces nouveaux coefficients de la loi li-
néaire et nous allons donc exploiter cette loi pour déterminer un coefficient de pente
linéaire pour les cellules de type A lorsqu’elles sont soumises à des températures infé-
rieures à 20°C.

Validation de l’extrapolation

Les figures 4.11a et 4.11b présentent les dégradations obtenues par le fit d’une loi
linéaire sur nos mesures dont la pente suit une loi d’Arrhenius. Une meilleure simulation
est observée pour les batteries B avec une erreur de 2 points de capacité restante au
maximum. Les résultats pour l batteries A présentent des erreurs plus importantes,
jusque 16 points pour les simulations à 50°C du fait d’une différence de pente qui entrâıne
des écarts bien plus grand qu’à 30°C. Cependant puisque ce sont des températures faibles
qui sont amenées à être extrapolées en vieillissement, cette erreur à haute température
n’est pas jugée trop pénalisante.

(a) Batteries A (b) Batteries B

Figure 4.11 – Validation de l’estimation des dégradations par un coefficient de pente
qui dépend uniquement de la température pour les batteries A et B.

4.3 Estimation de la durée de vie

Dans les conditions d’état de charge et de température considérées, voici nos estima-
tions de dégradation de la capacité de la batterie, et sa durée de vie. Une batterie sera
considérée à la fin de sa vie lorsque sa capacité aura baissé de 20%. Certains constructeurs
préconisent 40%, et nous avons donc également estimé la durée nécessaire pour atteindre
ce seuil. Les estimations des dégradations sont présentées dans les figures 4.12a et 4.12b.
Enfin la table 4.2 présente les durées de vie obtenues selon les batteries considérées.

La durée de vie attendue pour une application ferroviaire est de l’ordre de 10 ans.
Dans ces conditions, un prolongement de la vie de la batterie jusqu’à une perte de
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Figure 4.12 – Estimation des durées de vie dans les conditions de référence pour les
batteries A et B.

Batterie Durée de vie à -20% Durée de vie à -40%

Batterie A, scénario de référence 16 ans 32 ans

Batterie B, scénario de référence 6,55 ans 13,1 ans

Table 4.2 – Durées de vie estimées des batteries dans cette utilisation ferroviaire.

capacité de 40% semble nécessaire avec la batterie B, alors que la batterie A remplit ce
critère pour une perte de capacité limitée à 20% de sa capacité initiale.

Résultats concernant les batteries de type C

Au vu des faibles dégradations observées pour les batteries de type C, nous n’avons
pas pu mener le même raisonnement que pour la batterie B. Si les dégradations observées
à 50°C laissent penser que la perte de capacité est une fonction linéaire du temps, les
cellules stockées à 40°C et 30°C ne présentent pas de données exploitables pour estimer
une éventuelle loi d’Arrhenius. L’évolution de la capacité des cellules stockées à 50°C est
rappelée en figure 4.13. En extrapolant la perte de capacité des cellules stockées à 50°C,
nous estimons que ces cellules auront perdu 20% de leur capacité après 7,4 années.

Au vu des évolutions de la loi d’Arrhenius pour les autres types de cellules en fonc-
tion de la température, une température de moins de 30°C semble très peu susceptible
d’entrâıner des dégradations sévères, voire observables en embarqué, sur cette technolo-
gie. Cette cellule est donc un excellent choix pour toute application stationnaire avec peu
de cycles, ce qui se rapproche des conditions de vieillissement de cette étude. Pour une
application embarquée, il serait étonnant d’observer des dégradations plus sévères sur
cette technologie que sur les technologies A et B de par son remarquable comportement
en vieillissement calendaire, ce qui en fait également une excellente candidate.
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Figure 4.13 – Évolution de la perte de capacité des cellules de type C stockées à 50°C.

Variabilité des paramètres influant sur la durée de vie

Les résultats présentés dans cette section ont pour hypothèse un train dans un
usage où tous les paramètres (température, état de charge) suivent des hypothèses et
sont définis par celles-ci. Dans la réalité, il existe des variations d’état de charge qui
pourraient être conséquentes, de part des évènements non prévus, des accidents, des
erreurs humaines. Nous proposons d’étudier l’influence d’un état de charge non contrôlé
sur le vieillissement des batteries en comparant ce qu’il se passe entre l’état de charge
optimal et l’état de charge le plus défavorable.

Enfin, la différence de deux stratégies de refroidissement, à savoir un refroidissement
à eau et un refroidissement à air, sur la durée de vie d’un pack est elle aussi estimée, en
supposant que la même quantité d’énergie est embarquée.

4.3.1 Étude de l’état de charge lors des périodes de repos sur le
vieillissement

Dans la partie précédente, l’état de charge de la batterie était de 90% pendant les
périodes de maintenance. Nous nous demandons quel impact peut avoir un état de charge
non contrôlé et qui prendrait une valeur dégradante, sur la durée de vie totale du pack
batterie. Pour les batteries que nous avons étudiées, l’état de charge qui semble le plus
dégradant est de 50%. Nous faisons donc une nouvelle simulation dans laquelle cet état
de charge serait présent 95 jours par an. Cela peut correspondre à une extinction tardive
des systèmes auxiliaires alors que le train avait le pantographe baissé par exemple. La
température quant à elle est la même que dans la simulation précédente.
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4 Application à un cas d’étude ferroviaire : pronostic de durée de vie

Afin de simuler ce scénario, nous reprenons la loi d’Arrhenius qui avait été estimée
dans la section précédente, et nous faisons l’hypothèse que l’effet de la température et
du SoC ne sont pas corrélés. Ainsi pour un SoC différents de celui pour lequel la loi
d’Arrhenius a été estimée, à savoir 90%, nous avons

Capacité perdue(T,SoC) = Karrhenius(T ) ·KSoC(SoC) · nombre de jour1 (4.2)

La valeur du coefficient KSoC est déterminé avec les paramètres K précédemment
déterminés (figures 4.9b et 4.8a). Pour un passage de 90% de SoC à 50% de SoC, cela
amène à un coefficient de 1.35 pour la batterie A et un coefficient de 1.07 pour la batterie
B.

Dans ce cas, nous obtenons le profil de dégradation présenté sur les figures 4.14a et
4.14b.
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(a) Batterie A.
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(b) Batterie B.

Figure 4.14 – Estimation des durées de vie pour un SoC défavorable en période de
maintenance pour les batteries A et B.

Dans le cas de la batterie B, le temps d’exploitation varie peu en nombre de mois,
passant de 13,1 ans à 12,8 ans, ce qui correspond à une diminution du temps d’exploi-
tation de 2,3%. Dans le cas de la batterie A par contre, nous obtenons une diminution
du temps d’exploitation de 3,25 ans. Cela correspond à une perte de 10% du temps
d’exploitation des batteries. Il est donc indispensable pour ces cellules de bien contrôler
l’état de charge lors des périodes de maintenance. En effet, sur un modèle économique
où les batteries sont changées tous les 10 ans, avec 3 renouvellements sur l’ensemble de
la vie du matériel roulant (40 ans), une perte de 10% de la durée de vie peut amener un
quatrième renouvellement de batteries, ce qui entrâıne un surcoût important lié à une
mauvaise gestion.
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4.3.2 Comparaison de deux stratégies de refroidissement : le cas du Japon

Nous proposons, tout comme l’étude d’un état de charge non contrôlé, d’étudier ici
l’impact d’une température qui est variable. L’origine de cette idée provient de la diffé-
rence des systèmes de refroidissement à air et de refroidissement liquide. Au Japon, tous
les packs de batteries sont refroidis à l’air (système 1). Cela limite les puissances maxi-
males de la batterie pour limiter la chauffe, ce qui conduit à surdimensionner les packs
de batteries. Ce système est-il plus performant pour la vie de la batterie qu’un système à
refroidissement liquide (système 2) ? Nous considérons pour ce choix de refroidissement
les hypothèses présentées dans la section suivante :

Définition des deux profils de température

Le système 2 permet d’avoir des batteries dont la température est, au repos, autour
des 20°C. Lors de l’utilisation le système de refroidissement à eau permet de maintenir
une température de 30°C en évacuant les calories. La température retenue sera celle uti-
lisée dans le scénario de référence.

