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Résumé 

L'objectif de cette thèse a été d’étudier l’évolution de performance d’installations 

photovoltaïques (PV) dans différentes zones climatiques en France selon une approche multi-

échelles (panneau, modules, centrale), afin de déterminer les taux de dégradation au fil du temps 

et d’établir un lien entre eux. Dans un premier temps, une étude paramétrique a montré la 

sensibilité des paramètres de sortie suivant le degré de la dégradation électrique d’un module PV 

en silicium monocristallin de puissance crête 244 W. Les simulations soulignent qu’une 

augmentation de 100% de la résistance série provoque une diminution d’environ 5% de la 

puissance globale de sortie du module et qu’une dégradation de 50% de la résistance parallèle 

engendre une dégradation inférieure à 0,5% de la puissance globale du module. Ensuite, une étude 

de performance de ce même module PV s’appuyant sur les données expérimentales enregistrées 

de la production en conditions extérieures en Île-de-France a montré que le rapport de performance 

moyen de juin à septembre 2018 était de 87,53% et que la performance du module se réduisait de 

0,20%/an. Puis, une étude sur un échantillon de 2613 installations domestiques a permis d’estimer 

le taux de la dégradation annuel selon les environnements climatiques de la France en se basant 

sur la méthode P2P comme modèle d’analyse de performance appliqué aux données du site BDPV. 

La majorité des installations, 85,47% d’entre elles, ont un taux de dégradation global inférieur à 

1,5%/an, avec une moyenne de 1,03%/an. Enfin, une analyse de performance réelle de la centrale 

de Sourdun (Île-de-France) selon la norme IEC 61724 et l’évaluation de la dégradation de la 

performance de la centrale ont été réalisées. Le rendement de référence et le rendement du système 

ont une moyenne annuelle de 3,92 h et 3,33 h respectivement. La moyenne annuelle du ratio de 

performance variant de 84,12% et 90,54% avec une moyenne de 87,18% pour la période d'étude 

est généralement faible en été et élevée en hiver en fonction de la température ambiante. Le taux 

de dégradation annuel moyen entre 2013 et 2018 s’avère être de 0,209%. La cohérence entre les 

taux de dégradation aux trois échelles démontre que les comportements de performance simulés 

et en conditions extérieures d’un module PV sont transposables à des installations de plus grande 

taille. 

Mots-clés : performance, photovoltaïque, IEC 61724, dégradation, vieillissement et 

modélisation. 

 

 

 

 

 

 



Abstract 

The purpose of this thesis was to study the performance evolution of photovoltaic (PV) 

installations in various climatic zones in France according to a multi-scale approach (panel, 

modules, power plant), in order to determine the degradation rates over time and to establish a link 

between them. First, a parametric study showed the sensitivity of the output parameters according 

to the degree of electrical degradation for a 244 W peak power monocrystalline silicon PV module. 

Simulations revealed that a 100% increase in the series resistance causes a decrease of about 5% 

of the overall output power of the module and that a 50% degradation of the parallel resistance 

results in a degradation of less than 0.5% of the overall power of the module. Secondly, a 

performance study of the same PV module based on recorded experimental data of the production 

under outdoor conditions in Ile-de-France indicated that the average performance ratio from June 

to September 2018 was 87.53% and that the performance of the module was reduced by 

0.20%/year. Then, a study on a sample of 2613 domestic installations allowed to estimate the 

annual degradation rate according to the climatic environments of France, using the P2P method 

as a performance analysis indicator applied to the BDPV data. The majority of the installations, 

85.47% of them, have an overall degradation rate lower than 1.5%/year, with an average of 

1.03%/year. Finally, an analysis of the real performance of the PV plant of Sourdun as defined by 

the IEC 61724 standards, and the degradation performance evaluation of the PV plant were 

performed. The reference and the system performances had an annual average of 3.92 h and 3.33 

h respectively. The annual average performance ratio ranging from 84.12% and 90.54% with an 

average of 87.18% for the study period was generally low in the summer and high in the winter 

depending on the ambient temperature. The average annual degradation rate was found to be 

0.209% between 2013 and 2018. The consistency between the degradation rates at the three scales 

demonstrated that the simulated and the outdoor performance behavior of a PV module is 

transposable to large-scale PV installations. 

Keywords: performance, photovoltaic, IEC 61724, degradation, aging and modeling. 
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Introduction générale 

La part des énergies renouvelables dans la satisfaction de la demande énergétique mondiale 

devrait augmenter de 20% pour atteindre 12,4% de la production mondiale en 2023. Les systèmes 

de production d'énergie verte connaîtront la croissance la plus rapide dans le secteur de l'électricité, 

fournissant jusqu'à 30% de la demande en 2023 [1]. Le train du solaire photovoltaïque a quitté la 

gare avec un fort élan en 2022, affichant une croissance de 36 % en glissement annuel jusqu'en 

février par rapport aux deux premiers mois de 2021. Il s'agit d'une croissance significative malgré 

une année de défis pour l'industrie. Ce chiffre comprend la production à grande et petite échelle, 

comme l’indique le rapport de « Energy Information Association » (EIA), qui présente des 

données actualisées sur la capacité et la production jusqu'en février 2022. Au cours des deux 

premiers mois de l'année, la production solaire photovoltaïque rapportée par l'EIA a atteint 23 862 

GWh, contre 17 593 GWh au cours des deux premiers mois de 2021 [2]. 

Les systèmes photovoltaïques en conditions extérieures subissent des dégradations tout au long 

de leur durée de vie. La détérioration des modules PV engendre une réduction de la puissance 

électrique produite, à des degrés différents suivant la sévérité du climat [3], [4]. Il est important de 

quantifier l’impact du vieillissement sur la performance d’une installation PV pour prévoir sa 

production effective dans le temps et envisager sa maintenance préventive [5], [6]. Il est aussi 

nécessaire de mettre en place des outils d’analyse pour mesurer l’évolution de performance suivant 

les paramètres climatiques et les relevés de monitoring [7], [8]. Par exemple, afin d’étudier 

l'efficacité d'un système de production d'énergie photovoltaïque, la norme européenne 61724 de la 

Commission électrotechnique internationale (CEI) précise des lignes directrices pour les mesures, 

les échanges de données et les analyses destinées à la surveillance et à la détermination des 

performances électriques [8]. Ne décrivant pas la performance des composants discrets, celle-ci se 

concentre plus précisément sur l'évaluation des performances d'un générateur en tant que partie 

d'un système, fournissant un résumé des performances adaptées à la comparaison d'installations 

photovoltaïques de différentes tailles fonctionnant sous différents climats [9], [10]. 

Ce travail de thèse a pour objectif d’étudier l’évolution de performance d’installations PV à 

différentes échelles de production (module de puissance 244 Wc, installations domestiques entre 2 

kWc et 100 kWc et une centrale PV d’une puissance d’environ 4,5 MWc) exploitées dans 

différentes zones climatiques en France et d’établir un lien entre ces évolutions. 



 
Introduction générale 

 
2 Mohamed El Hacen JED 

Le mémoire est organisé comme suit : 

Le chapitre I correspond à une recherche bibliographique sur les modules photovoltaïques 

décrivant leurs composants, leur principe de fonctionnement, leur schéma équivalent, leurs 

technologies et leurs modes de dégradation qui débouche sur la problématique de la thèse. 

On présente ensuite dans le chapitre II une méthode d’analyse de l’évolution des performances 

d’un système PV considérant les paramètres de la norme IEC 61724. Ces paramètres sont utilisés 

dans les différentes études de la présente thèse. 

Dans le chapitre III, on montre les résultats d’une étude paramétrique de la dégradation des 

propriétés électriques d’un module PV en prenant le cas d’un module PV de type FL60-250MBP 

modélisé par un circuit à une diode en modifiant les paramètres d’entrée via une interface Matlab 

dénommée SOPHEE (Solar Photovoltaic Energy Estimation). 

Puis, le chapitre IV traite de la performance du même module FL60-250MBP dans des 

conditions extérieures selon les paramètres de la norme IEC 61724 et de la dégradation des 

paramètres du module en se basant sur les données expérimentales de la production dans les 

conditions réelles. 

Dans le chapitre V, on passe à l’échelle des installations de moyenne puissance, le but étant de 

déterminer statistiquement le taux de dégradation moyen au fil des ans d'un échantillon 

représentatif d’installations solaires photovoltaïques domestiques en toiture en fonction des divers 

environnements climatiques de la France en utilisant la méthode P2P (Peers to Peers) pour analyser 

la performance des installations de particuliers ayant des données de production recensées sur le 

site internet BDPV. 

Ensuite, à l’échelle d’une production de grande puissance, le chapitre VI correspond à une étude 

de performance de la centrale PV de Sourdun (puissance 4,5 MWc) et se compose de quatre sous-

parties. Premièrement on présente une description de la centrale solaire PV, de ses différents 

composants, ainsi que l’instrumentation pour l’acquisition des données météorologiques et de 

production de la centrale. Deuxièmement, on analyse les évolutions de ces données en appliquant 

la norme IEC 61724. Finalement, on déterminera le taux de dégradation de la performance de la 

centrale. 

Enfin, une conclusion générale sur les études réalisées et des perspectives seront apportées. 
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I-1 Introduction 

L’énergie solaire photovoltaïque est définie comme la transformation directe d’une partie du 

rayonnement solaire en électricité. Cette conversion d’énergie s’effectue à l’aide d’une cellule dite 

photovoltaïque (PV), basée sur un phénomène physique appelé « effet photovoltaïque » qui 

consiste à produire une force électromotrice lorsque la surface de cette cellule est exposée à la 

lumière. La tension générée peut varier en fonction du matériau utilisé pour la fabrication de la 

cellule.  

Ce chapitre présente une recherche bibliographique sur les modules photovoltaïques, décrivant 

leurs constituants, leur principe de fonctionnement, leur schéma équivalent, leurs technologies et 

leurs modes de dégradation.  

I-2 Constituants d’un module PV 

Un module solaire photovoltaïque est constitué de cellules photovoltaïques, d'un encapsulant, 

de diodes de dérivation, de connecteurs, d'une boîte de jonction, des câbles, d'un verre protecteur 

en face avant, d'un verre ou un film en polymère en face arrière et d’un cadre en aluminium. Les 

composants d’un module PV varient selon les technologies de fabrication (voir figure I.1). 

L'assemblage de ces composants peut protéger les cellules photovoltaïques contre les différentes 

contraintes mécaniques pouvant survenir lors du transport ou de l'installation et les différentes 

conditions environnementales tels que la pluie, la température, l'exposition aux rayons UV et à 

l’humidité. Un module solaire PV est principalement composé des strates montrées (Figure I.1). 

 

Figure I.1: Constituants d’un module PV. (a) configuration générale d'un module PV c-si ; 

(b) module PV à couche mince de type substrat ; (c) module PV à couche mince de type 

superstrat. 
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I-2-1 Verre face avant 

La face avant du module contient un verre solaire trempé qui doit avoir une transparence élevée, 

une transmittance élevée, une faible réflectivité et une faible teneur en fer. Le verre forme la 

terminaison avant du module photovoltaïque et protège les composants logés à l'intérieur du 

stratifié contre les intempéries et les contraintes mécaniques. En même temps, il sert de support 

dans le processus de laminage. Une transmittance élevée augmente l'efficacité des cellules 

photovoltaïques et a donc une influence directe sur la puissance et les performances du module 

final. Une faible teneur en fer dans la composition du verre et un revêtement antireflet réduisent 

l'absorption de l’énergie rayonnante. Ils ont une couche antireflet hydrophobe qui augmente 

l'absorption de la lumière et réduit l'accumulation de poussière sur la surface. Ils atteignent une 

excellente résistance aux contraintes mécaniques et aux changements de température grâce à la 

précharge du fabricant.  L'épaisseur du verre peut être choisie dans l'intervalle de 2,5 à 10 mm 

[11]. 

I-2-2 Encapsulant  

La protection des cellules de production d’énergie photovoltaïque contre l’humidité, les 

champignons ou encore l’oxydation est le secret d’un rendement énergétique stable [12]. Dans la 

composition du panneau solaire, l’encapsulant fournit cette protection. Les matériaux 

d'encapsulation peuvent être divisés en : 

➢ Matériaux thermoplastiques ou élastomères thermoplastiques (TPE) non réticulant,  

➢ Matériaux élastomères. 

Ces derniers forment des liaisons covalentes entre les chaînes de polymère. Le matériau 

d’encapsulation le plus utilisé, l’éthyle vinyle acétate (EVA), et les matériaux silicone et uréthane 

à deux composants (TPU) doivent être soumis à un processus de réticulation qui peut être induit 

par des niveaux de température élevés, une irradiation UV ou par une réaction chimique (systèmes 

à deux composants). Les matériaux thermoplastiques ou TPE (polyvinyle butyrate, TPSE et 

ionomères), ainsi que les polyoléfines modifiées (PO), fondent pendant le processus de fabrication 

des modules sans former de liaisons chimiques entre les chaînes polymères (réticulation).   
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Les exigences relatives aux encapsulants des modules PV en termes d'optimisation de 

l'efficacité des modules peuvent être divisées en cinq catégories : rendement électrique, sécurité 

électrique, fiabilité, traitement des modules et coût. 

✓ L'encapsulant doit offrir une faible absorption de la lumière et un indice de réfraction 

adapté pour minimiser la réflectance de l'interface. 

✓ Une conductivité thermique élevée réduit les températures de fonctionnement et améliore 

ainsi le rendement électrique. 

✓ Pour la sécurité électrique, seuls des courants de fuite très faibles sont autorisés par les 

essais d'homologation standard conformément à la norme IEC 61215 [13]. 

✓ En termes de fiabilité du module PV, les propriétés de l'encapsulant sont critiques en ce 

qui concerne l'irradiation UV, l'humidité, les cycles de température, les températures 

ambiantes extrêmement basses ou élevées, les charges mécaniques, le potentiel électrique 

par rapport à la terre, etc. L'encapsulant doit maintenir une forte adhérence aux autres 

composants du module et protéger la cellule et la métallisation des impacts extérieurs. 