En utilisant le système à air, les batteries sont à température ambiante lors des
phases de repos, et chauffent lors des phases d’utilisation. Nous supposerons donc que
les batteries sont à température ambiante la nuit et qu’elles sont à une température de
20°C supérieure à la température ambiante en utilisation. Sur une journée type nous
considérons donc 8h hors service commercial la nuit, à température basse, 8h de service
commercial de jour, à température haute et 8h de service commercial à température
moyenne.

La modélisation que nous utilisons a pour précision la journée. Afin de modéliser ce
comportement, nous divisons les 365 jours de l’année en :

— 122 jours de « nuits hors service commercial » avec une température ambiante
égale à la température minimale moyenne sur les 40 dernières années à Bordeaux ;

— 122 jours de « services commercial en journée » avec une température ambiante
égale à la température maximale moyenne sur les quarante dernières années ;

— 121 jours de « service commercial à température moyenne », avec une tempéra-
ture ambiante égale à la moyenne des températures sur les 40 dernières années.

Ces périodes sont ensuite réparties sur les mois de l’année, chaque mois possède ainsi
une dizaine de jours de chacune de ces périodes. Cela permet d’obtenir une variation de
la température qui représente une température d’un pack de batteries avec un refroidis-
sement à air. Quant aux périodes de maintenance, celle de niveau 2 qui dure 30 jours
sera attribuée au mois de mai, et les neuf périodes de 7 jours seront attribuées aux mois
de juin à février. Mars et avril sont donc les seuls mois sans maintenance. Pendant les
maintenances, la température des batteries est égale à la température ambiante.

Finalement, la figure 4.15a présente la courbe de température retenue pour cette
étude, et la figure 4.15b l’histogramme de ce profil.
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Figure 4.15 – Représentation de la température retenue pour l’étude d’un système de
refroidissement à air.

Vieillissement en température extrapolée

Une fois les deux paramètres de pentes extrapolés pour des températures plus faibles,
nous simulons un vieillissement sur le profil de température présenté en figure 4.15a. Les
résultats sont présentés sur les figures 4.16a et 4.16b.
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(a) Batterie A
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(b) Batterie B

Figure 4.16 – Simulation de l’évolution de la capacité des batteries type A pour le
profil de température d’un refroidissement à air, pour les batteries A et
B.

La durée de vie des batteries à -20% de capacité est alors de 11,45 et de 5,9 années
pour les batteries A et B. Dans le cas d’un refroidissement classique, nous avions 13,1
et 6,55 années. Les durées de vie sont donc plus avantageuses dans le cas du système 2,
c’est à dire un refroidissement liquide avec enveloppe thermique.

Notons cependant que ces résultats sont soumis à une hypothèse forte qui est la
différence de température entre l’air ambiant et les batteries dans le cas d’un refroidis-
sement à air. Notre loi de dégradation étant exponentielle, cela pénalise très lourdement
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les hautes températures. Une hypothèse différente amène à des résultats très différents,
comme le montre la table 4.3.

Différence de température 10°C 15°C 20°C 25°C

Durée de vie de la batterie A 28,7 18,3 11,45 6,8

Durée de vie de la batterie B 11,6 8,5 5,9 4,2

Table 4.3 – Durées de vie estimées des batteries pour un refroidissement à l’air selon la
différence de température entre air ambiant et température des batteries.

Ainsi, si les températures hautes pénalisent fortement la durée de vie, une tempéra-
ture plus faible l’augmente de manière exponentielle. Au contraire, à cause de l’enveloppe
thermique, le système 2 ne permet pas de refroidissement à faible température qui limite
le vieillissement la nuit ou en hiver. Cela entrâıne une dégradation plus rapide sur une
année complète.

En termes de vieillissement calendaire uniquement, la solution la plus adaptée serait
donc, en été, d’exploiter l’enveloppe thermique et le refroidissement liquide afin de limi-
ter un maximum l’échauffement. En hiver, de laisser les batteries en free-cooling sans
enveloppe thermique de manière à éviter que celle-ci ne freine le refroidissement des
cellules.

Quelques remarques complémentaires L’étude présentée ici ne considère que le vieillis-
sement calendaire. L’impact d’une température faible du pack de batterie, ce qui aug-
mente la résistance électrique de celui-ci, sur son utilisation n’est pas modélisé. De même,
le profil de température retenu dans cette étude est l’élément critique qui vient donner
ces résultats. Notre modèle est une somme de dégradations journalières tout au long de
la vie de la batterie. Ainsi une répartition des températures différentes de celle de la fi-
gure 4.15b qui présentais le profil de température retenu donnera des résultats différents.

Le résultat de cette étude apporte des éléments en faveur d’un système de refroi-
dissement qui permet principalement d’apporter une température moyenne quotidienne
qui est faible, même si cela entrâıne une plus grande variabilité de la température.

4.3.3 Conclusion

L’étude des circulations hebdomadaire d’un matériel roulant sur les lignes Bordeaux
- Le Verdon et Bordeaux - Mont-de-Marsan a permis de déterminer l’usage d’une batterie
associée à ce matériel roulant. À partir d’hypothèses de consommation, de recharge, et
d’électrification du segment Blanquefort – Le Verdon, nous avons pu déterminer un état
de charge de la batterie selon la journée. Le vieillissement d’une batterie étant dû d’une
part à ses conditions de « stockage », ce que l’on appelle le vieillissement calendaire,
et d’autre part à son utilisation, cette étude s’est concentrée sur la caractérisation du
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4 Application à un cas d’étude ferroviaire : pronostic de durée de vie

vieillissement calendaire.

Des données issues de la campagne de vieillissement effectuée dans la cadre de cette
thèse ont permis d’estimer des courbes de dégradation pour deux batteries, dans des
conditions de température et d’états de charge variées. Pour cette étude, l’hypothèse
d’une température maximale de 30°C pour les batteries a été justifiée par l’utilisation
d’un système de refroidissement à eau. Dans ces conditions de température, deux scéna-
rios de recharge sont comparés : une recharge dès que possible et une recharge avant le
départ. Ces deux scénarios amènent un état de charge moyen très différent. Les résultats
sont favorables à l’utilisation d’un pack composé de batteries A, qui peut être utilisé plus
de 10 ans avant de perdre 20% de sa capacité, quand les batteries B semblent perdre ce
pourcentage en seulement 6 ans et demi.

Par la suite, nous avons montré en quoi le contrôle de l’état de charge lors des phases
de maintenance peut apporter un réel gain en termes de durée de vie de batterie. Ce
sont 2 à 10% de durée de vie en plus qui sont attendus, ce qui peut radicalement changer
l’approche économique d’un matériel roulant embarquant des batteries en évitant un
renouvellement des cellules.

Enfin, nous avons comparé deux systèmes de refroidissement, à air et à eau avec
enveloppe thermique, afin de connâıtre le plus efficace vis-à-vis de la préservation de
la capacité de la batterie. Les résultats sont en faveur d’un refroidissement à eau, qui
permet de limiter les températures élevées. Cela impacte significativement la répartition
de la température du pack pendant sa vie, limitant ainsi les durées prolongées à tempé-
ratures élevées à modérées. La meilleure solution de refroidissement serait de tirer parti
des avantages de chaque méthode : limiter la chauffe en utilisation avec un refroidisse-
ment à eau et profiter des températures froides la nuit dès que possible pour refroidir à
moindres coûts sans l’enveloppe thermique.

Cette étude a été réalisée à partir de données de Clément Depature, avec l’aide de
Ignacio Riezu, je les remercie pour ces informations.
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Conclusion générale

L’objectif de cette étude est de proposer une méthode de suivi des batteries lithium
embarquées dans un usage ferroviaire. Une des problématiques sous-jacentes est d’obtenir
des protocoles applicables sur un pack de cellules, étant donné les puissances en jeu dans
ce domaine.

En se basant sur les phénomènes physiques ayant lieu dans une cellule, et en adoptant
le point de vue d’une nécessaire hétérogénéité dans un pack, nous avons proposé un circuit
électrique équivalent hétérogène. Le fonctionnement de ce modèle a été étudié et nous
avons montré en quoi cette représentation permet d’obtenir des résultats théoriques en
accord avec nos mesures expérimentales, même à l’échelle d’une cellule. Ceci est d’autant
plus marqué pour certaines chimies, dont l’OCV est plus plat, ce qui est favorable à un
comportement hétérogène.