✓ Un fabricant de modules tiendra également compte du coût des matériaux, du coût et du 

temps de traitement, de la durée de conservation et des questions d'assurance qualité. 

Les principaux types d’encapsulant sont [12] : 

I-2-2-1 EVA 

Le copolymère EVA, dans l'industrie PV depuis plus de vingt ans, est l'encapsulant de modules 

PV le plus populaire au monde. Au cours de cette longue période, la durabilité de l'EVA PV, qui 

est fortement influencée par la formulation des additifs utilisés, a été considérablement améliorée, 

notamment en ce qui concerne le problème de dégradation de la décoloration (jaunissement) [4,5]. 

Ce phénomène de jaunissement, qui a été largement décrit pour les premières installations PV, est 

très probablement causé par la dégradation photothermique d'additifs tels que les stabilisateurs de 

lumière UV, les absorbeurs d'UV et les antioxydants [6,7]. Outre la décomposition des additifs, 

les principales réactions de dégradation de l'EVA sont la désacétylation, l'hydrolyse et la 

décomposition photothermique [14], ce qui peut conduire à l'évolution de sous-produits de 

dégradation corrosifs, notamment l'acide acétique. Ces sous-produits peuvent à leur tour accélérer 

la corrosion de la métallisation. Initialement un matériau thermoplastique, l'EVA peut être 
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transformé en élastomère par l'utilisation d'additifs de réticulation activés par des températures 

élevées ou une irradiation UV. Cette réaction de réticulation est un défi non seulement en termes 

de temps de traitement du module, mais aussi en ce qui concerne le stockage du matériau 

(volatilisation des agents de réticulation) et la gestion de la qualité. 

I-2-2-2 Polyvinyle butyral (PVB) 

Le PVB est un polymère thermoplastique qui est utilisé depuis le début des années 80 comme 

encapsulant pour les modules PV. Contrairement à d'autres matériaux d'encapsulation, le PVB est 

très sensible à l'hydrolyse en raison d'une absorption d'eau plus élevée ; il doit donc être associé à 

un faible taux de transmission de la vapeur d’eau  [18]. Des plastifiants sont ajoutés aux PVB pour 

améliorer leur aptitude à la transformation mécanique et pour modifier leurs températures de 

transition de phase [19]. Les avantages par rapport à l'EVA sont une meilleure stabilité aux UV et 

une meilleure adhérence au verre. La transparence aux UV est presque aussi bonne que celle de 

l'EVA et le temps de traitement du laminage peut être réduit d'environ 50% par rapport à l'EVA 

[20]. Le traitement du PVB nécessitait initialement l'utilisation d'un autoclave en raison de la 

pression et de la température élevées requises, mais les nouvelles formulations de PVB permettent 

d'utiliser des processus de stratification standard. Les principales applications du PVB dans 

l'industrie photovoltaïque sont le photovoltaïque intégré au bâtiment (BIPV) et la technologie à 

couche mince avec une configuration verre-verre. 

I-2-2-3 Silicones 

Les silicones sont des polymères mixtes inorganiques-organiques dont les principaux 

constituants sont les éléments silicium, carbone, hydrogène et oxygène. Bien que très prometteur 

en tant que matériau d'encapsulation PV, le silicone n'est que rarement utilisé en raison de son prix 

élevé et de la nécessité de disposer de machines (et de techniques) de traitement spécifique. Les 

silicones sont le plus souvent utilisés dans des domaines d'application spéciaux exigeant une très 

haute qualité, par exemple les applications extraterrestres. 

En raison de leurs propriétés chimiques, les silicones ont une excellente résistance à l'oxygène, 

à l'ozone et aux rayons UV. D'autres avantages des silicones sont une large gamme de stabilité en 

température (-100°C à 250°C) et une excellente transparence dans la gamme de longueurs d'onde 

UV-visible.  
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I-2-2-4 Élastomère de silicone thermoplastique (TPSE) 

L'élastomère de silicone thermoplastique (TPSE) représente une classe d'encapsulants 

relativement nouvelle combinant les performances supérieures des silicones et les possibilités de 

mise en œuvre des thermoplastiques, mais, en raison de son prix relativement élevé, il n'est 

actuellement utilisé que dans des applications spéciales. Le durcissement rapide et la réticulation 

physique sans additif des encapsulants TPSE, combinés à leurs excellentes propriétés mécaniques 

sans utilisation de plastifiants, en font des candidats prometteurs pour le traitement de stratification 

en continu [21]. Comme la réticulation est effectuée par des liaisons hydrogène, les modules PV à 

base de TPSE peuvent être recyclés plus facilement que les modules à base d'EVA. Le TPSE 

présente une bonne résistance aux UV et une bonne transmission de la lumière visible et peut être 

utilisé dans une large gamme de températures (-80°C à 100°C). De plus, les encapsulants en TPSE 

ont de bonnes propriétés d'isolation électrique. 

I-2-2-5 Élastomère de polyoléfine thermoplastique (TPO) 

Le TPO est un mélange de polymères composé de polyoléfines thermoplastiques (par exemple, 

polyéthylène et polypropylène) et d'élastomères oléfiniques (par exemple, caoutchouc éthylène-

propylène et caoutchouc éthylène-octène). Souvent utilisé dans les industries automobile et du 

bâtiment par le passé [22], le TPO est un candidat intéressant pour l'encapsulation des PV en raison 

de son faible prix. Ce matériau présente une résistivité électrique élevée, ne se dégrade pas sous 

l'effet de l'acide acétique et résiste à l'hydrolyse, bien que la perméabilité à l'eau du TPO soit 

nettement supérieure à celle de l'EVA.  

I-2-2-6  Ionomères  

Les ionomères, plus précisément les ionomères d'éthylène, appartiennent à la catégorie des 

matériaux d'encapsulation thermoplastiques et sont produits à partir d'éthylène et de co-

monomères d'acides carboxyliques insaturés (par exemple, le copolymère éthylène-acide 

méthacrylique EMAA). Dans l'industrie solaire, les ionomères représentent une classe différente 

de matériaux d'encapsulation, avec des coûts de production élevés. La bonne stabilité aux UV des 

ionomères a déjà été démontrée dans des applications architecturales au cours des 15 dernières 

années [23].  
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Les ionomères sont également utilisés comme encapsulants dans les applications de fils et de 

câbles [23]. Une réticulation physique entre les composants ioniques du polymère est 

automatiquement induite pendant la synthèse et ne nécessite pas d'étapes supplémentaires pour 

une réticulation (chimique) comme dans le cas de la transformation de l'EVA. En outre, aucune 

formation d'acide acétique n'est observée au cours du vieillissement [24] et la durée de 

conservation est beaucoup plus longue (jusqu'à trois ans) [25]. Au cours des deux dernières années, 

la recherche sur les ionomères s'est concentrée sur la technologie solaire à couche mince, en raison 

de leur sensibilité à l'humidité très améliorée et de leur  taux de transmission de la vapeur d’eau 

(WVTR) inférieur à celui de l'EVA [26].  

I-2-3 Les cellules photovoltaïques 

Une cellule est définie comme le plus petit morceau de semi-conducteur ayant une tension 

associée à une seule jonction. Dans un module en silicium polycristallin ou monocristallin, chaque 

cellule est constituée d'un seul morceau de silicium. Dans un module à couche mince, le matériau 

semi-conducteur est déposé sur une grande surface, et les cellules sont définies en rayant le 

matériau pour produire des régions isolées électriquement. Une "chaîne" de cellules représente un 

ensemble de cellules, généralement 10 ou 12 cellules dans un module à base de wafers ou environ 

60 à 100 cellules dans un module à couche mince, qui sont électriquement connectées en série. 

Deux ou plusieurs chaînes de cellules sont parfois connectées en parallèle avec une diode de 

dérivation, créant ainsi un "sous-module" électriquement indépendant, dont la fonction est isolée 

de toute cellule ou chaîne ne faisant pas partie du sous-module. Jusqu'à quatre niveaux de 

métallisation et d'interconnexions électriques sont envisagés. Les "lignes de grille" (appelées 

indifféremment "doigts") constituent le niveau le plus fin de métallisation directement sur les 

cellules et consistent en un réseau de lignes de moins de 0,4 mm d'épaisseur. Le courant provenant 

des lignes de grille est collecté dans les "busbars", qui se trouvent également directement sur la 

cellule. La figure I.2 montre un schéma des lignes de grille et des « busbars » omnibus sur une 

cellule de silicium mono- ou polycristallin [27].   
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Figure I.2 : Métallisation sur une cellule de silicium. 

 

Les cellules câblées en série sont connectées pour former une chaîne par le "ruban 

d'interconnexion de cellules". Il convient de noter que le ruban d'interconnexion des cellules 

masque souvent les barres omnibus sur les cellules de silicium car il les recouvre directement. 

Plusieurs chaînes sont reliées par le "string interconnect", qui est généralement situé près du bord 

du module et peut être masqué par le cadre du module ou les couches de couverture. La figure I.3 

présente un schéma illustrant des rubans d'interconnexion de cellules et une interconnexion de 

chaînes. La disposition de la métallisation et/ou des interconnexions peut être moins standardisée 

dans les modules à couche mince que dans les modules en silicium mono- et polycristallin. Dans 

le cas des modules à couches minces, les quatre niveaux de métallisation et les interconnexions 

électriques peuvent ne pas être nécessaires ; la convention de dénomination de ces modules suit la 

fonction du niveau d'interconnexion particulier décrit ci-dessus [27]. 

Barres omnibus 

L
ig

n
es

 d
e 

g
ri

ll
e 



 
 Chapitre I :                                               Généralités sur les modules PV et les modes de dégradation 

 
10 Mohamed El Hacen JED 

 
Figure I.3 : Connexions électriques en chaîne des cellules photovoltaïques. 

 

I-2-4 Face arrière (Feuille d’arrière) 

Les faces arrière des modules PV ont généralement une structure multicouche (le plus souvent 

trois couches), où chaque couche remplit une fonction spécifique. La couche en contact avec 

l'encapsulant doit offrir une adhérence durable et une compatibilité chimique avec l'encapsulant et 

être stable à l'exposition solaire directe filtrée par les couches de verre et d'encapsulant [28]. 

On utilise généralement des matériaux comme les fluoropolymères, le polyamide (PA), le 

polyéthylène (PE) ou l'EVA. La couche centrale ou noyau est souvent plus épaisse et fournit les 

propriétés mécaniques et électriques requises pour l'ensemble du composite. Cette couche est 

habituellement constituée de poly(éthylène téréphtalate) (PET), tandis que quelques types de 

feuilles de fond ont du polyamide ou du polyoléfine comme couches centrales. La couche 

extérieure doit être très fiable et stable car elle assure la protection environnementale des autres 

couches et est directement exposée à l'environnement, notamment aux UV courts indirects 

(réfléchis, par le sol, en fonction de l'albédo du sol). C'est pourquoi il est généralement fabriqué en 

PET, en poly(vinylidène fluorid) (PVDF) ou en poly(vinyl fluorid) (PVF) [29], [30]. Ces couches 

sont généralement laminées ensemble avec l'ajout d'adhésifs. Seules quelques combinaisons de 

matériaux peuvent être co-extrudées en feuilles de fond multicouches. Étant donné que chacune 

des couches de la Feuille d’arrière est exposée à un ensemble différent de contraintes lors d'une 

exposition extérieure, leur performance individuelle affectera la performance de l'ensemble de la 

Feuille d’arrière et, au final, de l'ensemble du module PV [30]. 

Ruban d’interconnexion de cellules 
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I-2-5 Cadre et boîte de jonction 

Le cadre des modules photovoltaïques n’a aucune incidence sur l’étanchéité du laminé et sa 

capacité à faire face aux conditions extérieures. Son rôle est lié à ses caractéristiques mécaniques 

qui apportent plusieurs bénéfices [31]: 

✓ Manutention 

✓ Stockage 

✓ Mise à la terre 

✓ Fixation 

✓ Résistance aux charges de vent, à la neige… 

La majeure partie du coût d’un module solaire réside dans la cellule, et donc dans le silicium. 

De tous les composants restant (cadre, verre, boîte de jonction, tedlar…), le cadre tient une place 

significative. Ce n’est donc pas une surprise que de voir depuis plusieurs années l’épaisseur des 

cadres diminuer. Ils sont fabriqués en aluminium et leur prix est directement lié au poids du métal 

et au cours de la matière première. Par conséquent, la réduction de l’épaisseur du cadre a un impact 

direct sur les coûts puisque moins de matière est requise. Pour l’installateur, il y a également un 

avantage puisque le module sera un peu plus léger. 

Ceci étant dit, au fil des années, nous n’avons pas observé de percée majeure dans la technique 

de cadrage, l’évolution étant lente et tendant vers un plateau. En effet, réduire les coûts consiste à 

trouver un compromis entre le design et le poids d’aluminium de manière à assurer la fiabilité des 

propriétés mécaniques des modules. 

Mais comme toujours, il ne s’agit pas d’appliquer une recette miracle. Deux modules avec la 

même épaisseur de cadre peuvent se comporter différemment du fait des choix effectués lors de la 

conception. 

Les boîtes de jonction permettent la mise en parallèle des chaînes de panneaux photovoltaïques. 

Elles protègent le système contre les surintensités (fusibles) et permettent d'isoler les panneaux du 

reste de l'installation quand le système est en charge (inter-sectionneur). Il représente une 

conception globale inter-domaines intégrant la conception électrique, la conception mécanique et 

la science des matériaux.  
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La boîte de jonction du panneau solaire occupe une place importante dans la composition du 

panneau solaire. Elle raccorde principalement l'énergie générée par les cellules solaires aux lignes 

externes. La boîte de jonction est attachée à la face arrière du panneau par du gel de silice, et les 

câbles de sortie des composants sont connectés aux câbles intérieurs de la boîte de jonction, et les 

câbles intérieurs sont reliés aux câbles extérieurs pour permettre aux composants et aux câbles 

extérieurs d'être conducteurs. Les diodes dans la boîte de jonction rendent possible le 

fonctionnement normal des éléments lorsque la lumière est occultée [32]. 

Les boîtiers de jonction pour modules solaires PV raccordent et protègent les panneaux solaires 

PV et conduisent l'énergie générée par les cellules solaires vers des câbles externes. Les 

fonctionnalités de la boîte de jonction solaire PV sont vérifiées dans des conditions standard de 

température de 25 °C, AM :1,5 =1000W/m2.  

Le choix de la diode est très important dans les boîtiers de jonction, il varie généralement en 

fonction du type de cellule du panneau. La diode de la boîte de jonction doit être utilisée comme 

diode de dérivation pour protéger le panneau PV de l’apparition des points chauds. Lorsque les 

constituants marchent normalement, la diode de dérivation est à l’état de coupure et il subsiste un 

courant inverse, à savoir un courant d’obscurité, régulièrement inférieur à 0,2 A. Le courant 

d’obscurité diminue le courant généré par les constituants d’une petite marge. 

Normalement, chaque cellule devrait être reliée à une diode de dérivation, mais ce n’est pas 

profitable en raison du coût de la diode de dérivation, de la perte de courant sans illumination et 

de la diminution de tension dans l’état de fonctionnement. De plus, les positions des cellules des 

panneaux PV sont proportionnellement concentrées et les diodes correspondantes doivent pouvoir 

être reliées dans des conditions de dissipation thermique suffisantes. Par conséquent, il est logique 

d’utiliser couramment une diode de dérivation pour protéger plusieurs groupes d’accumulateurs 

interconnectés. Cela peut diminuer le coût de production des panneaux PV, mais également réduire 

leurs performances. En fait, si la puissance de sortie d’une cellule dans une chaîne de cellules 

diminue, alors cette chaîne de cellules, y compris celles qui marchent correctement, serait isolée 

du système de panneau PV par la diode de dérivation. Le résultat est que la puissance de sortie de 

l’ensemble du panneau diminue trop en raison de la défaillance d’une seule cellule. 

La connexion entre deux diodes de dérivation adjacentes nécessite d’être prise en considération. 

En fait, ces connexions sont influencées par des contraintes résultant de changements périodiques 
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de charge mécanique et de température. Par conséquent, dans l’utilisation à long terme des 

panneaux photovoltaïques, les connexions ci-dessus peuvent tomber en panne à cause de la fatigue, 

ce qui entraîne des modules photovoltaïques anormaux. 

Dans les panneaux solaires, les cellules individuelles sont reliées en une série, appelée chaîne, 

pour obtenir des tensions système plus hautes. Une fois que l’une des cellules est défectueuse, la 

cellule affectée arrête de fonctionner comme source d’alimentation et devient consommatrice 

d’énergie. D’autres batteries non couvertes continuent de conduire du courant, causant des pertes 

d’énergie élevées, des « points chauds » et même des dégâts au module. Pour éviter ce genre de 

problème, les diodes de dérivation sont reliées en parallèle à une ou plusieurs cellules en série. 

Ainsi, le courant de dérivation passe par la diode, contournant la cellule défectueuse. 

Le choix de la diode de dérivation suit principalement les principes suivants : 

✓ La capacité de la tension de résistance est deux fois celle de la tension de travail inverse 

maximale. 

✓ La capacité de courant est le double de celle du courant de fonctionnement inverse 

maximal. 

✓ La température de jonction doit être obligatoirement supérieure à la température de 

jonction réelle. 

✓ Faible résistance thermique. 

✓ Petite chute de tension. 

Pour choisir une boîte de jonction PV, il est nécessaire de connaître la taille du courant reçu par 

le composant, à savoir le courant maximal de travail et le courant de court-circuit. Bien sûr, le 

courant maximal est celui que les composants peuvent supporter lorsque le courant est égal à celui 

du court-circuit. 

I-3 Principe de fonctionnement d’une cellule PV 

La matière, dans tous les états se compose de molécules qui sont des groupes d'atomes. 

Habituellement on représente l'atome comme constitué d'électrons tournant autour d'un noyau, 

comme le feraient des satellites autour de la terre. Le noyau est composé de protons et de neutrons. 

La charge électrique du neutron est électriquement nulle. Le proton porte une charge positive 

équivalente en valeur absolue à celle de l'électron qui lui, est négatif. Dans son état régulier un 
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atome est électriquement neutre, le nombre d'électrons étant semblable au nombre de protons. Les 

électrons, de charge négative, sont distribués par couches. Toute couche ne peut comporter qu’un 

nombre défini et limité d'électrons. Par exemple la couche K qui est la plus voisine du noyau est 

saturée avec 2 électrons. C’est sur la couche la plus externe (couche de valence) que les électrons 

ont le moins d’attirance avec le noyau, ce qui permet les liaisons avec les atomes voisins autorisant 

la cohésion de la matière. La couche de valence de la plupart des atomes n'est pas complète (sauf 

pour les gaz rares), elle peut ainsi recevoir (provisoirement) des électrons, ou probablement en 

perdre. C'est le cas lors de l'ionisation d'un atome. Les 14 électrons d'un atome de silicium tournant 

autour du noyau composé de 14 protons et 14 neutrons. Les atomes sont capables de se charger 

électriquement en gagnant ou en perdant un ou plusieurs électrons : on parle alors d'ions. Si un 

atome recevait un ou plusieurs électrons, la charge de l'atome devient négative (anion), et s'il en 

perd, la charge de l'atome est positive (cation). 

Dans le cristal de silicium, chaque atome est attaché à 4 atomes voisins avec lesquels il partage 

les quatre électrons de sa couche M. La répartition étant périodique on peut considérer qu'un atome 

est au milieu d'un tétraèdre et que ses 4 voisins sont aux sommets de ce tétraèdre. Les 

semiconducteurs sont des corps dont la résistivité est en moyenne entre celle des conducteurs et 

celle des isolants. Le silicium est un semi-conducteur.  

Conduction intrinsèque : Lorsque la température monte, sous l'effet de l'agitation thermique, 

des électrons arrivent à s'échapper et participent à la conduction. Ce sont les électrons situés sur la 

couche la plus distante du noyau qui s'impliquent dans les liaisons covalentes. Dans le cristal, ces 

électrons se placent sur des niveaux d'énergie appelée bande de valence. Les électrons qui peuvent 

contribuer à la conduction possèdent des niveaux d'énergie appartenant à la bande de conduction. 

Entre la bande de valence et la bande de conduction peut se trouver une bande interdite. Pour 

passer cette bande interdite l'électron doit acquérir de l'énergie (thermique, photon...). Pour les 

isolants la bande interdite est quasi indépassable, pour les conducteurs elle est inexistante. Les 

semi-conducteurs ont une bande interdite assez ajustée.  

L'atome qui a donné un électron devient un ion positif et le trou ainsi formé peut participer à la 

formation d'un courant électrique en se déplaçant. Si l'électron libre est intercepté par un atome, il 

y a recombinaison. Pour une température donnée, ionisation et recombinaison s'équilibrent ; la 

résistivité est réduite quand la température s’accroît. Un semi-conducteur pour lequel la 
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conductivité ne doit rien à des impuretés est dit intrinsèque. En revanche, la conductivité du semi-

conducteur est extrinsèque par le fait d’additionner des impuretés (dopage) [33]. 

L’effet photovoltaïque utilisé dans les cellules solaires permet de transformer directement 

l’énergie lumineuse des rayons solaires en électricité par le biais de la production et du transport 

dans un matériau semi-conducteur de charges électriques positives et négatives sous l’effet de de 

la lumière du soleil. Ce matériau admet deux parties, l’une présentant un excès d’électrons et 

l’autre un manque en électrons, dites respectivement dopée de type n et dopée de type p. Lorsque 

la première est mise en contact avec la seconde, les électrons en excédents dans le matériau n 

diffusent dans le matériau p. La zone originellement dopée n chargée positivement, et la zone 

initialement dopée p chargée négativement. Il s’engendre donc entre elles un champ électrique qui 

tend à pousser les électrons de la zone n et les trous vers la zone p. Une jonction PN a été formée 

(voir figure I.4).   

 
Figure I.4 : jonction PN. 

Si le matériau est exposé à la lumière du soleil, les atomes exposés au rayonnement solaire sont 

bombardés par les photons, les électrons des couches électroniques supérieures sont arrachés / 

décrochés. Si l’électron revient à son état initial, l’agitation de l’électron se traduit par un 

échauffement du matériau. 

L’énergie cinétique du photon est convertie en énergie thermique. Par contre, dans les cellules 

photovoltaïques, une partie des électrons ne retourne pas à son état initial. Les électrons décrochés 
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engendrent une faible tension continue. Une partie de l’énergie cinétique des photons est ainsi 

immédiatement convertie en énergie électrique : c’est l’effet photovoltaïque [33]. 

I-4- Caractéristiques électriques d’un panneau photovoltaïque 

I-4-1 Courbe courant tension IV 

Une cellule photovoltaïque débite un certain courant sous une différence de potentiel. Cette 

relation décrite figure I.5 traduit le fonctionnement électrique d’une cellule PV et renseigne sur 

son accouplement avec un récepteur [34]. 

Uco : Tension de circuit ouvert 

Si on met une cellule sous une source lumineuse constante, sans aucun récepteur, elle génère à 

ses bornes une tension continue maximale, tension à vide ou dite tension de circuit ouvert Uco. 

 

Figure I.5 : Courbe IV d’une cellule PV. 

 

 

 

Icc : Courant de court-circuit 

À l’inverse du point de circuit ouvert, lorsqu’on met la cellule en court-circuit, elle donne son 

courant maximal, mais sans tension. C’est le courant qu’on peut mesurer en direct à l’aide d’un 

ampèremètre. C’est le courant de court-circuit. 
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Pm : Point de puissance maximale 

L’utilisation optimale d’une cellule consiste à alimenter une charge sous la tension maximale et à 

courant maximal. Il faut être dans les conditions ou le produit tension-courant est maximal : c’est 

le point idéal de fonctionnement de la cellule, ou point de puissance maximale comme illustré sur 

la figure I.5. On appelle Um et Im la tension et le courant correspondants à ce point de 

fonctionnement. 

Pc : Puissance crête 

La puissance maximale est fonction de l’éclairement. Lorsqu’il s’agit de la puissance maximale 

dans les conditions normalisées d’ensoleillement STC (1000 W/m2), 25°C, spectre solaire AM 1.5, 

on parle alors de Watt crête (Wc) ou de puissance crête. 

 

  : rendement d’une cellule 

Le rendement d’une cellule est le rapport entre la puissance électrique générée PC et la 

puissance lumineuse reçue G0 par la cellule. Il est défini comme : 

0

CP

G S
 =


                                                                        (I.1) 

où S est la surface de la cellule en m2. 

Le fonctionnement de la cellule PV dépend de l’ensoleillement et de la température ambiante. 

I-4-2 Schéma équivalent d’une cellule 

On vient de constater que c’est l’association avec le récepteur qui oblige la cellule à travailler 

à un certain courant et à une certaine tension. Contrairement à une idée couramment répandue, la 

cellule PV est donc plutôt un générateur de courant qu’un générateur de tension, au moins dans la 

partie exploitable de sa caractéristique entre le Icc et le Pm. En effet, c’est le courant qui est constant 

et non la tension. Au-delà du Pm, la courbe n’est pas exploitable car la puissance chute très vite, et 

si l’éclairement baisse par exemple, on risque de ne plus avoir de puissance du tout. 

En termes électroniques, on peut représenter une cellule comme montré sur la figure I.6 où [34] : 

G est une source de courant parfaite. 

D est une diode matérialisant la jonction pn et le courant de fuite à travers cette jonction. Elle est 

en antiparallèle avec la source du courant. 
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Rsh ou Rp est une résistance shunt qui prend en compte les fuites inévitables de courant qui 

interviennent entre les bornes opposées positive et négative d’une cellule (micro court-circuit dans 

le silicium en particulier). 

Rs est une résistance série qui est due aux différentes résistances électriques que le courant 

rencontre sur son parcours (résistance intrinsèque des couches, résistance des contacts). 

 

Figure I.6 : Schéma équivalent d’une cellule PV. 

 

 

I-5 Technologie d’un module PV 

De nombreuses technologies de cellules photovoltaïques sont actuellement présentes sur le marché 

avec des performances différentes. Les technologies les plus couramment utilisées avec leurs 

rendements sont illustrées dans le tableau I.1. 

Tableau I.1 : Rendement maximal déclaré des technologies PV [35]. 
Technologie et Matériau Meilleure efficacité (%) à l'échelle du 

laboratoire 
Références  

Silicium cristallin  
 

Silicium monocristallin (s-Si)  26,7 [36], [37] 

Silicium multicristallin (m-Si)  22,3 [36] 

Hétérostructures de silicium (HIT)   26,7 [36]  

Cristallin à couches minces 21,2 [36] 

Arséniure de gallium  à simple jonction (GaAs)     
  

Monocristal 27,8 [36]  

Cristal à couche mince 29,1 [36], [37] 

Cellules à multi-jonctions 
  

Deux jonctions 32,8 [36] 

Trois jonctions 37,9 [36]  

Quatre jonctions ou plus 39,2 [36]  

Couche mince 
  

- 

- 
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Silicium amorphe (a-Si)  14 [36] 

Tellurure de cadmium (CdTe)  22,1 [36] 

Séléniure de cuivre, d'indium et de gallium (CIGS)  23,4 [36]  

PV émergents 
  

Cellules sensibles aux colorants (liquid electrolyte)  13 [38]  

Cellules inorganiques (CZTSSe) 12,6 [36]  

Cellules organiques 16,5 [36] 

Cellules organiques tandem 14,2 [36] 

Cellules pérovskites 25,2 [36] 

Cellules tandem/pérovskite 28 [36]  

Cellules à points quantiques 16,6 [36]  

Nano-tube de carbone (à paroi simple) / Si 
Hétérojonction 

12 [39]  

Nano-tube de carbone (multi-parois) / Si Hétérojonction 10 [40]  

 

I-6 Modes de dégradation d’un module PV et de ses composants 

Les modes de dégradation ont le potentiel de réduire de manière irréversible les performances 

des modules/systèmes PV ou de causer des problèmes de sécurité. Différents types de modes de 

dégradation peuvent être détectés dans les modules PV à la fois dans le cadre d'un vieillissement 

naturel et d'essais accélérés [41]. Le NREL fournit une liste des principaux modes de dégradation 

reconnus des modules PV c-Si. Les modes de dégradation les plus couramment observés sont la 

décoloration, la délamination, la corrosion et les fissures [42]. Chaque mode de dégradation a sa 

propre cause et peut être induit par des facteurs de stress spécifiques. Un mode de dégradation peut 

avoir un impact considérable sur les performances du module PV au fil du temps. 