Ce modèle se basant sur les phénomènes physiques afin de pouvoir l’utiliser comme
outil de diagnostic, il est nécessaire de les modéliser séparément. Leurs caractérisations
ainsi que leurs dépendances en température et en courant ont été réalisées grâce à deux
méthodes de mesures qui sont une EIS et un GITT. La méthode de caractérisation
des cellules par GITT a été améliorée en tenant compte du comportement hétérogène,
particulièrement à travers la notion d’OCV équivalent. Cela a permis une bonne ca-
ractérisation des dynamiques des chimies dont l’OCV est fortement non-linéaire, avec
une caractérisation de la diffusion qui est désormais satisfaisante. Cette méthode permet
également de réaliser de meilleurs modèles homogènes.

Afin de réaliser un modèle hétérogène à partir d’un modèle homogène, ce dernier a
été décomposé en grappes et une distribution de résistances internes (DRI) a été définie.
Plusieurs approches ont été comparées et l’une d’elle a été choisie pour sa fiabilité, sa
pertinence physique et sa capacité à détecter des DRI ”anormales” qui pourraient être le
signe de dégradations locales d’une cellule ou d’un pack batterie. Cette méthode a été
validée expérimentalement sur une large plage de fonctionnement. Cela nous permet de
conclure que la DRI déterminée est une bonne image des propriétés internes de la cellule.

L’évolution de cette DRI peut donc être reliée à l’évolution des propriétés internes
de la cellule, qui devrait permettre de faire un diagnostic de celle-ci. Afin de valider
cette hypothèse, une campagne de vieillissement portant sur 52 cellules nous a permis
d’obtenir des cellules dégradées. Des tables d’estimation du vieillissement ont également
été réalisées afin de pouvoir faire de la prédiction de durée de vie en fonction de la
température des packs de cellules.

Les résultats portant sur un pack constitué de deux cellules : une neuve et une
vieillie, montrent qu’il est possible de discriminer la cellule vieillie en se basant sur la
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DRI du pack. Celle-ci peut être décomposée en deux DRI qui se rapprochent de celles
associées aux cellules testées seules. L’outil développé permet donc une estimation des
DRI de chaque cellule en se basant sur les signaux d’un pack. Cette discrimination se
fait cependant avec de nombreux pré requis qui sont la connaissance des capacités des
cellules, ainsi que de leurs OCV respectifs. Cette étude a également montré qu’il est
nécessaire d’avoir un modèle homogène bien caractérisé, car les lacunes de celui-ci se
répercutent sur le modèle hétérogène et sur la détermination de la DRI.

Cette méthode permet de réaliser un diagnostic sur la résistance. Nous avons éga-
lement montré en quoi l’application d’une méthode déjà existante, à savoir l’étude des
ICA, permet également de réaliser un diagnostic en capacité, et ceci en se basant sur
des signaux issus d’une plage de SoC restreinte. Cette étude peut se faire à l’échelle
d’une cellule ou d’un pack, et de manière simplifiée en se basant sur les histogrammes
des tensions mesurées.

Les résultats obtenus sont encourageants en ce qui concerne leur application en la-
boratoire. Cependant, pour une application en contexte industriel, et d’autant plus pour
le domaine ferroviaire, l’application de cette méthode ne nous semble pas exploitable.
Premièrement, les prérequis nécessaires à l’exploitation de ce modèle sont trop contrai-
gnants : connaissance des OCV et capacité de chaque cellule du pack. Or c’est pour se
passer de ces mesures que ce modèle a été étudié dans un but de diagnostic. Deuxiè-
mement, la discrimination des paramètres et la caractérisation de leurs dépendances
nécessitent des tests à l’échelle de la cellule, ce qui est difficile pour SNCF qui possède
des packs de cellules avec un besoin d’exploitation. À ce jour l’exploitation d’un mo-
dèle hétérogène dans un but de diagnostic, pour un industriel amené à travailler avec
plusieurs chimies différentes n’est donc pas envisageable.

Des études supplémentaires pourraient permettre de dépasser ces verrous. Au niveau
de la détermination des paramètres, la méthode de caractérisation du phénomène de
diffusion offre une meilleure précision, ce qui pourrait constituer la base de travaux
visant à une caractérisation des diffusions solides et liquides.

Également au niveau des paramètres de grappe, la séparation des contributions de
chaque électrode peut permettre une caractérisation plus fine de l’hétérogénéité. Cela de-
vrait amener à des meilleures estimations des tensions simulées puisque chaque électrode
pourrait fonctionner de manière hétérogène selon son propre OCP. De plus la séparation
des électrodes pourrait permettre de mettre à jour la forme de l’OCV grâce à un recalage
des OCP au cours de la vie de la cellule, ce qui lèverait un des verrous d’application.

Au niveau du modèle hétérogène, la forme des circuits de grappe est simple mais a
été suffisante pour mener une étude intéressante. L’attribution à chaque grappe d’une
capacité variable pour arriver à une optimisation d’un couple résistance-capacité nous
semble avoir un fort potentiel. D’autant qu’une mesure d’ICA peut permettre d’estimer
la perte de capacité et donc contraindre l’optimisation pour arriver à une capacité totale
en accord avec une mesure, levant ainsi un second verrou d’application.
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Annexe 2 : Dégradations des batteries lithium-ion

Cette annexe sera divisée en trois sous sections qui visent à bien séparer les facteurs
externes qui influent sur le vieillissement et les dégradations des batteries, les phénomènes
microscopiques qui dégradent la cellule, et les conséquences macroscopiques de ceux-
ci. Nous commencerons par le niveau microscopique avant de remonter vers une vue
macroscopique de la cellule, qui est celle qui est adoptée dans cette thèse.

Phénomènes dégradants et effets microscopiques

On retrouve dans la littérature de nombreux articles et revues qui traitent du su-
jet des dégradations ayant lieux dans une cellule, cependant la revue de Vetter et al.
[Vetter 05] et dans une moindre mesure celle de Broussely et al. [Broussely 05] sont
largement citées dans la communauté et sont riches de renseignements.

Les conséquences du vieillissement, perte de capacité et augmentation de résistance,
qui seront expliquées ultérieurement, ont pour cause une multitude de phénomènes dif-
férents, d’origines diverses et interagissant entre eux. La suite de cette sous-section pré-
sente une liste des phénomènes de dégradation, qui sont régulièrement identifiés comme
les principaux.

Formation et croissance de la SEI

La SEI est une couche de passivation qui se crée autour des particules de l’électrode
négative de graphite. Celle-ci est nécessaire au fonctionnement de l’électrode en empê-
chant la libération des ions lithium insérés dans les plans de carbone lors des relaxation
et en servant de couche de protection de l’électrode vis-a-vis de l’électrolyte. L’origine
de cette couche se trouve dans l’instabilité de l’électrolyte au contact de l’électrode de
carbone qui possède un potentiel faible. Ce sont des réactions chimiques de réduction,
qui apparaissent à l’interface électrolyte/électrode, qui contribuent à la formation et
la croissance de cette couche de passivation en consommant du lithium. Elle protège
ensuite l’électrode de carbone tout en étant perméable aux ions lithium. Au cours du
fonctionnement de la batterie, cette couche évolue :

— Elle peut se fissurer, notamment à cause du changement de volume de l’électrode
négative lors de la charge de la batterie, de l’ordre de 10% [Vetter 05] et se
dissoudre dans l’électrolyte.

— Une température élevée contribue au développement de la SEI en augmentant la
vitesse de réaction de la formation de celle-ci.

— La corrosion des collecteurs de courant de l’électrode positive à haut SoC et
température produit des cations métalliques qui vont catalyser la réaction de
formation de la SEI [Eduardo 17, Do 10].
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Figure 6.1 – Formation et évolutions possibles de la SEI.
Issue de [Barré 13]

La figure 6.1 permet d’avoir un aperçu des interactions entre cette couche et son
environnement. D’autres phénomènes apparaissant sur la figure sont expliqués dans les
parties suivantes, notamment l’exfoliation du graphite et le lithium plating.