 De plus, la perte de performance peut se développer seule ou en combinaison avec d'autres modes 

de dégradation ou risques techniques et entraîner la défaillance du module PV. Une défaillance est 

définie comme la nécessité de remplacer un composant PV en raison de son défaut final, 

économique ou lié à la sécurité. Actuellement, des tests de vieillissement accéléré sont utilisés 

dans l'étude de certains de ces modes de dégradation. Cependant, il n'existe aucune preuve 

concluante que les résultats de ces tests reflètent exactement ce qui arrive au module dans les 

conditions extérieures de terrain. Les principaux modes de dégradation des modules en silicium 

sont présentés Figure I.7. 
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Figure I.7: Distribution des principaux modes de dégradation des modules PV [43]. 

I-6-1 Corrosion 

La pénétration de l'humidité dans le module PV à travers les matériaux d'emballage polymères 

conduit à la délamination entre les couches, provoquant la corrosion, et finalement la dégradation 

des performances de la cellule solaire. En particulier, l'humidité entre et sort fréquemment du 

module en raison du contact direct de la Feuille d’arrière en polymère avec des conditions de 

température et d'humidité variables dans le champ extérieur. Un film laminé multicouche composé 

de trois couches de polymère ou plus est utilisé comme « Feuille d’arrière » (BS) dans les modules 

PV [44]. La dégradation induite par l'humidité à partir de l'exploitation réelle sur le terrain n'est 

pas vraiment bien connue, mais on soupçonne que les matériaux sensibles à l'humidité se 

détériorent après une exposition prolongée et que les défaillances graves sont détectées après une 

application multiple de la procédure d'essai accélérée à chaleur humide (dump Heat DH). 

Jorgensen et al. en 2006 ont comparé les propriétés des matériaux d’encapsulation et des matériaux 

de feuille d’arrière en polymères utilisés dans l’emballage des modules solaires lors d’un test de 

chaleur humide de décharge en intérieur [45]. La corrosion qui s'est formée sur la barre omnibus 

en aluminium laminé est due à la formation d'acide acétique par hydrolyse de l'encapsulant, causée 

par l'entrée d'humidité à travers la Feuille d’arrière qui a induit une perte d'adhérence entre les 

couches d'emballage dans le module PV.  
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Mihaljevic et al. en 2016 ont étudié le mécanisme d'interface entre le BS et l'encapsulant EVA 

qui influence la fiabilité des performances du module PV [46]. L'auteur a démontré les propriétés 

respirantes du Feuille d’arrière par les effets de dégradation de l'encapsulant EVA en raison de 

l'acide acétique retenu. Par conséquent, les taux de transmission de l'acide acétique (AATR) de la 

Feuille d’arrière dépendent de la composition, de l'épaisseur et de la température de la couche. Un 

taux de transmission de l'acide acétique dans le Feuille d’arrière plus élevé engendre une 

dégradation plus faible de l'EVA. Carlson et al. en 2003 ont étudié les effets de la corrosion 

électrochimique des modules solaires a-Si à base de film mince dans le cadre d'un test de corrosion 

accéléré en intérieur [47]. Des tests de corrosion accélérée ont été effectués sur des modules 

solaires de technologie  a-Si de taille normale (0,8 m2) en appliquant une polarisation directe de 

70 V à une température de 85°C et une humidité relative de 85 % pendant 125 heures. La corrosion 

a été détectée aux interfaces, causée par la migration des ions sodium dans le substrat de verre 

recouvert d'oxyde d'étain de nature conductrice, suite à la pénétration d'humidité dans le module à 

partir des bords. Kempe et al. en 2007 ont démontré que l’encapsulant EVA du module PV en 

termes de taux de corrosion causés par les modifications de la réaction chimique de l'EVA qui 

génère de l'acide acétique par hydrolyse sous température et humidité [48] subit une décomposition 

par illumination UV pour libérer de l'acide acétique qui abaisse la valeur du PH et augmente la 

corrosion. De plus, les caractéristiques mécaniques non idéales de l'EVA en raison de la fusion et 

de la transition vitreuse dans la limite de fonctionnement du dispositif sont décrites. En outre, 

Sastry et al. en 2010 ont analysé la performance des modules c-Si installés en plein air en Inde en 

1998-99 [49].  La corrosion des bandes des extrémités a été observée dans le module PV en raison 

de la formation d'acide acétique par hydrolyse de l'EVA dans des conditions climatiques difficiles 

comme une humidité et une température élevée. Selon Kempe et al en 2007, un scellement adéquat 

serait le seul moyen d'empêcher la pénétration de l'humidité en utilisant des bandes de caoutchouc 

à faible densité qui contiennent une grande quantité de dessiccant. Par conséquent, il est plus 

économique de prêter attention à la réduction des processus de corrosion causés par le contact avec 

l'humidité [48]. La figure I.8 présente la corrosion des contacts métalliques et des grilles de cellules 

solaires.  
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Figure I.8 : Corrosion des contacts métalliques et des grilles de cellules solaires [49]. 

 

I-6-2 Décoloration 

En général, la décoloration du module PV peut être causée par la dégradation de l'encapsulant 

(EVA) ou du matériau adhésif entre le verre et la cellule solaire. La décoloration du module PV 

est observée lorsque le matériau encapsulé prend une couleur jaune ou parfois brune par rapport à 

sa couleur d'origine.  La décoloration de l'encapsulant réduit principalement la transmission de la 

lumière aux cellules solaires, diminuant directement le courant de court-circuit (Icc) du module PV, 

ce qui réduit ses performances. Les facteurs de stress environnementaux tels que la température, 

l'exposition aux UV et l'humidité influencent évidemment la dégradation chimique des matériaux 

polymères, engendrant un affaiblissement ou même une panne complète des cellules PV. Peike et 

al. (2013) ont exploré la cause profonde de la décoloration de l'encapsulant EVA dans les modules 

PV sous l'exposition de tests spécifiques de vieillissement aux UV [50]. Les indices de 

jaunissement ont diminué quand on ajoute certains additifs à l'EVA après un vieillissement UV de 

60 kWh/m2 en raison d'une augmentation du chromophore et du phosphore, ce qui a provoqué la 

décoloration de l'encapsulant EVA. La formation de chromophore a été inhibée par l'ajout de 

certains antioxydants, mais des interconnexions sont reconnues entre les absorbeurs d'UV, les 

peroxydes et les antioxydants phénoliques à base de benzophénone. En conséquence, les modules 

PV ont subi une perte d'énergie lors de l'ajout d'additifs particuliers à l'encapsulant EVA causé par 

des composés chromophores en raison d'une faible transmission dans l'UV et le visible et des 

additifs créant du phosphore. Cette information vitale doit être prise en compte pour la formulation 

de l'EVA. 



 
 Chapitre I :                                               Généralités sur les modules PV et les modes de dégradation 

 
23 Mohamed El Hacen JED 

 Gagliardi et al. en 2017 ont proposé un outil de calcul prédictif à long terme pour simuler la 

diffusion de l'humidité et la dégradation optique dans les encapsulants EVA dans des conditions 

de vieillissement accéléré. L'efficacité électrique du module PV a été perdue en raison de la 

diminution de la transparence de l'encapsulant EVA causée par le jaunissement et le brunissement 

de la dégradation de l'EVA en raison de la présence de chromophores et de liaisons de composés 

carbonyles [51]. L'indice d'opacité a été amélioré par la génération de chromophores, qui ont 

partiellement bloqué la lumière transmise à la cellule solaire. L'équation de Beer-Lambert est 

utilisée pour trouver le coefficient d'atténuation ou l'indice d'opacité et elle est fonction de 

l'épaisseur de la substance encapsulante à une longueur d'onde donnée.  

Oliveira et al. en 2018 ont examiné les causes et les effets de la dégradation de l'encapsulant 

EVA dans les modules solaires PV c-Si. La décoloration a été présentée dans l'encapsulant EVA 

en raison du photoblanchiment à un stade précoce pendant l'illumination UV, ce qui réduit les 

performances du module [52]. En raison de la pénétration de l'humidité dans le module, 

l'encapsulant EVA s'est décoloré à cause de la formation d'acide acétique par hydrolyse. Cette 

décoloration a favorisé la corrosion et la délamination du module. La pénétration de l'humidité 

dans le module contribue à l'augmentation de la résistance série et donc à la perte de puissance de 

sortie.  

De plus, Kalpani en 2012 a analysé la fiabilité des modules solaires c-Si en utilisant les effets 

de la dégradation optique et électrique en Grèce avec un climat chaud et humide pendant  

18-22 ans [53]. Le mécanisme de dégradation du copolymère EVA, la formation d'acide acétique 

et de polyène, puis la production de cétone, d'aldéhyde et de certains gaz volatils induisant une 

décoloration par photodégradation sous exposition aux UV et à une température élevée ont été 

étudiés. La corrosion des contacts et des doigts, la délamination entre les couches, la catégorie des 

défaillances ont été détectés dans le module en raison de la décoloration de l'EVA par la formation 

de réaction d'hydrolyse de l'acide acétique sous humidité. La décoloration de l'encapsulant EVA 

des modules PV est montrée Figure I.9. 
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Figure I.9 : Décoloration de l'encapsulant EVA sur les modules PV [53]. 

 

I-6-3 Délamination 

Toutes les cellules PV à base de Si ont une structure multicouche recouverte d'un encapsulant 

EVA. La perte d'adhérence peut se produire entre le polymère d'encapsulation et les cellules ou 

entre les cellules et le verre frontal, ce qui entraîne une délamination par augmentation de la 

réfection de la lumière et pénétration de l'humidité à l'intérieur du module PV. La délamination de 

l'encapsulant est l'une des défaillances les plus courantes des modules PV. 

Bosco et al. en 2019 ont exploré le mécanisme d'adhésion de l'interface 

encapsulant/métallisation d'argent d'un module PV par des tests de vieillissement accéléré comme 

la chaleur humide et la polarisation de tension. L'auteur a mis en évidence deux types de 

mécanismes [54]. Dans le premier, du silicate de sodium s'est formé à la surface de la couche 

métallique d'argent en raison du comportement de conduction ionique des ions Na+ passant à 

travers l'encapsulant sous l'exposition à la tension de polarisation qui affaiblit l'interface. Dans le 

second cas, le paramètre de pénétration de l'humidité a été dissocié de la liaison du silane à l'argent 

dans l'oxyde d'argent, ce qui a considérablement rendu plus fragile l'interface et réduit les énergies 

de décollement. La dégradation notable de l'adhésion cellule/encapsulant et la délaminaton de 

l'encapsulant ont favorisé la délamination, dégradant ainsi les performances du module PV. 

Tracy et al. en 2018 ont évalué et prédit la durabilité et la fiabilité à long terme du module PV 

en utilisant un mécanisme moléculaire de dégradation de l'adhésif en cas de vieillissement sur le 

terrain en extérieur et de vieillissement accéléré en intérieur avec un modèle analytique. L'adhésion 
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de l'encapsulant EVA s'est produite à l'interface en raison de la libération d'acide acétique ainsi 

que de groupes polyènes par dégradation photo-thermique qui perturbe les attractions 

intermoléculaires dans la région de la cellule de silicium [55].  Par conséquent, l'acide acétique a 

contribué à la délamination et à la corrosion des surfaces métallisées. De plus, Munoz et al. en 

2011 ont étudié le stade précoce des défaillances de dégradation des modules c-Si en extérieur en 

Espagne en 2010 avec des conditions chaudes et humides. L'une des raisons de la réduction de la 

puissance est le matériau d'encapsulation EVA, qui diminue la transmission de la lumière en raison 

de son changement de couleur du blanc au jaune et parfois du jaune au brun dû au 

photoblanchiment précoce dans un environnement chaud et humide [56]. 

De plus, une délamination s'est produite entre les décollements ultérieurs des couches en raison 

du découplage de la lumière ainsi que de la pénétration de l'humidité dans la structure du module. 

La dégradation précoce des modules PV peut être due à des défauts de conception modulaire, 

néanmoins ces modules respectant les spécifications de la normes IEC 61215, les défauts de 

fonctionnement n’apparaissent qu’après un certain temps d'exploitation. Meena et al. en 2020 ont 

comparé les différences entre la décoloration et la délamination causées par la dégradation de 

l'encapsulant des modules PV c-Si dans deux villes métropolitaines comme Mumbai et New Delhi 

en Inde sur une période de 20 ans [57]. La perte causée par l'absorption à une longueur d'onde 

inférieure et la réflexion à des longueurs d'onde élevées se sont avérées être les effets dominants 

de la dégradation de l'EVA décoloré en brun et délaminé en gris, respectivement. Ces effets 

provoquent une perte de puissance supplémentaire due à une diminution de l'Icc du module ainsi 

qu'une désadaptation des cellules. Une couleur brune circulaire est apparue dans la cellule en raison 

de la perte de contenu VA dans la chaîne EVA par réaction de dé-acétylation qui induit une 

délamination avec une région de couleur grise aux interfaces des barres de bus en raison de 

l'absence d'agent adhésif interfacial. La délamination de l'interface encapsulant/cellule et la cellule 

avec l'EVA délaminé gris près de la région de barre omnibus du module PV sont montrés figure 

I.10. 