La croissance de la SEI dépend de l’état de charge d’après Lawder et al. [Lawder 14]
avec une croissance plus grande aux forts états de charge, soit des potentiels élevés, ce qui
corrobore les observations de Do concernant la libération de cations métalliques à poten-
tiels élevés. Certains auteurs considèrent que la croissance de la SEI est également inver-
sement proportionnelle à son épaisseur, ce qui conduit à une croissance en forme de racine
carrée du temps dans le cas d’un vieillissement calendaire [Ecker 14, Matsushima 09], et
une perte de capacité associée qui suit cette tendance. Cependant d’autres conséquences
existent, notamment l’obstruction de pores de l’électrode négative en carbone, ce qui
réduit sa capacité et augmente la résistance car la SEI n’est pas conductrice, ce qui peut
limiter la densité de courant en surface de l’électrode. Les cinétiques de diffusion sont
elles aussi réduites de par ce milieu parasite, ce qui peut amener à un dépôt de lithium
métal sur l’électrode [Yang 17].

Dépôt de lithium métal

Le dépôt de lithium métal, aussi appelé lithium plating, survient lorsque le potentiel
de l’électrode négative à l’interface électrode/électrolyte passe sous le potentiel du couple
Li+/Limétal qui est généralement considéré comme le potentiel ed référence (0V) dans
l’étude des batteries lithium. Le potentiel de l’électrode graphite est présenté en figure
6.2. Ce phénomène ne peut se produire qu’en charge, lorsque le courant amène une
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surtension négative au niveau de l’électrode négative. On observe alors du lithium qui,
au lieu de s’insérer dans la négative, se dépose sous forme métallique en surface de celle-ci.
Les conditions favorisant cette apparition sont multiples :

— Une température négative car cela augmente la résistance apparente et donc
la surtension associées, et également pourrait limiter la diffusion du lithium et
abaisser le potentiel de la négative localement par accumulation de lithium inséré.

— Un courant de recharge fort ce qui augmente la surtension liée au courant, dimi-
nuant d’autant le potentiel vu par les ions lithium.

— Un fort état de lithiation de l’électrode négative qui rapproche de la zone de
potentiel faible par rapport au Li+/Li.

Figure 6.2 – Potentiel de l’électrode de graphite par rapport au potentiel du couple
Li+/Li.

Issue de [Damay 15b]

Si ces phénomènes favorisent l’apparition de plating, notons qu’Ansean et al. [Anseán 17]
ont montré que le lithium plating peut survenir dans des conditions normales d’utilisa-
tion pour une capacité d’électrode négative inférieure à celle de la positive. En effet si
l’électrode négative est complètement lithiée, mais que des ions lithium provenant de la
positive se présentent, ils n’ont d’autre choix que de se déposer sous forme métallique,
l’électrode négative ne pouvant pas accepter plus d’atome de lithium. Ce cas reste ce-
pendant théorique, d’une part car la perte de lithium cyclable via la SEI et d’autres
phénomènes limitent ceci en gardant une quantité de lithium inférieure à la capacité de
l’électrode négative, d’autre part car par construction l’électrode négative est toujours
en excès par rapport à celle de la positive afin d’éviter cette situation.

Considéré irréversible lors des premières études à ce sujet, Zinth et al. [Zinth 14]
ont montré que le dépôt pouvait en partie se résorber sous condition d’un temps de
relaxation après la charge/décharge dans laquelle le dépôt de lithium a eu lieu. D’autres
auteurs arrivent également à cette conclusion [Anseán 17, Petzl 14] et ont montré que la
quantité réversible peut être déterminée par des mesures lors de la relaxation.

166



Le plating entraine, outre une perte de lithium, la formation de dendrites. Ce sont
des zones où le lithium se dépose de manière préférentielle , ce qui résulte en la création
de petites stalagmites de lithium qui peuvent perforer le séparateur. Cela provoque des
micro courts-circuits à travers le séparateur, ce qui consume la dendrite, mais peut mener
à la détérioration sévère du séparateur et augmenter le risque de court circuit interne et
d’emballement thermique. Ce phénomène est donc à surveiller particulièrement car c’est
celui qui présente le plus de risques pour l’intégrité de la batterie.

Changement structurel des matériaux

Au cours des réactions aux électrodes, il peut arriver que celles-ci subissent des chan-
gements de structures. On trouve notamment des changements de composition chimique
avec, par exemple, des désordres structurels où un ion de la matrice d’insertion de l’élec-
trode prend la place d’un ion de lithium, comme sur la figure 6.3. Cela peut entrainer
un changement de phase de l’électrode mais aussi des fissures dans l’électrode. Celles-ci
augmentent la surface utilisable pour la réaction, mais peuvent amener à une isolation
d’une partie de l’électrode, ce qui vient d’une part contrebalancer cette augmentation de
surface utile, mais diminue aussi la capacité de l’électrode.

Figure 6.3 – mécanisme de base du désordre structurel.
Issue de [Vetter 05]

On peut aussi noter un changement de volume des électrodes avec le remplissage de
celle-ci par les atomes de lithium. Ce changement de volume du matériau d’insertion et
du liant mécanique peut mener à une perte de contact entre les particules actives ce qui
fait perdre de la capacité à l’électrode. Si l’électrode est constituée de carbone, comme
évoqué précédemment, une influence sur la SEI est à prévoir.

Ces changements structurels sont favorisés par un état de charge faible, par un
nombre de cycles important et par une profondeur de décharge importante [Uddin 16]

Corrosion des collecteurs de courant et des électrodes

Le collecteur de courant de l’électrode négative, en cuivre, peut se corroder dans le
cas d’une surdécharge menant à un potentiel très faible à l’électrode négative de carbone
[Wu 16]. Ce problème n’est vraisemblablement pas supposé arriver avec une électrode en
titane qui possède un potentiel bien plus élevé. De même le collecteur en aluminium de

167
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l’électrode positive est susceptible de se corroder à un potentiel élevé, qui peut être causé
par une surcharge ou par un état de charge élevée [Vetter 05]. Ce même potentiel élevé
favorise l’apparition d’ions métalliques issus de la positive (notamment le manganèse et
le cobalt).

Ces deux phénomènes entrainent d’une part une diminution de la capacité de l’élec-
trode, qui peut n’avoir qu’un impact réduit sur celle de la cellule dans un premier temps,
mais qui sera dommageable par la suite. D’autre part, sous l’effet du champ électrique
créé entre les électrodes, les cations métalliques vont migrer vers l’électrode négative et
réagir au niveau de la SEI et entrainer une densification de celle-ci qui réduit la capacité
de la cellule par consommation d’ion lithium et augmente sa résistance interne.

Oxydation de l’électrolyte

Malgré les recherches sur la stabilité de l’électrolyte, celui-ci est encore soumis à de
nombreuses contraintes et interactions avec un grand nombre de composés. Notamment
la présence d’eau ou d’alcool peut amener à l’acidification de l’électrolyte par réaction
avec les sels de lithium, dont le plus courant est le LiPF6 [Lux 12]. Des potentiels élevés
au sein de la cellule ainsi que la température peuvent contribuer à amorcer ces réactions
d’oxydation de l’électrolyte. Les conséquences de cette oxydation sont la création d’un
film de surface à l’électrode positive et négative également, ce qui augmente encore la
densité de la SEI, mais aussi l’isolation de particules et l’augmentation de la résistance
globale de l’électrolyte.

Autres phénomènes de dégradation

Les phénomènes décrits précédemment sont les principaux qui entrainent des dégra-
dations importantes. Cependant d’autres phénomènes existent. On retrouve notamment
l’exfoliation du graphite, c’est à dire la séparation des plans de graphite qui deviennent
inutilisable [Verma 10]. Deux explications existent à ce phénomène : la première suppose
une intercalation du solvant dans le graphite lors de l’insertion de lithium, ce qui pro-
voque un écartement des plans de graphite puis l’exfoliation, l’autre suppose des réactions
locales avec un composé de l’électrolyte, le propylène de carbone (PC), qui augmentent
localement la pression et dégradent le carbone. Le phénomène global dépend également
de la qualité du carbone utilisé, tout comme d’autres caractéristiques tel le potentiel de
celui-ci [Reynier 04].

Le liant, matière permettant l’agglomération de matière active peut également se
dégrader, de même que les connexions électroniques entre matière active. Des craquelures
peuvent survenir dans les collecteurs de courant par des efforts mécaniques liés aux
variations de volume.

En guise de résumé général, la figure 6.4 résume l’ensemble des phénomènes ayant
lieux dans une batterie.