 
 Chapitre I :                                               Généralités sur les modules PV et les modes de dégradation 

 
26 Mohamed El Hacen JED 

 
Figure I.10 : Délamination de l'interface encapsulant/cellule [54]et cellule avec EVA 

délaminé gris près de la région de la barre omnibus du module PV [57]. 

 

I-6-4 Fissures 

Les fissures dans les cellules solaires pourraient être influencées par les conditions 

environnementales telles que le cycle thermique la variation de température entre la nuit et le jour, 

l'humidité et le gel, les charges de vent et les charges de pression cycliques. Les fissures des 

cellules PV suivent généralement d'autres modes de dégradation comme la décoloration, la 

délamination et la corrosion. Diverses fissures peuvent se former dans le module PV, comme les 

fissures diagonales, les fissures multidirectionnelles, les fissures parallèles et perpendiculaires aux 

barres omnibus [58]. Dans tous ces cas, les fissures diagonales et les fissures multidirectionnelles 

entraînent toujours une dégradation significative de la puissance de sortie du module PV. 

 Morita et al. en 2003 ont démontré que la perte de performance des modules PV vieillis à 

l'extérieur dépasse 10%, soit en raison de la décoloration de l'EVA causée par la délamination 

entre la cellule solaire et l'encapsulant, soit en raison d'une augmentation des valeurs de la 

résistance série causée par les fissures au niveau des interconnexions de soudure [59]. 

Cuddalorepatta et al. en 2010 ont évalué et comparé la durabilité des modules de silicium solaire 

PV à base de plomb (Pb) et sans Pb lors d'un test des cycles de température (TC) accéléré [60]. 

Les dommages d'interconnexion (fissures) ont augmenté entre la soudure et les laminés d'électrode 

d'argent dans le module PV à base de Pb en raison des vides près de l'interface soudure-colle qui 

ont augmenté la résistance en série (Rs) sous un test de cycle thermique accéléré prolongé pendant 
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1000 cycles. Les cellules sans Pb sont quatre fois plus durables que les cellules à base de Pb dans 

les conditions du test, selon l'extrapolation des données de dégradation. De plus, en prédisant le 

facteur d'accélération (AF) basé sur l'analyse de la physique de la défaillance (POF), le changement 

de résistance a été mesuré à un maximum de 12% pour 1000 cycles, ce qui équivaut aux tests 

préliminaires qui proposent un critère de défaillance de 20-25% de changement de résistance. 

Kajari-Schröder et al. en 2012 ont étudié la fiabilité des modules photovoltaïques en silicium 

cristallin en utilisant les fissures des cellules lors d'un essai accéléré en intérieur [61]. L'étude a 

révélé que seulement 7 % des cellules cassées ont été déconnectées électriquement de la zone des 

cellules en raison de l'augmentation de la résistance après 200 cycles d'humidité et de gel, ce qui a 

réduit la puissance de sortie du module. De plus, les fissures parallèles aux barres omnibus et les 

cellules présentant plusieurs directions de fissuration présentent une probabilité élevée de 

dégradation lors du vieillissement artificiel, tandis que les fissures perpendiculaires aux barres 

omnibus n'ont pas montré de zone de cellule dégradée lors de l'essai HF accéléré. 

En outre, Haase et al. en 2018 ont examiné quantitativement les microfissures dépendant de la 

résistance à la rupture des cellules c-Si dans le module PV sous un essai de charge mécanique 

accéléré [62]. L'étude a révélé que la puissance de sortie des cellules solaires affectées était réduite 

de plus de 2,5 % par les doigts et les soudures qui sont endommagées par les fissures. De plus, la 

présence de Feuille d’arrière a réduit la largeur des fissures pendant la charge mécanique de 30% 

par rapport au module sans Feuille d’arrière. La largeur d'une fissure unique s'est avérée être de 

3,4 µm dans les modules standard à des charges comparables au test IEC 61512 5400 Pascal (Pa). 

Buerhop et al. en 2018 ont étudié la stabilité à long terme de modules photovoltaïques pré-fissurés 

à la fois dans l'essai de chargement accéléré intérieur et dans l'exposition extérieure [63]. Il a été 

noté dans l'étude que la puissance de sortie mesurée avec le simulateur solaire n'a pas changé dans 

le cadre de l'essai de contrainte (qui décrit les conditions de preuve conservatrices pour les charges 

de neige sévères selon la norme IEC 31215) pour tous les modules jusqu'à 2500 Pa. Il est dit que 

les fissures n'ont aucun effet directement et instantanément sur la performance électrique mais 

représentent plutôt des zones mortes. 

Les données de terrain extérieures ont été collectées pendant environ un an (d'octobre 2015 à 

août 2016) sur une installation photovoltaïque construite en 2012 en Bavière, en Allemagne, où la 

neige et le vent sont importants.  Des brises modérées à fraîches d'une vitesse de 18 à 36 km/h ont 
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été très fréquentes au cours de l'année, générant une pression atmosphérique d'environ 140 Pa. 

Pendant une période de 14 mois, aucun point chaud n'a été visible et seules trois cellules fracturées 

ont montré des augmentations mineures de température de 5 K maximum [63].  

Dhimish en 2020 a analysé l'effet des microfissures sur la dégradation de la puissance des 

cellules solaires c-Si dans les modules PV sur une période de 5 à 13 ans en conditions extérieures 

en Grande-Bretagne [64]. La perte de puissance de sortie observée dans les cellules solaires en 

raison de la taille des microfissures varie de 4 mm à 50 mm, ce qui signifie une variation de 0,9% 

à 42,8%. La perte de puissance de sortie a augmenté d'au moins 1,7 % en raison de la réduction de 

la largeur des doigts causée par les microfissures dans les doigts solaires. En outre, on a observé 

que des points chauds étaient associés aux microfissures à une augmentation minimale de la 

température de la cellule de 7,6°C. Les fissures de la cellule solaire sont illustrées à la Figure I.11. 

 
Figure I.11 : Fissure au niveau de la cellule solaire [64] et du laminé du module PV [62]. 

 

I-6-5 Autres modes de dégradation 

I-6-5-1 Dégradation induite par la lumière (LID) 

La LID est une perte de performance (dégradation du rendement de conversion) qui se produit 

dans les cellules solaires en silicium dopé au bore de type p cristallin pendant les toutes premières 

heures d'exposition à la lumière solaire. Cho et al. en 2018 ont étudié l'impact du LID sur des 

cellules Al-BSF et PERC complètes largement utilisées dans des conditions de test en intérieur 

[65]. Le résultat du LID a été détecté à une température de 37°C avec une intensité de 0,8 SUN 
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pendant 48 heures en raison d'un nombre suffisant d’heure d’ensoleillement pour former tous les 

complexes BO. Sato et al. en 2019 ont examiné le LID par irradiation solaire de deux modèles de 

modules photovoltaïques PERC disponibles dans le commerce et provenant de différents 

fabricants, dans des conditions d'essai en intérieur et en extérieur dans la préfecture de Saga, au 

Japon [66]. Lors de l'exposition à l’air libre, les performances de deux modèles de modules PV 

PERC se sont immédiatement détériorées en raison d'une dégradation d'Icc supérieure à Voc due 

non seulement au LID mais aussi à l’apparition de points chauds dans plusieurs cellules. La 

puissance maximal Pm s'est dégradée de 1,45 % et de 1,18 % pour le premier modèle PERC-a dans 

des conditions de court-circuit et de circuit-ouvert entre 0 et environ 102 kWh/m2 d'irradiation 

solaire cumulée, respectivement. La Pm a été diminuée de 1,84 % et de 1,52 % sous une irradiation 

solaire cumulée de 687 kWh/m2. Dans le cas du deuxième modèle PERC-b, la puissance maximale 

Pm a diminué de 4,4 % à seulement 3 kWh/m2 en raison de la différence entre les modèles et les 

conditions du circuit. Cette étude a permis de conclure que le taux de dégradation du second 

modèle PERC-b au stade initial de l'irradiation solaire était plus élevé que celui du premier modèle 

PERC-a. En outre, Alasfour et Alzubi ont observé le phénomène de LID en 2019 au Koweït, en 

exposant à la lumière naturelle du soleil des cellules mc-Si commerciales [67]. 

L'étude a déclaré que la diminution de l'efficacité relative est due à l’effet du LID avec des 

pertes de modules individuels et des paramètres de désadaptation de 1,5% au niveau des matrices 

et de 1% au niveau des modules. Kumar et al. en 2019 ont étudié les prévisions de rendement pour 

comprendre les sorties de puissance, les pertes et les taux de dégradation dans un système PV dans 

les conditions climatiques de Chandigarh en Inde [68]. Ils ont supposé que le taux de dégradation 

des modules c-Si variait de -0,6 à -5 % par an (le LID possible est de -2,5 %/an), même après avoir 

ignoré la dégradation de la puissance de sortie initiale due à la dégradation induite par la lumière. 

Par conséquent, le LID est lié à la fois à la concentration de bore et d'oxygène. 

 

I-6-5-2 Dégradation induite par le potentiel (PID) 

Le PID est un défaut rencontré lors de l'installation de certains modules PV en silicium cristallin 

car les cadres des modules sont mis à la terre. L'effet PID est exacerbé lorsque la différence de 

potentiel négative par rapport à la terre est plus élevée. Différentes méthodes de diagnostic sont 

disponibles pour identifier et analyser le PID, car il n'a pas d'effet visuel sur le module PV. 

Komatsu et al. en 2018 ont étudié le comportement de la performance des modules PV c-Si de 
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type n dans des tests PID pendant 20 jours [69]. Lors du test PID effectué à 85°C avec une 

polarisation négative de -1000 V, l'Isc et le Voc commencent à diminuer en 10 secondes et 

deviennent fortement saturés en environ 120 secondes, ce qui entraîne une diminution de la 

puissance maximale Pm et sa saturation. Tous les paramètres sont restés presque inchangés après 

la saturation jusqu'à 1 heure en raison d'une augmentation de la recombinaison en surface des 

porteurs minoritaires par l'accumulation antérieure de charges positives supplémentaires dans les 

films de nitrure de Si (SiNx). Islam et al. en 2018 ont étudié le PID de modules pc-Si vieillis sur 

site et fonctionnant sous un climat typique de la Malaisie [70]. Le module PV d'extrémité négative 

se dégrade de 42% en raison de 9 ans de vieillissement exposé à l'extérieur sous une contrainte de 

tension négative de la taille de la chaîne de 240 V. Le module PV de l'extrémité positive a diminué 

de près de 17 % au cours de la même période en raison du vieillissement normal sur le terrain. La 

résistance shunt du module négatif est inférieure de 75 % à celle du module positif. 

Le PID estimé du module PV sous la contrainte de 600 V est de 72,84 %. Luo et al. (2018) ont 

étudié l'impact potentiel de l'éclairage sur le PID-p pour deux types différents de modules PV en 

silicium cristallin dans des environnements de 1000V, 40°C et 40% d'humidité relative et à 

différents niveaux d'irradiation pendant 24h pour estimer la durée de vie opérationnelle des 

modules PV en silicium sur le terrain [71].  Le module de type A (émetteur passivé bifacial de type 

n diffusé à l'arrière - la face avant est tournée vers le verre) a montré une dégradation moyenne de 

Pm de ∼12% par les pertes en Icc et Voc, tandis que FF était presque inchangé en raison de la 

polarisation de surface par des ions Na+ positifs provenant du verre avant et pendant le test PID. 

Le module de type B (émetteur bifacial passivé de type p et cellule arrière - la face arrière est 

tournée vers le verre) a montré une perte de plus de 40 % en STC principalement en raison de la 

dégradation de l'Icc due à l’inadaptation des cellules. De plus, les modules de type B dégradés par 

le PID ont montré une récupération rapide en 20 minutes lors de l'exposition à une lumière de  

40 W/m2 dans l'obscurité, le taux de récupération dépassant le taux de dégradation, conduisant à 

la régénération de la puissance. Les modules de type B dégradés par le PID ont démontré qu'ils 

sont principalement responsables de la récupération rapide pour 300-400 nm d'UV.  

La longueur d'onde visible jusqu'à 400-600 nm contribue également au processus de 

récupération mais dans une certaine mesure. En outre, Hara et al. en 2018 ont vérifié l'effet PID 

sur des modules PV de taille normale ayant des cellules solaires Si monocristallines de type n dans 
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des systèmes PV intérieurs et extérieurs pratiques à court terme [72]. Le Pm a été réduit pour le 

module c-Si de type n de 14 % après 12 jours d'exposition extérieure avec une application de  

-115 V. En revanche, aucune dégradation n'a été observée avec une application de +115 V en 

exposition extérieure pendant 22 jours. En raison de l'effet de polarisation de surface qui renforce 

la recombinaison des charges de surface. De même, aucune dégradation notable n'a été détectée 

dans le module c-Si de type p du système PV exposé à l'extérieur. L'étude a remarqué que la valeur 

initiale moyenne de Pm était de 98,6 % avec un taux de déclin de 0,6 % par an. 

  Lors de l'essai en intérieur, la PID a également été observée en appliquant -115 V à la plaque 

d'aluminium (Al) fixée au verre de couverture des modules PV Si de type n. En outre, la Pm du 

module a diminué d'environ 9% après l'application de -115 V à 60°C pendant 20 minutes en raison 

de l'amélioration de la conductivité entre le cadre en aluminium et la vitre du couvercle avant. 

I-6-5-3 Points chauds 

Un point chaud est une zone du module PV où la température est très élevée, ce qui endommage 

une cellule ou tout autre composant. Les défaillances de cellules, notamment l'ombrage partiel et 

le déséquilibre des cellules sont l’origine des points chauds. Les points chauds apparaissent dans 

le module PV lorsque le courant de fonctionnement dépasse l'Icc réduit du groupe de cellules (Deng 

et al. en 2017). Lorsqu'une telle situation se produit, le groupe de cellules concernées est forcé de 

se mettre en polarisation inverse et dissipe de l'énergie, ce qui provoque une surchauffe locale [73].  