L’ensemble de ces phénomènes ont lieux dans une cellule. Cependant il peut être
intéressant de prévoir lesquels sont susceptibles d’arriver en fonction du fonctionnement
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Figure 6.4 – Les différents mécanismes ayant lieux dans une batterie lithium-ion.
Issue de [Birkl 17]

de la cellule. Nous proposons dans la section suivante de faire un lien entre les conditions
d’utilisation d’une cellule et ses dégradations. Si les phénomènes des dégradations ont
été présentées dans cette partie, la suivante s’intéresse donc aux facteurs favorisant les
dégradations.

Facteurs influant sur le vieillissement

Précisons tout d’abord que la chimie de la batterie influe sur son vieillissement, et les
mêmes conditions n’auront pas les mêmes effets sur deux chimies différentes. La grande
différence en ce sens provient de l’électrode négative, car la différence de potentiel entre
graphite et titane est telle que certains phénomènes apparaissant pour le graphite sont
évités pour le titane, ce qui limite fortement les dégradations. Les facteurs présentés
ci-dessous sont donc généraux, et les différences liées à la chimie de la batterie seront
présentées dans la partie des dégradations spécifiques 6.

On retrouve deux familles de causes de vieillissement. La première est associée à ce
qu’on appelle habituellement le vieillissement ”en calendaire”. Ce type de vieillissement
intervient en permanence et rend simplement compte de l’évolution dans le temps de la
batterie. Nous appellerons ”causes” les grandeurs physiques sur lesquelles l’utilisateur à
une influence et qui modifient les phénomènes qui ont lieux par la suite. Les grandeurs
physiques associées au vieillissement calendaire sont :

— La tension de la batterie, image de son état de charge

— La température de la batterie

— Son historique d’utilisation
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Asakura et al. [Asakura 03] ont montré que les conditions de stockage d’une batterie
de secours sont cruciales pour le bon vieillissement de celle-ci. Notamment une tension
de maintien trop élevée dégrade fortement la batterie ce qui fait diminuer l’énergie fina-
lement disponible de manière rapide. Des stratégies de gestion de batteries peuvent être
imaginées sur la base de tests similaires, adaptés à la chimie des batteries qui sont pres-
senties pour répondre au besoin. La température quant à elle favorise les réactions chi-
miques ayant lieu dans la batterie. Une loi d’Arrhenius est souvent mise en évidence pour
caractériser l’influence de la température, aussi plus celle-ci est basse et plus la batterie
sera préservée, pour un vieillissement calendaire [Kassem 12, Kassem 13, Grolleau 14,
Stiaszny 14].

Eddahech et al. [Eddahech 15] se sont concentrés sur les disparités entre les chimies,
et proposent des clefs pour comprendre les phénomènes liés au vieillissement calendaire
des chimies LFP, NMC, NCA et LMO. Leurs résultats seront décrits dans la section
dédiée aux dégradations spécifiques de chaque électrode.

La seconde famille des causes de vieillissement est appelée le vieillissement ”en cy-
clage”. Cette famille correspond aux causes associées à une utilisation de la batterie :

— La profondeur de décharge

— L’état de charge moyen, et donc la tension moyenne

— Le courant

— La température

— Les contraintes mécaniques exercées sur la batterie

— Son historique d’utilisation

De nombreux auteurs ont étudiés les impacts du vieillissement en cyclage et en ca-
lendaire sur de nombreuses chimies de batteries en fonction de ces paramètres [Bloom 01,
Käbitz 13, Ecker 14, Schuster 16]. De plus selon le profil de la batterie, énergie ou
puissance, l’impact d’un même courant relatif (1C par exemple) n’est pas le même
[Dubarry 14].

Il apparait que selon la chimie de la batterie, certains états de charge sont plus
dégradants que d’autres, notamment si un changement de phase d’une électrode apparait
pendant le cyclage. L’état de charge maximal atteint peut aussi générer une dégradation
non linéaire, c’est notamment le cas du NMC [Ecker 14, Käbitz 13].

Concernant la température, le même effet d’accélération des réactions chimiques
parasites que pour le vieillissement calendaire contribue au vieillissement en cyclage.
Cependant une température froide peut provoquer du lithium plating, et la plus grande
prudence est alors de mise, notamment lors de la charge, à basse température. Friesen
et al. [Friesen 16, Friesen 17] ont étudié l’impact de ces températures sur le cyclage, et
ont également comparé l’impact de deux températures différentes sur les dégradations

170



en cyclage. Un résultat intéressant de leurs travaux est l’impact non négligeable de la
réalisation à faible courant de quelques cycles en début de vie afin de créer une SEI
de bonne qualité qui protégera l’électrode négative pour le reste de la vie de la cellule,
comme illustré en figure 6.5.

Figure 6.5 – Impact de cycles supplémentaires de formation de SEI à courant faible en
début de vie à deux températures. Chimie NMC532.

Issue de [Friesen 17]

Waldmann et al. [Waldmann 14] ont étudié les causes principales de dégradation en
fonction de la température et concluent à deux phénomènes principaux, pour la chimie
hybride NMC/LMO : un dépôt de lithium métal à température inférieure à 25°C et à
la croissance de la SEI à température supérieure à 25°C. Dans cette étude 25°C repré-
sente la température garantissant une dégradation minimale, avec un biais notable : les
températures étudiées sont -20, -10, 0, 25, 50, 60 et 70°C. Dans ces conditions de plan
d’expérience, la valeur optimale de 25°C est relative et pourrait être 15°C ou 35°C.

Les contraintes mécaniques sur la batterie peuvent également être source de dégra-
dations accélérées, notamment là où la pression est importante, que cela soit au niveau
des plis et enroulements des couches de collecteurs et séparateurs ou à cause d’une force
extérieure [Bach 17, Barai 17a]. Du plating local est observé sur ces zones. Cependant
une pression modérée sur la batterie permet d’éviter le gonflement de la cellule dans le
cas d’un format poche. Barai et al. [Barai 17a] ont mis en évidence une diminution de la
perte de capacité lorsque la cellule est sous pression (de 11 à 8,4%), mais une augmen-
tation de la perte de puissance (de 7,5 à 18%), liée à l’augmentation de résistance interne.

Depuis au moins 2011 [Gering 11], la question de la dépendance du vieillissement à
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l’usage précédent est posée. Un usage A puis un usage B ne donnerait donc pas les mêmes
dégradation qu’un usage B puis un usage A. Récemment, Dubarry et al. ont publié un
article en faveur de cet aspect [Dubarry 18]. Ce phénomène n’est pas encore bien étudiés
et son impact sur les dégradations non plus, mais l’étude de ce domaine pourrait amener
à découvrir des suites d’états moins dégradantes que d’autres, ce qui peut amener à
des protocoles de charge ou de décharges optimisés pour limiter les dégradations de la
batterie.

La figure 6.6 propose une représentation qui permet de mieux saisir le lien entre
causes, phénomènes et conséquences afin de pouvoir prévoir quels phénomènes sont à
prévoir, à moduler selon la chimie des cellules.

Figure 6.6 – Liens entre phénomènes et conséquences microscopiques et macrosco-
piques.

Issue de [Birkl 17]

Spécificité de chaque chimie

Afin d’avoir une meilleure vue des phénomènes de dégradation et d’obtenir des in-
formations claires sur une chimie particulière, notamment à destination des industriels,
cette section reprend pour les chimies d’électrode intéressant SNCF les principaux phéno-
mènes, leurs conditions d’apparition, et quelques recommandations de bonne utilisation
pour limiter les dégradations.
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Électrode de graphite

Avec un potentiel supérieur à celui du lithium entre 85mV et 210mV [Reynier 04]
l’électrode de graphite est sujette aux phénomènes ayant lieux à de faibles potentiels,
notamment des réactions de réduction de l’électrolyte, le risque de lithium plating, la
décomposition du liant mécanique et la corrosion du cuivre. Elle subit aussi un chan-
gement de volume de l’ordre de 10%. Cet ensemble de phénomène rend cette électrode
responsable des principales dégradations d’une batterie possédant ce type d’électrode.

La dégradation du carbone est principalement liée à la croissance de la SEI qui
va consommer du lithium. Cette SEI est en réalité plus complexe qu’une seule couche
avec une cause unique, car on y retrouve l’influence d’un grand nombre de phénomènes
[Lewerenz 17]. Plusieurs causes sont donc à l’origine de ces dégradations. On peut tout
de même remarquer une tendance globale qui donne plus d’importance à la température
qu’à l’état de charge. Une température supérieure à 45°C est dégradante. Pour une
température de 30°C ou moins les dégradations sont faibles. L’état de charge quant à lui
possède également une influence [Lawder 14] avec une croissance plus importante à haut
SoC qu’à bas SoC à cause des potentiels plus élevés présents.

Vetter et al. [Vetter 05] ont résumé l’ensemble des phénomènes et les causes associées
concernant les dégradations de l’électrode en graphite. Ce travail est présenté en figure
6.7.

Si beaucoup de mécanismes sont présents sur cette électrode, elle possède en contre-
partie une densité énergétique beaucoup plus élevée que sa concurrente, qui est l’élec-
trode en oxyde de titane. Le graphite est tout de même très performant dans de bonnes
conditions, et plusieurs milliers de cycles sont atteint en laboratoire avec des conditions
d’utilisations contrôlées [Claude 12, Ecker 14], et même en recharge rapide [Anseán 16].

Afin de ne pas dégrader rapidement une cellule à électrode négative en carbone,
nous conseillons de fixer une température limite autour de 45°C. L’état de charge quant
à lui ne dois pas atteindre des valeurs trop basses de par l’excès de cette électrode par
construction. Il est également très important de ne pas recharger à froid une cellule
comportant cette électrode négative en carbone. Une température de 0°C à 10°C est un
minimum pour ne pas risquer de dégradations en recharge nominale. Une adaptation
du courant initial de charge ou une source de chaleur externe sont deux solutions qui
peuvent être envisagées.

Électrode négative LTO

Svens et al. [Svens 14] ont étudié les dégradations d’une telle électrode en cyclage
et en calendaire. En séparant les électrodes par des montages en pile-boutons, ils ont
montré que 9200 cycles réalisés à 2,2C n’ont qu’un impact mineur sur les dégradations
de l’électrode LTO, comme illustré en figure 6.8. Sur celle-ci on trouve :
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Figure 6.7 – Les phénomènes de dégradation de l’électrode graphite.
Issue de [Vetter 05]

— a) L’évolution de la tension en fonction de la capacité déchargée selon le nombre
de cycles effectués;

— b) L’évolution de la capacité de la cellule en début et fin de tests, en calendaire
et en cyclage;

— c) La courbe de tension en fonction de la capacité pour une électrode positive
NMC vieillie, calendaire et cyclage;

— d) La courbe de tension en fonction de la capacité pour une électrode négative
LTO vieillie, calendaire et cyclage.

Farmann et al. [Farmann 16] ont étudié cette électrode au sein d’une batterie et
notamment l’évolution de son impédance en calendaire. On observe sur la figure 6.9
le résultat de leurs travaux. La résistance augmente avec la diminution de la tempéra-
ture, mais que pour une température donnée, l’état de charge n’influe pas ou peu sur
celle-ci. Un note une exception pour un état de charge de 100%, mais ceci est sûrement
dû au NMC qui vieillit beaucoup à cette état de charge, ce que nous verrons en section 6.

Devie et al. [Devie 15] ont étudié l’impact d’une surcharge sur une telle électrode.
Cet événement fait instantanément perdre 15% de sa capacité à la batterie. En utilisant
un algorithme développé par d’autres auteurs, à savoir Dubarry et al., cette perte de
capacité est analysée comme étant composée d’une perte de lithium cyclable de 8% et
d’une perte de matériel actif à hauteur de 15% à chaque électrode, de manière lithiée
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Figure 6.8 – Impact du vieillissement calendaire et en cyclage d’une cellule NMC-LTO.
Issue de [Svens 14]

pour la négative, et délithiée pour la positive.

He et al. [He 12b] ont étudié le dégagement de gaz pendant la vie de la batterie. Ce
dégagement de gaz est lié à une réaction, lente mais accélérée par une augmentation de
température, entre le carbonate de diéthyle présent dans le solvant de l’électrolyte, et le
LTO. Cette réaction n’est pas une réaction de réduction comme dans le cas de la SEI
pour le graphite, ce qui explique sa lenteur. Celle-ci conduit à une réaction qui dure dans
le temps, ce qui explique que l’on retrouve ce dégagement en calendaire aussi bien qu’en
cyclage. Un enrobage du LTO par du carbone permet la création rapide d’une SEI au
sens classique qui va isoler le LTO et éviter le dégagement gazeux. Les effets en terme
de vieillissement de cette solution ne sont cependant pas indiqués.

Globalement les résultats sont en général excellents par rapport au graphite, mais
l’emploi de cette électrode réduit par deux ou trois la densité énergétique de la batterie,
ce choix de matériau a donc un coût en terme de volume et de poids, il offre cependant
une bien meilleure résistance aux dégradations et donc une bien meilleure durée dans le
temps.

De par sa grande stabilité électrochimique et mécanique, l’électrode LTO est la plus
résistante parmi toutes celles que l’on retrouve dans les batteries. Les précautions d’usage
sont donc simplement de ne pas excéder une température de 55°C, et de rester dans les
plages de tensions données par le fournisseur.
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Figure 6.9 – Évolution de l’impédance d’une cellule LTO en fonction de la température
et de l’état de charge.

Issue de [Farmann 16]

Électrode positive LFP

L’électrode LFP possède un potentiel plat sur une large gamme de son état de
charge, comme le LTO. Elle partage également une stabilité accrue par rapport aux
autres chimies d’électrode positive. Cette électrode étant souvent couplée avec une élec-
trode négative de carbone, peu d’informations sont disponibles sur le vieillissement de
l’électrode LFP. Dubarry et al. [Dubarry 14, Dubarry 09] ont étudiés dans plusieurs de
leurs études le LFP et aboutisse toujours à une dégradation du graphite et non pas du
LFP.

Kassem et al. [Kassem 13] ont étudié par ouverture post-mortem des cellules LFP/graphite
vieillies en calendaire à 30, 45 et 60°C pour 3 état de charge : 30, 65 et 100%. Une couche
riche en fer s’est formée autour du LFP pour 45 et 60°C, avec une taille croissante avec
la température (0.7 à 1,3 µm à 45 et 60°C). Cependant la principale dégradation de
ces cellules est la perte de lithium cyclable, sans dégradation notable des électrodes. Le
vieillissement calendaire n’endommage donc pas les électrodes, pour tous les états de
charge testés ici.
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Klett et al. [Klett 14] ont également étudié et ouvert une cellule LFP/graphite et
aboutissent à une dégradation majoritairement dû à l’électrode négative, avec cependant
une présence de fer dans la SEI, provoqué par une réduction par l’acide HF lié à l’électro-
lyte utilisé : LiPF6. Cet électrolyte est celui le plus utilisé et se retrouve dans la grande
majorité des articles (pour ne pas dire tous). Une température élevée favorise cette ré-
action. Cependant, les auteurs décrivent que l’électrode positive semble non affectée par
le cyclage, avec aucune différence notable en terme de performance électrochimique ou
par analyse de microscope à balayage électronique.

Cependant en regardant les études plus en détail, on peut observer que l’état de
charge possède également une influence sur le vieillissement de la cellule. Entre 65 et
100% de SoC, on note peu de différence concernant les dégradations. Elles sont cepen-
dant plus importantes qu’à un état de charge de 30%. Peu d’études ont fait des campagnes
de vieillissement avec une précision en état de charge plus poussée que ces trois valeurs,
et il est difficile d’en tirer une tendance.

L’emploi de cette électrode permet de limiter les dégradations, en comparaison aux
autres électrodes positives. Il faut cependant veiller à contrôler la température pour ne
pas dépasser 45°C sous peine d’accélérer ces phénomènes.

Électrode positive NMC

L’électrode NMC possède une particularité de vieillissement : un état de charge de
100% (4,2V) la dégrade fortement [Ecker 14]. Aussi il est fortement recommandé de ne
pas aller jusqu’à cet état de charge. C’est la tension associée à cet état de charge qui
semble responsable des dégradations, car des cellules rechargées jusqu’à 100% se dé-
chargent naturellement de quelques dixièmes de volt, et une dégradation moindre est
observée par rapport à des cellules où la tension est maintenue.