Olalla et al. en 2018 ont démontré l'atténuation des points chauds dans les systèmes PV pc-Si 

en toiture résidentielle pour l'estimation de la fiabilité [74]. Cette étude a révélé l'atténuation des 

points chauds dans les modules PV en utilisant un tracker pour le point de puissance maximale 

MPPT distribué et a donné une réduction approximative jusqu'à 20°C pour les petites et moyennes 

zones de points chauds. En outre, les pertes d'énergie associées à l'inadéquation sont réduites 

d'environ 5 % et les pertes liées aux points chauds sont supérieures à 15 %, ce qui entraîne une 

augmentation du rendement énergétique total fourni par l'électronique de puissance distribuée, 

ainsi qu'une amélioration de la fiabilité et de la durée de vie du système PV.  

Dhimish et al. en 2018 ont évalué le pourcentage de perte de puissance (PPL) par points chauds 

affectant le module PV pc-Si sur 10 ans  à travers le Royaume-Uni [75]. Il a été trouvé dans cette 

étude que l'augmentation du nombre de cellules solaires à points chauds dans le module PV 
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augmente sa perte de puissance de sortie par l'estimation du PPL. En outre, 92,15 % des modules 

affectés par les chaînes PV à points chauds sont situés dans le nord du Royaume-Uni, qui est 

affecté par des niveaux de température bas, une neige abondante et du givre. Une perte de 

puissance a été observée dans les zones côtières, car 82,14 % de la distribution des modules PV 

affectés par une seule cellule solaire à point chaud. Ping et al. en 2019 ont analysé les points chauds 

des modules PV en silicium par chaleur anormale, qui sont principalement de type résistance en 

série, cellule à polarisation inverse, surintensité de diode de dérivation et arc DC [76]. 

La température du point chaud a été réduite à un maximum de 19,3 °C par rapport au module 

conventionnel en ajoutant des ailes en aluminium à l'arrière du module. De plus, Sanchez-Friera 

et al. en 2011 ont étudié les mécanismes de dégradation dans les feuilles arrière à base de 

fluoropolymère des modules PV c-Si pour comprendre la fiabilité sur 12 ans de fonctionnement 

dans le sud de l'Espagne [77]. Une délamination a été observée à l'interface entre le PVF extérieur 

et le PET, et entre le PET et le PVF intérieur dans le module en raison de la perméation de 

l'humidité à partir de la feuille arrière sous une intensité de 900-1200 W/m2 et une température 

ambiante entre 19 et 29°C. En outre, des points chauds ont été détectés dans le module en raison 

de la rupture de la cellule et de la combustion de la feuille arrière, ce qui a entraîné une réduction 

de l'Icc en raison des températures très élevées. Il a été conclu que les durées de déploiement sont 

parfois inférieures à la durée de vie prévue de 25 ans des modules PV c-Si. Les points chauds 

arrière et avant sont représentés sur la figure I.12. 

 
Figure I.12 : (a) Vue avant du cas de point chaud de type cellule à polarisation inverse et 

(b) Vue arrière du cas de point chaud de type résistance série [76]. 
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I-6-5-4 Bulles 

Les bulles apparaissent généralement à l'arrière du module PV en raison de la libération des gaz 

du matériau d'encapsulation par réaction d'hydrolyse. Cependant, elles apparaissent parfois à 

l'avant, entre le verre et la cellule solaire [52].  Munoz et al. (2011) ont décrit les défauts des 

modules photovoltaïques en silicium pour une centrale installée à un stade précoce en Espagne 

entre 2007 et 2009 [56]. Un plus grand nombre de bulles observées à l'arrière du module 

apparaissent généralement au centre d'une cellule à des températures plus élevées en raison d'une 

mauvaise adhérence. Les bulles à l'avant du module contribuent à la réduction du rayonnement 

atteignant la cellule et provoquent la diffusion de la lumière et l'augmentation de la réflexion.  

Chandel et al. (2015) ont étudié les performances des modules PV c-Si d'un système de 

pompage d'eau solaire à couplage direct sur 28 ans sous la région de l'Himalaya occidental en Inde 

[4]. Il a été constaté que le générateur PV a montré une dégradation moyenne de la puissance de 

1,4% par an en raison des principaux modes de dégradation comme la décoloration de 

l'encapsulant, la délamination entre les couches et les fissures aux joints en considérant 

raisonnablement les matériaux et la technologie utilisés il y a environ trois décennies. En outre, 

des bulles sur la feuille arrière ont été observées dans le module PV en raison de la création de gaz 

par hydrolyse de l'encapsulant EVA dans des conditions climatiques d'humidité et de température.  

Quansah et al. (2017) ont examiné la performance des modules pc-Si sur 19 ans installés à 

KNUST à Kumasi au Ghana avec un climat chaud et humide d'exposition extérieure [78]. 

Certaines bulles se sont formées sur la face avant du module PV en raison de la formation de gaz 

provenant de la modification chimique de l'encapsulant EVA sous un climat chaud et humide. La 

formation de bulles sur la face avant et arrière du module PV est montrée dans la Figure I.13. 



 
 Chapitre I :                                               Généralités sur les modules PV et les modes de dégradation 

 
34 Mohamed El Hacen JED 

 
Figure I.13 : Formation de bulles sur (a) la face avant [79] et (b) la face arrière d'un 

module PV [56]. 
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I-7 Conclusion et problématique 

Ce chapitre bibliographique a présenté des généralités sur les modules PV, en montrant leurs 

composants, leurs caractéristiques, le principe de fonctionnement, les semi-conducteurs et la 

jonction PN. Les différentes technologies développées sont soulignées avec leurs rendements. Il a 

aussi été décrit la courbe IV d’un module PV, la définition des paramètres de sortie et le schéma 

équivalent pour la modélisation d’un module PV. 

Dans la section "Modes de dégradation des modules photovoltaïques et de leurs composants", 

la littérature présentée traite des différents modes de dégradation des modules PV. Les modes 

essentiels de dégradation des modules PV qui sont reconnus dans la littérature sont la décoloration, 

la délamination, la corrosion et les fissures. Cependant, selon la littérature, la décoloration et la 

corrosion sont les principaux modes de dégradation des modules PV. Les conditions climatiques 

spécifiques telles que le rayonnement UV, la température et l'humidité sont les principaux facteurs 

de dégradation des modules PV.  

Les modes de dégradation ont des effets inéluctables sur la performance d’un panneau PV, 

ceux-ci induisant inévitablement une baisse de leur production dans le du temps. On s’interroge 

dans cette thèse sur l’impact de ces dégradations apparaissant en conditions naturelles de 

fonctionnement sur la performance globale d’un système PV. Un moyen pour quantifier la baisse 

de performance d’un système PV est de déterminer son taux de dégradation à partir de l’analyse 

des données météorologiques et de production sur des périodes suffisantes. L’utilisation d’une 

même norme permet de comparer la performance de plusieurs systèmes. On cherche à savoir si 

l’effet du vieillissement en conditions naturelles sur la performance à l’échelle d’un panneau PV 

est transposable à celle d’une installation à l’échelle du kW ou d’une centrale à l’échelle du MW. 
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II-1 Introduction 

L’analyse de l’évolution de la production des installations PV est une nécessité afin d’évaluer 

la performance dans le temps de ces dernières. La norme IEC 61724 a été proposée en 1998 par 

l’Agence Internationale de l’Énergie dans ce sens pour analyser et comparer la performance des 

installations PV fonctionnant dans différentes conditions environnementales [80]. 

Ce chapitre présente les caractéristiques majeures de la norme IEC 61724 et notamment les 

paramètres d’analyse de performance qui seront utilisés pour les études à différentes échelles 

entamées dans cette thèse. Un état de l’art est aussi donné en guise d’illustration. 

II-2 Principaux paramètres 

Les paramètres de performance ont été spécifiés en 1998 dans la norme IEC 61724 qui a été 

mise à jour en 2017 [8]. Ces paramètres sont utilisés pour définir les performances du système 

dans son ensemble par rapport à la production en énergie, à l’ensoleillement et à l'effet global des 

pertes du système PV. L’intérêt de la norme est d’évaluer la performance de plusieurs installations 

PV en fonction des conditions climatiques, certains paramètres étant indépendant des conditions 

climatiques et de la taille de l’installation (figure II.1). 

 

Figure II.1 : Les paramètres de la norme IEC 61724. 
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II-2-1 Rendement de référence 

Le rendement de référence 𝒀𝒓 est le rapport entre la quantité totale de rayonnement solaire 𝐻𝑡 

(kWh/m²) arrivant à la surface des panneaux solaires PV et la quantité de rayonnement de référence 

𝐺0(1 kW/m²).  Ce paramètre représente le nombre d'heures durant lesquelles l’éclairement est égal 

à celui de référence. Il est défini par : 

0

t
r

H
Y

G

 
=  
 

   [kWh/kWc]                                       (II.1) 

II-2-2 Rendement du champ 

 

Le rendement du champ PV est défini comme le rapport entre l'énergie totale générée Edc (kWh) 

par les rangées PV pendant une période définie (jour, mois ou année) et la puissance nominale P0 

(kWc) des rangées dans les conditions standard (STC : irradiation de 1000 W/m2, température 

ambiante de 25°C et spectre de référence AM 1.5-G). 
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            [kWh/kWc]                                       (II.2) 

II-2-3 Rendement final du système 

Le rendement final du système Yf correspond à l’énergie totale produite par le système, Eac (kWh) 

par rapport à la puissance nominale installée P0 (kWc). Cette quantité représente le nombre 

d’heures pendant lesquelles le champ PV devrait fonctionner à sa puissance nominale. 
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 
=  
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  [kWh/kWc]                                      (II.3) 

II-2-4 Facteur de Capacité  

Le facteur de capacité, noté CF, appelé aussi facteur d'utilisation de la capacité, représente un autre 

indicateur clé de l’étude de performance couramment utilisé par le personnel de l'installation 
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photovoltaïque pour l'évaluation de la performance. Il est défini comme le rapport de la quantité 

d’énergie que la centrale PV générerait si elle fonctionnait à sa puissance nominale pendant toute 

l’année. 

08760 8760

f ac
Y E

CF
P

  
= =   

   
     [%]                            (II.4) 

II-2-5 Efficacité de l’installation photovoltaïque 

L’efficacité de l’installation photovoltaïque ɳsys représente l’efficacité de l’installation solaire 

photovoltaïque ou rendement, elle est le rapport de l’Eac à leur rayonnement Ht sur la surface totale 

des modules AT : 

ac
sys

t T

E

H A


 
=  

 
                                                     (II.5) 

II-2-6 Rapport de performance 

Rapport de performance PR, c’est le plus important, il indique l’effet global des pertes sur la 

production énergétique des rangées d’un système PV. Les valeurs de PR indiquent à quel point un 

système PV se rapproche des performances idéales dans des conditions réelles d'exploitation. PR 

est défini par le rapport entre le rendement final et le rendement de référence, c’est une quantité 

adimensionnelle :   
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 
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 

                                                            (II.6) 

II-2-7 Pertes du système par conversion  

Les pertes du système LS sont dues aux pertes de conversion de l'onduleur (courant DC-AC) et 

sont définies par la différence entre le rendement du champ PV Ya et le rendement final Yf. 

s a fL Y Y= −                                                                              (II.7) 
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II-2-8 Pertes de capture du champ photovoltaïque 

La perte de capture du panneau Lc est définie par la différence entre le rendement de référence et 

le rendement du panneau du champ PV. Elles représentent les pertes dues à la température des 

panneaux, le câblage, l'ombrage partiel, les pertes spectrales, l'encrassement, les erreurs dans la 

recherche du point de puissance maximale, les conversions (DC-AC), etc. 

c r aL Y Y= −                                                                        (II.8) 

II-2-9 Le rapport de performance corrigé relativement à la température 

Le rapport de performance corrigé, PRc, est utilisé pour corriger le rapport de performance 

relativement à la température. Il est utilisé pour étudier la dégradation des performances dans le 

temps [81] et a été ajouté dans la dernière version de la norme IEC 61724 [82]. Il est défini comme 

suit : 

1 ( )
C

m n

PR
PR

T T

 
=  

− − 
                                               (II.9) 

où α est le coefficient de température (%/°C), Tm est la température du module (en °C), et Tn = 

25°C est la température nominale. 

Le rapport de performance corrigé par rapport à la température aide à voir une variation de 

performance non affectée par les variations de température saisonnières ou annuelles. 

II-3 Paramètres supplémentaires pour l’étude de dégradation 

Cette partie présente les paramètres et la méthode utilisés pour l’étude de dégradation dans le 

chapitre IV et le chapitre VI. Ces paramètres ne sont pas inclus dans la norme IEC 61724 mais en 

sont issus. 

II-3-1 Disponibilité  

La disponibilité D, l’indicateur représentant la durée de fonctionnement de la centrale au cours de 

laquelle il n’y a aucun incident affectant la totalité de la puissance crête définie ci-après : 
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( )
1

sum DI TP
D

DPR
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= − 

 
                                                         (II.10) 

La disponibilité est égale à 1 s’il n’y a aucun incident. 

Avec : 

DI(i) : durée, cumulée sur l’ensemble de la Période de Référence, du ou des Incidents. Cette durée 

est mesurée par un signal début/fin déclenché soit automatiquement en cas de défaut sur un des 

équipements, soit manuellement par un technicien intervenant sur la centrale ; 

TP(i) : taux de la puissance crête affectée en fonction du niveau de l’Incident ; 

DPR : durée de la période de référence comptabilisée en heures ; 

Période de référence : nombre d'heures absolue depuis le début de l’année : nombre de jours depuis 

le 1er janvier × 24h ; 

Nombre d'heures d'arrêt : temps absolu entre signal début de défaut et signal fin de défaut. 

II-3-2 Le rapport de performance corrigé par rapport à la disponibilité  

Le rapport de performance selon la disponibilité, PRD, prend en compte toutes les pannes et arrêts 

de l'installation photovoltaïque.  