Stiaszny et al. [Stiaszny 14] ont étudié une électrode mixte NMC/LMO. Pour un
vieillissement calendaire à 4,2 et 4,0V ils ont montré que l’on retrouve au niveau de
l’électrode négative (en graphite) du manganèse, et en plus grande proportion pour la
cellule maintenue à 4,2V, comme présenté en figure 6.10.

Figure 6.10 – Évolution de la quantité de métaux de l’électrode positive retrouvée à
l’électrode négative pour deux vieillissements calendaires.

Issue de [Stiaszny 14]

Cette concentration de manganèse nous permet d’affirmer qu’une tension de 4,2V
pour le LMO et/ou le NMC se traduit par une grande migration d’ion Mn2+ vers
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l’électrode négative, liée à une réaction avec l’acide HF, comme pour le LFP. Vetter et
al. ont également étudié cette réaction, et ont produit la figure 6.11 qui la résume.

Figure 6.11 – Mécanisme de dégradation du manganèse sous forme LMO par l’acide
HF.

Issue de [Vetter 05]

Au contraire de l’état de charge élevé, un état de charge faible n’est pour le moment
pas associé à une dégradation particulière du NMC.

Dans le cas du cyclage, la profondeur de décharge impacte directement la durée de
vie. Ecker et al. [Ecker 14] ont montré, figure 6.12, que pour un cyclage équivalent à 750
cycles complets, la perte de capacité associée varie fortement avec la profondeur de dé-
charge et l’état de charge moyen de la cellule. Des petites profondeurs de décharge autour
de 50% de SoC représentent pour la précision de l’article le cas optimal pour cette chimie.

Figure 6.12 – Dégradation de la capacité après 750 cycles équivalents pour différents
SoC et DoD.

Issue de [Ecker 14]

Il est donc conseillé pour une cellule utilisant du NMC d’arrêter la recharge avant
d’atteindre les 100% d’état de charge, c’est à dire 4,2 V. Si cet état venait à être atteint,
il convient de laisser la batterie déconnectée de son chargeur pour ne pas maintenir une
tension élevée à ses bornes. Bien que ce conseil puisse sembler paradoxal, il est préférable
de n’utiliser que 90% de la capacité de la batterie et de maintenir les performances de
celle-ci, plutôt que de l’utiliser à 100% pour se rendre compte après une année que la
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capacité a diminué de 15%. Enfin la température est également à surveiller afin de ne
pas favoriser les réactions parasites toujours présentes, avec une limite à 45°C.

Électrode positive LMO

De même que pour l’électrode NMC, l’électrode à base de LMO est caractérisée
par une forte dégradation à 100% d’état de charge, soit 4,2 V. C’est d’ailleurs le même
phénomène responsable de la dégradation, à savoir la dissolution du manganèse et la
migration de ions Mn2+ vers l’électrode négative. Un état de charge faible n’occasionne
pas de dégradations particulières. Han et al. [Han 14] ont étudiés deux batteries NMC et
leurs dégradations lors de cycles de charges à C/3 et de décharge à 1,5C à température
de 45°C pendant 90 cycles puis de 5°C pour 90 cycles. Ils diagnostiquent pour la première
batterie une perte de mat acière active et une perte de lithium cyclable, et pour l’autre
une perte de lithium cyclable. Ces deux phénomènes peuvent être issus d’une migration
des ions Mn2+ qui vont favoriser les réactions au niveau de la SEI et dégrader l’électrode
positive.

Il est donc conseillé pour une cellule utilisant du LMO d’arrêter la recharge avant
d’atteindre les 100% d’état de charge, comme pour le NMC. Si cet état venait à être
atteint, il convient de laisser la batterie déconnectée de son chargeur pour ne pas main-
tenir une tension élevée à ses bornes. Là encore, il est préférable de n’utiliser que 90%
de la capacité de la batterie et de maintenir les performances de celle-ci, plutôt que de
l’utiliser à 100%. Enfin la température est également à surveiller afin de ne pas favoriser
les réactions parasites toujours présentes, avec une limite à 45°C.

L’ensemble des dégradations que nous avons vu dans les sections précédentes auront
un impact sur le fonctionnement de la cellule. Ceci est l’objet de la section suivante dans
laquelle nous présentons les conséquences macroscopiques des dégradations.

Conséquences macroscopiques

On retrouve deux conséquences à l’échelle macroscopique de la batterie, c’est à dire
que ce sont elles qui sont directement visibles par l’utilisateur. Il s’agit de la perte de
capacité de la batterie, et de l’augmentation de sa résistance. La perte de capacité de
la batterie impacte directement la réalisation de la mission. Sur un véhicule électrique,
la perte de capacité se traduit par une moins grande autonomie de la batterie. L’aug-
mentation de la résistance interne impacte la puissance maximale que peut fournir la
batterie, mais aussi son échauffement, il est donc important d’en avoir une estimation
pour maintenir la batterie dans un état de sécurité.

Cependant ces conséquences macroscopiques mesurables sont constituées de plu-
sieurs conséquences à l’échelle microscopique que l’on ne peut pas observer et qui cumu-
lées vont avoir un effet observable.
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Augmentation de la résistance interne

En utilisant une mesure dans le domaine fréquentielle, nous pouvons observer l’impé-
dance complexe d’une cellule. Les conséquences microscopiques liées à une augmentation
de la résistance sont alors :

— L’augmentation de la résistance des collecteurs de courant, des liants des matières
actives. Ces phénomènes vont modifier la résistance modélisant le comportement
haute fréquence. Selon les matériaux, il existe de légère variation avec la tempé-
rature. Pour le carbone, la résistance augmente lorsque la température diminue.

— La diminution de la conductivité de l’électrolyte et du séparateur. Ces phé-
nomènes vont modifier l’impédance modélisant le comportement moyenne fré-
quence. Ils apparaissent à basse température.

— La diminution du coefficient de diffusion des électrodes (diffusion d’atomes de
lithium dans les électrodes). Ce phénomène va modifier l’impédance modélisant
le comportement basse fréquence. Il apparait à basse température.

Ainsi on trouve que l’augmentation de la résistance de la batterie dépend finalement
de l’ensemble des composants de celle-ci, et de la fréquence à laquelle on observe la bat-
terie. Une variation de courant très rapide n’aura pas les même effets qu’une variation
de courant plus lente car la batterie aura une résistance naturellement variable. Globa-
lement une augmentation de la température diminue l’impédance, comme présenté sur
les figures 6.13 et 6.14, où la partie réelle de l’impédance de la batterie est représentée
sur l’axe des abscisses.

Perte de capacité

Concernant la perte de capacité, il nous faut d’abord remonter rapidement à l’ori-
gine de celle-ci. La capacité d’une batterie dépend uniquement de la matière active des
électrodes et de la quantité de lithium qui peut être échangée d’une électrode à l’autre.
La capacité de la matière active dépend de la chimie de celle-ci, et c’est pourquoi cer-
taines chimies sont plus dense énergétiquement que d’autres, car possédant plus de site
d’insertion pour les atomes de lithium.

À la lumière de ces éléments, il est possible de montrer que trois conséquences mi-
croscopiques donnent la conséquence macroscopique de perte de capacité, ce que l’on
retrouve également en figure 6.6 :

— La perte de matière active à l’électrode positive (Loss of Active Material, positive
electrode : LAMP E)
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Figure 6.13 – EIS d’une cellule à différentes températures.
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Figure 6.14 – Zoom de la figure précédente sur les hautes températures.

— La perte de matière active à l’électrode négative (Loss of Active Material, nega-
tive electrode : LAMNE)

— la perte de lithium cyclable (Loss of Lithium Inventory : LLI)

Ces trois conséquences ont des contributions variables sur la perte de capacité totale
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de la batterie. Ainsi il est nécessaire de suivre l’évolution de ces trois paramètres pour
être en mesure de prédire efficacement la capacité de la batterie. Par exemple une perte
de capacité de l’électrode négative peut n’avoir aucun impact sur la capacité totale de
la batterie si cette électrode est en excès.

Afin de mieux saisir les interactions entre ces trois phénomènes, il est devenu clas-
sique de représenter ceux-ci de manière graphique en faisant apparaitre le potentiel de
chaque électrode et la tension de la batterie, en fonction du taux de lithiation ou de
l’état de charge de la batterie. La figure 6.15 présente cette manière de représenter ces
conséquences.