  D
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                                         (II.11) 

II-3-3 Le rapport de performance corrigé par rapport à la température et la disponibilité 

Le rapport de performance corrigé par rapport à la température et la disponibilité, PRCD, est le 

rapport entre le rapport de performance PRC et la disponibilité D. 
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                                                             (II.12) 
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Ce rapport ne prend pas en considération les arrêts, donc il permet de déterminer la dégradation 

avec une meilleure précision.  

II-3-4 Le taux de dégradation 

Le taux de dégradation, Dg, est déterminé directement à partir de la pente de la variation annuelle 

du taux de performance PRCD corrigé par rapport à la température et la disponibilité. Il décrit la 

diminution de la performance. 

  2 1

2 1

( )
y y

Dg
x x

−
=

−
                                                       (II.13) 

où x1, x2, y1, et y2 sont les coordonnées de deux points sur la ligne de régression. 

II-4 Quelques études selon la norme IEC 61724 

L'efficacité d'une installation photovoltaïque est notamment liée aux conditions météorologiques 

définies par l'irradiation, la température ambiante, l'humidité et la vitesse du vent [83]. Elle est 

également influencée par d'autres facteurs environnementaux tels que la saleté et la poussière [84], 

[85], [86], [87], l'ombrage, les pertes ohmiques en courant continu, les pertes ohmiques en courant 

alternatif, les pertes de l'onduleur, l'orientation des modules et également la technologie utilisée 

[78]. Au-delà, la présente norme a inspiré le développement de techniques permettant d'estimer la 

performance des installations PV ou de les surveiller. Akinyele et al. ont proposé une nouvelle 

approche appelée analyse fondamentale de la performance des modules PV (FPVMPA) pour 

évaluer la performance d'un seul module NASENI 190 W en termes de puissance, de rendement 

énergétique, de pertes de capture, de facteur de forme et d'efficacité, de manière à prédire la 

performance de la pré-installation d'un module PV [88]. Paredes-Parra et al. ont développé 

expérimentalement un système de surveillance des modules PV basé  sur les exigences de la norme 

IEC 61724[89]. Kunaifiet al. ont employé la même norme pour analyser l'évolution des 

productions de systèmes PV en Indonésie et pour étudier en même temps les taux de dégradation 

à l'aide des NREL/RdTools [90]. Au cours des deux dernières décennies, alors que les centrales 

solaires au sol ou les installations PV plus petites se sont rapidement développées, un nombre 

signifiant d'études ont été menées sur l'évaluation de la performance des systèmes PV connectés 

au réseau installés dans le monde entier en mettant en œuvre la méthodologie spécifiée dans la 
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norme CEI 61724. Le ratio de performance varie en fonction de l'environnement, notamment de 

la température ambiante, comme on le remarque facilement dans les régions chaudes. Par 

conséquent, un ratio de performance corrigé en fonction de la température est nécessaire pour 

soustraire l'influence de la température ambiante afin de déterminer le taux de dégradation des 

installations PV [81].  

En commençant par l'Asie, Chokmaviroj et al. sont enquis en 2004 des  huit premiers mois de suivi 

d'une installation pilote photovoltaïque de 500 kWc dans le nord-ouest de la Thaïlande [91]. Le 

système photovoltaïque a produit 383 274 kWh avec un rendement final allant de 2,91 à 3,98 h/j 

et un rapport de performance de 70 % à 90 %. De même, l'analyse de trois systèmes PV de 3 kW 

connectés au réseau pour des maisons en Corée a été traitée par Piao et al. de janvier 2003 à 

décembre 2006 [92]. Les quantités d'énergie générées ont été rapportées à 11,943 MWh,  

12,9 MWh et 12,8 MWh, les rendements finaux à 2,74 h/j, 2,94 h/j et 2,92 h/j, et les rapports de 

performance à 67 %, 72 % et 72%. Wittkopf et al. ont étudié un système BIPV en toiture connecté 

au réseau de 142,5 kWc à Singapour qui a affiché un ratio de performance de 81 % [93]. Dans une 

autre étude, le rendement et la dégradation d'un système photovoltaïque à l'échelle utilitaire de 1 

MWc situé dans le climat tropical semi-aride de l'Inde ont été étudiés sur la base de quatre années 

de données surveillées [94]. Le rendement de référence, le rendement final, l'efficacité du système, 

le facteur de capacité et le rapport de performance étaient respectivement de 4,64 h/jour,  

6,23 h/jour, 11 %, 19,33 % et 74,73 %. Diverses installations situées à des endroits différents et 

fonctionnant sous des climats variés en Afrique ont été soumises à une analyse réalisée avec la 

norme IEC 61724. La performance d'une ferme solaire photovoltaïque de 281 kWc connectée au 

réseau, récemment installée au Lesotho, a été évaluée avec les paramètres énoncés dans la norme 

CEI  61 724. Les résultats ont montré une performance satisfaisante, avec un ratio de performance 

de 70 % à la moyenne mondiale étant de 70-80 % pour les fermes photovoltaïques bien 

dimensionnées [95]. En Algérie, il a été constaté que le ratio de performance variait de 66,66 % à 

85,93 % pour une installation de 2,5 kWc en milieu saharien[96]. Ce large intervalle était dû à la 

grande différence de température entre les saisons. Le même type de comportement a été observé 

pour la centrale PV de 954,809 kWc de Sheikh Zayed en Mauritanie avec un rapport de 

performance mensuel variant de 61% en août à 71% en novembre, la valeur moyenne mensuelle 

étant de 66% [97]. De plus, à Djibouti, le ratio de performance a varié entre 75% et 90% pour une 

installation de 302,4 kWc fonctionnant sous un climat maritime désertique et poussiéreux [98]. Le 
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rendement quotidien moyen mensuel du réseau et le rendement final étaient respectivement de 5,1 

kWh/kWp et de 4,7 kWh/kWc. Le rapport de performance moyen des panneaux photovoltaïques 

et du système global connecté au réseau était respectivement de 90 % et 84 %, ce qui correspond 

à des efficacités quotidiennes moyennes mensuelles des modules photovoltaïques et du système 

de 12,68 % et 11,75 %.  

D'autres exemples d'utilisation de la norme peuvent être cités pour deux autres parties du globe. 

En Amérique du Sud, l'analyse de la performance d'un système photovoltaïque de 2,2 kWc installé 

à l'Université d'État de Ceará, Fortaleza, région nord-est du Brésil, suivi de juin 2013 à mai 2014, 

a révélé une performance convenable avec un rendement énergétique annuel, un rendement de 

référence journalier moyen, un rendement du champ et un rendement final de respectivement 

1685,5 kWh/kWc, 5,6 kWh/kWc, 4,9 kWh/kWc et 4,6 kWh/kWc, ainsi qu'un ratio de performance 

de 82,9 % et un facteur de capacité de 19,2 % [99]. Un système PV de 600 Wc connecté au réseau 

220 V du bâtiment de la Faculté de Ciencias Exactas à Corrientes, en Argentine, entre janvier 2011 

et décembre 2012 a montré pendant les 10 premiers mois de fonctionnement un rapport de 

performance entre 65% et 75% en accord avec ceux rapportés dans d'autres études sur les systèmes 

installés sur les façades [100]. Cependant, à partir de novembre 2011, les valeurs du ratio de 

performance ont chuté en dessous de 65% en raison de certaines instabilités des paramètres du 

réseau. En outre, dans les pays du Golfe, une évaluation des performances de 12 mois a été menée 

sur une installation de 85,05 kWc et de 21,6 kWc de cuivre indium gallium sélénium (CIGS) en 

couche mince connectés au réseau sur les toits de deux écoles au Koweït qui a affiché des 

rendements finaux quotidiens moyens annuels de 104 kWh/kWc. et 4,5 kWh/kWc/jour, et un 

rapport de performance maintenu entre 74 % et 85 % [101]. Pour un système PV de 1,4 kWc 

connecté au réseau situé dans la ville de Sohar (Oman), la capacité et les facteurs de rendement 

étaient respectivement de 21% et 1875 kWh/kWc/an et le facteur de performance de 84,6% [102].  

En ce qui concerne l'Europe, des études ont été réalisées en particulier dans les pays 

méditerranéens et quelques autres peuvent également être mentionnées dans les pays du nord.  

Pietruszko et Gradzki ont étudié les données acquises pendant un an de surveillance d'un système 

de 1 kWc monté sur le toit et connecté au réseau, mis en service en décembre 2000 à Varsovie, en 

Pologne [103]. On y a constaté un rendement annuel d'environ 830 kWh et des rapports de 

performance de 60% à 80%. En Allemagne, dans l'État fédéral de Basse-Saxe, 172 installations 
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photovoltaïques de 1-5 kWc installées sur des toits ont eu un rendement final annuel compris entre  

430 kWh/kWc/an et 75 kWh/kWc/an avec une valeur moyenne de 680 kWh/kWc/an et un rapport 

de performance annuel compris entre 47,5 % et 81% (moyenne 66,5%) en 1993 et 1994 [104]. 

L'analyse du rendement d'un système photovoltaïque de 13 kWc monté sur un toit et raccordé au 

réseau en Irlande du Nord sur une période de trois ans a donné des rapports de performance. 

mensuels moyens annuels pour les trois années de 60%, 61% et 62% [105].  

En France et en Belgique, Leloux et al. ont étudié plus de 9657 installations photovoltaïques en se 

concentrant sur l'énergie produite par ces installations et sur leurs performances [106], [107]. Le 

taux de performance moyen était de 76% en France et de 78% en Belgique, et l'indice de 

performance moyen était de 85% dans les deux pays. Par ailleurs, deux centrales photovoltaïques 

connectées au réseau de taille similaire, mais basées sur des technologies modulaires différentes 

sur les toits de deux bâtiments à Basovizza (Trieste) en Italie ont été étudiées du 15 octobre 2011 

au 14 octobre 2012 [108]. Le taux de rendement moyen était de 82,7 % pour les modules SPR300-

WHT et de 89,1 % pour les modules HIP 230 HDE1. Par ailleurs, le parc photovoltaïque connecté 

au réseau de C. Rokas SA à Sitia, en Crète, d'une puissance crête de 171,36 kWc mis en service en 

2002, a été  suivi sur un an [109]. Ce dernier a fourni 229 MWh au réseau en 2007. Le rendement 

final était compris entre 1,96 et 5,07 h/j, et le ratio de performance 58 à 73%, ce qui donne un ratio 

de performance annuel de 67,36%. En Espagne, une étude des données enregistrées sur six 

centrales PV du sud du pays exploitées pendant plus de quatre ans a révélé des valeurs de 

rendement annuel comprises entre 78,93 % et 87,11 % pour les quatre centrales employant un 

système de suiveur solaire et des valeurs inférieures de 60,46 % à 79,38 % pour les deux autres 

centrales sans système de suiveur solaire [110]. 
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II-5 Conclusion 

Ce chapitre résume la norme IEC 61724 et la méthodologie permettant de quantifier la dégradation 

de performance qui sera mise en application dans les études de cette thèse. Rappelons que les 

principaux paramètres de la norme IEC 61724 sont le rendement de référence, le rendement final 

du système, l’efficacité du champ et le rapport de performance. Notons aussi que l’étude de la 

dégradation nécessite la prise en considération des arrêts des installations PV et des données 

manquantes. 
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III-1 Introduction 

Le vieillissement des modules photovoltaïques est irrémédiable et touche tous leurs 

constituants. Les dégradations affectent principalement la transmission optique des matériaux de 

la face avant (verre) et les caractéristiques électriques, avec une augmentation de la résistance en 

série et ou une diminution de la résistance en parallèle, entraînant une réduction de la puissance 

produite. La modélisation est un outil qui permet des gains de temps pour prédire la façon dont les 

modules photovoltaïques se dégradent ou deviennent défaillants avec le vieillissement. 

Ce chapitre présente une étude paramétrique de la dégradation des caractéristiques d’un module 

PV (puissance, tension, courant, résistance série et résistance parallèle) pour apprécier l’impact du 

degré de dégradation électrique en se basant sur des simulations à partir d’un modèle intégré à 

l’interface SOPHEE (Solar PV Energy Estimation) développée au sein du laboratoire CERTES. 

IIII-2 Modélisation d’un module PV 

Les outils de prédiction des performances constituent un facteur de succès important pour toute 

nouvelle technologie, car ils permettent de démontrer si un système sera efficace et 

économiquement réalisable. Cette partie aborde certains des principaux modèles paramétriques 

des systèmes photovoltaïques (PV) disponibles dans la littérature. 

Les caractéristiques courant-tension d'un module photovoltaïque peuvent être reproduites en 

modélisant le panneau PV comme un circuit électrique équivalent possédant des composants 

linéaires et non linéaires. Les paramètres décrivant ces composants sont directement liés aux 

caractéristiques spécifiques de performance du panneau PV, qui sont généralement disponibles 

sous forme graphique par rapport à des valeurs standards de température et d’éclairement incident.  

Lorsqu'une cellule PV à simple jonction n'est pas éclairée, son comportement est similaire à celui 

d'une jonction semi-conductrice : une simple diode, qui présente une courbe I-V caractéristique, 

traditionnellement décrite par l'équation : 

                   0 ( 1)
DqV

nkT
DI I e= −                                                         (III.1)                                

où I0 est le courant de saturation inverse de la diode, q est la charge électrique d'un électron  

(1,602 10-19 C), k est la constante de Boltzmann (1,381 10-23 J/K), T est la température de jonction, 

VD est la tension aux bornes de la diode et n est le facteur d'idéalité, également appelé facteur de 
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qualité. Le facteur d'idéalité n varie généralement de 1 à 2 (bien qu'il puisse être plus élevé dans 

certains cas) [111], en fonction du procédé de fabrication et du matériau semi-conducteur ; dans 

de nombreux cas, n est supposé être approximativement égal à 1 (ainsi, la notation n est souvent 

omise). 