Figure 6.15 – Visualisation graphique des électrodes et de l’impact des dégradations
microscopiques.

Sur la partie a), nous observons en rouge se trouve le potentiel de la négative et en
bleu celui de la positive. Ceux potentiels sont fonction de l’état de charge, et la com-
binaison de ceux-ci forme la force électromotrice de la cellule, représentée en vert. On
remarque que les potentiels ne commencent pas à la même abscisse. En effet lors des
premiers cycles, une partie du lithium est consommé pour créer la SEI, comme vu précé-
demment. Ainsi les premiers ions lithium libérés par l’électrode positive n’arrivent pas à
l’électrode négative. L’état de charge de l’électrode positive évolue donc, mais celui de la
négative non. Il faut attendre un établissement de la SEI pour que l’électrode négative
commence à se remplir, mais l’électrode positive a déjà libéré des ions, et a donc un état
de charge non nul. Ce phénomène est souvent appelé offset initial. Par la suite, les ions
lithium vont passer d’une électrode à l’autre, en faisant de fait évoluer l’état de charge
des électrodes, donc leurs potentiels, et par là même la tension de la batterie.

En figure 6.15 b) est représenté l’effet de la LLI. On retrouve en courbe bleue poin-
tillé la situation de la figure 6.15 a). Une perte de lithium cyclable est représentée par la
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courbe bleue pleine. On observe un décalage plus important que l’offset initial. En effet
lors d’une charge, si l’on perd des ions lithium, alors l’électrode négative ne se charge
pas quand la positive se décharge, ce qui est similaire à la création de la SEI et provoque
une augmentation du décalage. Si le phénomène se produit en décharge, alors les ions
libérés par l’électrode négative ne vont pas s’insérer dans la positive. Finalement lorsque
l’électrode négative est complètement déchargée (bout gauche de sa courbe), nous at-
teignons un état de charge sur l’électrode positive plus élevé (le point atteint est plus à
droite que prévu). Ceci se représente également par un décalage dans le même sens des
électrodes l’une par rapport à l’autre, ce qui diminue la plage de fonctionnement de la
batterie, ce qui est représenté par une courbe verte plus petite.

En figure 6.15 c) et d) nous avons une perte de matière active d’une électrode, la
positive en c) et la négative en d). Une perte de matière active de l’électrode réduit la
taille de la courbe associée à l’électrode, sans modifier le décalage de l’une par rapport
à l’autre. La capacité totale de la batterie peut diminuer si l’électrode qui se réduit
est déjà celle limitante, comme c’est le cas ici pour l’électrode positive. Si l’électrode
est en excès, comme c’est ici le cas pour l’électrode négative, alors la perte de matière
active n’a initialement pas d’impact sur la capacité de la batterie. Cependant une perte
de matière active répétée finira par faire passer cette électrode comme limitante, et les
dégradations suivantes auront, elles, un impact visible. Notons également qu’une perte
de matière active signifie perte de surface d’échange, et donc augmentation de la densité
de courant, et donc accélération des dégradations liées au courant, même si la capacité
reste inchangée.

Ce phénomène de perte de capacité peut être suivi avec des méthodes de diagnostic,
notamment une ICA qui permet d’estimer les trois phénomènes présentés.

183





Bibliographie

[Andre 11] D. Andre, M. Meiler, K. Steiner, H. Walz, T. Soczka-Guth &
D. U. Sauer. Characterization of high-power lithium-ion batteries
by electrochemical impedance spectroscopy. II: Modelling. Journal
of Power Sources, vol. 196, no. 12, pages 5349–5356, 2011.

[Anseán 16] D. Anseán, M. Dubarry, A. Devie, B.Y. Liaw, V.M. Garćıa, J.C.
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Käbitz, Marcus Knips & Dirk Uwe Sauer. Systematic aging of
commercial LiFePO4|Graphite cylindrical cells including a theory
explaining rise of capacity during aging. Journal of Power Sources,
vol. 345, pages 254–263, 2017.

[Love 14] Corey T. Love, Maheboob B V Virji, Richard E. Rocheleau &
Karen E. Swider-Lyons. State-of-health monitoring of 18650 4S
packs with a single-point impedance diagnostic. Journal of Power
Sources, vol. 266, pages 512–519, 2014.

[Lux 12] S. F. Lux, I. T. Lucas, E. Pollak, S. Passerini, M. Winter &
R. Kostecki. The mechanism of HF formation in LiPF6 based or-
ganic carbonate electrolytes. Electrochemistry Communications,
vol. 14, no. 1, pages 47–50, 2012.

[Marongiu 15] Andrea Marongiu. On-board Capacity Estimation using Half-Cell
Voltage Curves for LiFePO4 Batteries for Electric Vehicle Appli-
cations On-board Aging Estimation using Half-cell Voltage Curves
for LiFePO 4 Batteries for Electric Vehicle Application The 28
th International El. no. DECEMBER, pages 0–11, 2015.

[Matsushima 09] Toshio Matsushima. Deterioration estimation of lithium-ion cells
in direct current power supply systems and characteristics of 400-
Ah lithium-ion cells. Journal of Power Sources, vol. 189, no. 1,
pages 847–854, 2009.

[Mauracher 97] P. Mauracher & E. Karden. Dynamic modelling of lead/acid bat-
teries using impedance spectroscopy for parameter identification.
Journal of Power Sources, vol. 67, no. 1-2, pages 69–84, 1997.

[Merla 16a] Yu Merla, Billy Wu, Vladimir Yufit, Nigel P. Brandon, Ricardo F.
Martinez-Botas & Gregory J. Offer. Extending battery life: A
low-cost practical diagnostic technique for lithium-ion batteries.
Journal of Power Sources, vol. 331, pages 224–231, 2016.

[Merla 16b] Yu Merla, Billy Wu, Vladimir Yufit, Nigel P. Brandon, Ricardo F.
Martinez-Botas & Gregory J. Offer. Novel application of diffe-
rential thermal voltammetry as an in-depth state-of-health diag-
nosis method for lithium-ion batteries. Journal of Power Sources,
vol. 307, pages 308–319, 2016.

[Merla 18] Yu Merla, Billy Wu, Vladimir Yu, Ricardo F Martinez-botas &
J O Gregory. An easy-to-parameterise physics-informed battery
model and its application towards lithium-ion battery cell design ,
diagnosis , and degradation. vol. 384, no. February, pages 66–79,
2018.

192



Bibliographie

[Mingant 16] R. Mingant, J. Bernard & V. Sauvant-Moynot. Novel state-of-
health diagnostic method for Li-ion battery in service. Applied
Energy, vol. 183, pages 390–398, 2016.

[Nitta 15] Naoki Nitta, Feixiang Wu, Jung Tae Lee & Gleb Yushin. Li-ion
battery materials: Present and future. Materials Today, vol. 18,
no. 5, pages 252–264, 2015.

[Nuhic 13] Adnan Nuhic, Tarik Terzimehic, Thomas Soczka-Guth, Michael
Buchholz & Klaus Dietmayer. Health diagnosis and remaining
useful life prognostics of lithium-ion batteries using data-driven
methods. Journal of Power Sources, vol. 239, pages 680–688, 2013.

[Omar 14] Noshin Omar, Mohamed Abdel Monem, Yousef Firouz, Justin
Salminen, Jelle Smekens, Omar Hegazy, Hamid Gaulous, Grietus
Mulder, Peter Van den Bossche, Thierry Coosemans & Joeri Van
Mierlo. Lithium iron phosphate based battery - Assessment of the
aging parameters and development of cycle life model. Applied
Energy, vol. 113, 2014.

[Onori 12] Simona Onori, Pierfrancesco Spagnol, Vincenzo Marano, Yann
Guezennec & Giorgio Rizzoni. A new life estimation method for
lithium-ion batteries in plug-in hybrid electric vehicles applica-
tions. International Journal of Power Electronics, vol. 4, no. 3,
page 302, 2012.

[Ouvrard 13] Guy Ouvrard, Miloud Zerrouki, Patrick Soudan, Bernard Les-
triez, Christian Masquelier, Mathieu Morcrette, Stéphane Hame-
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