L'illumination de la jonction semi-conductrice détermine l'augmentation d'un courant photo-

généré IL qui correspond à une translation verticale de la courbe I-V d'une quantité liée, presque 

exclusivement, à la densité surfacique de l'énergie incidente. 

De cette façon, une cellule idéale est représentée comme un générateur de courant, connecté en 

parallèle avec une diode, et sa caractéristique I-V est décrite par Shockley [112] avec l'équation 

suivante : 

0 ( 1)
DqV

nkT
L D LI I I I I e= − = − −                                              (III.2) 

où I est le courant de sortie. 

L'équation (III.2) ne représente qu'une simple description théorique car elle ne tient pas compte de 

l'effet de la présence des électrodes au-dessus et en-dessous de la couche semi-conductrice, 

nécessaires pour collecter les charges qui couvrent partiellement la surface d'interception. Dans 

[113], Wolf a correctement observé que dans une cellule PV, le photocourant est généré non 

seulement par une seule diode mais aussi par un effet global dû à la présence d'une pluralité de 

diodes élémentaires adjacentes et uniformément distribuées le long de la surface qui sépare les 

deux couches du semi-conducteur. Chaque diode élémentaire est traversée par un courant qui passe 

à travers les couches du semi-conducteur le long d'une ligne différente, caractérisée par une 

résistance électrique et une chute de tension différentes. 

La composante transversale du courant IL, parallèle à la surface de la cellule, doit être différente 

pour chaque diode élémentaire ; de cette façon, il existe un I-V caractéristique différent pour 

chaque diode élémentaire. Comme ces diodes sont considérées en parallèle, leur combinaison 

détermine la caractéristique I-V globale de la cellule PV. La résistance électrique transversale est 

beaucoup plus élevée que la résistance électrique relative à la composante directe du courant 

photogénéré IL. La composante transversale du courant IL, qui n'apparaît que dans une cellule 

photovoltaïque réelle, donne lieu à une forte dissipation d'énergie qui diminue drastiquement 
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l'efficacité de conversion de la cellule solaire. Wolf, dans [113], a proposé un circuit équivalent 

simplifié, dans lequel il n'y a qu'un couple de diodes, un générateur de courant et deux résistances 

qui tiennent compte des effets dissipatifs décrits ci-dessus et de la présence d'éventuels défauts 

constructifs. La résolution du circuit équivalent ci-dessus permet d'obtenir l'expression suivante 

du courant I sous une forme implicite : 

1 2

01 02( 1) ( 1)

s sV IR V IR

n T n T s

L

sh

V IR
I I I e I e

R

+ +
+

= − − − − −                                             (III.3) 

où IL est proportionnel à l'éclairement énergétique [112] ; I01 et I02 sont le courant de saturation des 

deux diodes, Rs et Rsh ou Rp sont les résistances série et parallèle, respectivement ; et n1 et n2 sont 

les facteurs d'idéalité des deux diodes. Comme il est facile de le voir sur la Figure III.1, il est 

nécessaire de connaître sept paramètres : IL ; n1 ; n2 ; I01 ; I02 ; Rs ; Rsh pour résoudre l'Eq. (III.3). 

En détail, les résistances Rsh et Rs modifient la pente de la courbe au voisinage du courant court-

circuit et de la tension en circuit-ouvert, respectivement, tandis que le rapport entre I01 et I02 

modifie la courbure [114]. Bien qu'il ne s'agisse pas d'un problème mathématiquement 

indéterminé, le calcul des sept paramètres est rendu difficile par la forme implicite de l'équation et 

par la présence de deux termes exponentiels.  

 

Figure III.1 : schéma équivalent d’un circuit à deux diodes. 

Dans la littérature scientifique, il existe peu de modèles entièrement expliqués qui permettent de 

coder l'algorithme pour retrouver les sept paramètres ; de plus, ces modèles concernent la cellule 

unique et sont basés sur des hypothèses particulières qui limitent leur application. En effet, certains 

auteurs admettent que les conditions initiales affectent fortement la résolution de l'équation (III.3) 

[115], [116], [117]. Dans ces modèles, les procédures doivent être correctement guidées lors de 

l'estimation initiale des paramètres pour éviter des résultats incohérents. Pour ces raisons, certains 
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auteurs ont préféré employer différentes corrélations non basées sur un modèle électrique [118], 

[119], alors que d'autres ont utilisé un modèle simplifié basé sur une seule diode [120], [121], 

[122], [123], [124], comme le montre la figure III.2. Ce nouveau circuit équivalent est décrit par 

l'équation implicite suivante : 

0 ( 1)
sV IR

snT
L

sh

V IR
I I I e

R

+
+

= − − −                                                   (III.4)  

dans laquelle il n'y a que cinq paramètres inconnus et un seul terme exponentiel. Selon l'approche 

traditionnelle, le photocourant IL dépend de l'éclairement énergétique, I0 est affecté par la 

température de la cellule et n, Rs et Rsh sont constants. 

 

Figure III.2 : schéma équivalent d’un circuit à une seule diode. 

Certains auteurs se sont concentrés sur l'étude du modèle à une diode et ont suggéré des directions 

d'amélioration et/ou de simplification qui permettraient de déterminer les cinq paramètres IL ; n ; 

I0 ; Rs ; Rsh sur la base des données de performance des modules communément fournies par les 

fabricants [118], [119], [120], [123], [124], [125]. Ce modèle est considéré comme le modèle 

"standard" en raison de sa simplicité et de son exactitude [126]. 
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III-3 Présentation de l’interface SOPHEE 

Dans la partie suivante on présente l’interface SOPHEE sous Matlab qui va permettre de réaliser 

l’étude paramétrique. 

III-3-1 Présentation du logiciel Matlab/Simulink  

Le logiciel Matlab est un logiciel de manipulation de données numériques et de programmation 

dont le champ d’application est essentiellement les sciences appliquées. Son objectif, par rapport 

aux autres langages, est de simplifier au maximum la transcription en langage informatique d’un 

problème mathématique, en utilisant une écriture la plus proche possible du langage naturel 

scientifique. Le logiciel fonctionne sous Windows et sous Linux. Son interface de manipulation 

IHM utilise les ressources usuelles du multi-fenêtrage. Son apprentissage n’exige que la 

connaissance de quelques principes de base à partir desquels l’utilisation des fonctions évoluées 

est très intuitive grâce à l'aide intégrée aux fonctions [127]. SIMULINK est une plate-forme de 

simulation multi-domaine et de modélisation des systèmes dynamiques. Il fournit un 

environnement graphique et un ensemble de bibliothèques contenant des blocs de modélisation 

qui permettent le design précis, la simulation, l'implémentation et le contrôle de systèmes de 

communications et de traitement du signal. 

III-3-2 Modèle de simulation d’un module PV utilisé dans SOPHEE [128] 

L’interface SOPHEE a été développée dans le cadre du stage de Master d’Adrien Coşa au CERTES 

en 2017 [128]. Cette interface permet de simuler la conversion PV en utilisant un modèle à une 

diode, celui de Villalva et al. [123], [129] et un autre à sept paramètres (modèle à deux diodes). 

Dans notre cas, le choix du modèle a une diode s’est avéré suffisant en termes d’exactitude, et pour 

cette raison on ne détaille que ci-dessous les équations du modèle de Villalva. 

Dans le modèle de conversion à une diode de la cellule PV considéré [123], [129], le 

photocourant IL est donné par la relation suivante : 

0

( ( ))L SC i n

G
I I K T T

G
= + −                                  (III.5) 

Pour trouver le modèle de ce générateur, il faut tout d’abord retrouver le circuit électrique 

équivalent à cette source. De nombreux modèles mathématiques de générateurs photovoltaïques, 
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ont été développés pour représenter leur comportement très fortement non linéaire qui résulte de 

celui des jonctions semi-conductrices qui sont à la base de leur réalisation. 

Le modèle utilisé, il traite la cellule PV comme une source de courant (dépendante de 

l’éclairement) connectée en parallèle avec une diode et une résistance Rp (qui tend généralement 

vers l’infini) et en série avec une résistance Rs (Figure III.2).  Il dépend du courant de court-circuit 

fourni par le constructeur, de l’irradiance reçue par le module et de la température. 

avec :  

Isc : le courant de court-circuit (A) ; 

Ki : le coefficient courant de court-circuit /température(A.°C-1);  

T : la température opératoire (K) ; 

Tn : la température de référence (K); 

G0 :l’irradiance de référence  égale à 1000 (W/m²); 

G : l’irradiance (W/m²). 

Le courant de la diode est donné par la formule suivante : 

( )

0 ( 1)
sV IR

q
AkT

DI I e

+

= −                                                (III.6) 

avec:  

V : ou bien U, la tension à la sortie de la cellule PV (V) ;  

I : le courant livré par la cellule PV (A); 

Rs : la résistance en série (Ω); 

A : le facteur d’idéalité de la jonction ; 

K : la constante de Boltzmann (1,3805x10-23 J/K) ; 

I0 : le courant de saturation (A); 

Le courant de saturation est exprimé par la relation suivante : 

 ,

,

0 ( )
( )

( )

1
oc n v n

sc n i n

V K T T
q

AkT

I K T T
I

e

+ −

+ −
=

−

                                             (III.7) 

avec:  

KV : le coefficient tension circuit-ouvert /température (V.°C-1);  
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ISC,n : le courant de court-circuit dans les conditions STC (A); 

Donc, l’équation de base qui permet la description du courant de sortie d’une cellule 

photovoltaïque est donnée par : 

,

,

( )
( )0

( )
(( ( )) ) ( )( 1)

1

s

oc n v n

V IR

sc n i n snT
SC i n V K T T

q shAkT

I K T T V IRG
I I K T T e

G R
e

+

+ −

+ − +
= + − − − −

−

                 (III.8) 

Pour résoudre l’équation (III.8), on a besoin de résoudre un système d’itération qui nécessite la 

résolution de la boucle algébrique dans Simulink, comme illustré sur la figure III.3. 

En utilisant les équations précédentes, la modélisation de la cellule PV s’effectue suivant les 

étapes suivantes :   

✓ un modèle de conversion de la température en degré Celsius ou en Kelvin ; 

✓ un modèle de calcul du photo-courant IL suivant l’équation (III.5) ; 

✓ un modèle de calcul du courant de saturation I0 suivant l’équation (III.7) ;  

✓ un modèle de calcul de la constant AkT ; 

✓ un modèle de calcul du courant I suivant la relation (III.8) ; 

✓ le modèle final de la cellule PV est représenté sur la figure III.3. 

 

Les blocs « workspaces » sont ajoutés pour mesurer le courant I du module, la tension V du 

module et la puissance P du module qui représente le produit du courant et de la tension. Le 

modèle final prend l’irradiation G, la tension V et la température opératoire T comme variables 

d’entrée d’une part et la tension V et le courant I de la cellule PV comme variables de sortie 

d’autre part. 
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Figure III.3 : Modèle d’une cellule PV utilisé (SIMULINK) [123]. 

III-3-3 Interface graphique pour étude de dégradation 

L’interface SOPHEE qui va permettre de réaliser l’étude paramétrique est montrée figure 

III.4. L’interface est structurée en cinq zones principales : 

✓ Zone 1 : introduction des caractéristiques du modules et calcul des paramètres RS 

et RP 



 
 Chapitre III :             Étude paramétriques de la dégradation des caractéristiques d’un modules PV 

 
56 Mohamed El Hacen JED 

Le module photovoltaïque est défini par un ensemble de caractéristiques initiales  

(« caractéristiques du module PV »), garanties par le fabricant des modules PV, en tant que 

paramètres de qualité et de performance lors de sa mise sur le marché. La zone 1 permet à 

l’utilisateur de l’interface de saisir les caractéristiques suivantes : 

Iscn [A] : courant nominal de court-circuit ; 

Vocn [V] : tension nominale de fonctionnement à vide ; 

Ns [-] : nombre de cellules liées en série ; 

Kv [V K-1] : coefficient de la tension lié à la température ; 

Ki [A K-1] : coefficient du courant lié à la température ; 

NOCT [°C] : température nominale de fonctionnement de la cellule ; 

a [-] : coefficient d'idéalité de la diode ; 

Rs [Ω] : résistance en série ; 

Rsh [Ω] : résistance en parallèle. 

 

Elle donne aussi la possibilité de calculer la résistance en série et la résistance en 

parallèle en se basant sur les données de courant et de tension du constructeur et un outil de 

calcul qui va trouver les bonnes valeurs de Rs et RP afin d’ajuster la courbe de simulation avec 

les données du constructeur (voir la méthode dans [129]). 

 

✓ Zone 2 : introduction des paramètres relatifs aux conditions environnementales 

Cette zone contient les paramètres météorologiques, tel que la température ambiante et 

l’irradiance solaire. L’utilisateur peut introduire plusieurs valeurs afin d’obtenir l’évolution des 

caractéristiques I-V sous différentes températures et irradiations, ou importer des fichiers 

contenant des valeurs d’irradiance et de température mesurées sur des journées types par 

exemple. 

 

✓ Zone 3 : étude de sensibilité des paramètres. 

Cette partie permet aux utilisateurs de faire une étude de sensibilité de variation des 

paramètres résistance en série et résistance en parallèle sur la dégradation globale du module 

PV. Il peut saisir différents pourcentages de dégradation et voir leur influence sur les 

paramètres de sortie du module PV. 



 
 Chapitre III :             Étude paramétriques de la dégradation des caractéristiques d’un modules PV 

 
57 Mohamed El Hacen JED 

✓ Zone 4 : choix rapide du module. 

L’utilisateur peut choisir un module PV directement parmi certains modules disponibles sur 

l’interface graphique.  

✓ Zone 5 : choix du modèle utilisé pour la simulation.  

Cette zone donne à l’utilisateur la possibilité de choisir un modèle de simulation parmi les 

modèles disponibles dans l’interface : modèle à une diode de Villalva [129] et à deux diodes 

à sept paramètres [124]. 

 

 

Figure III.4 : Interface SOPHEE (fenêtre d’étude paramétrique). 

III-4 Étude paramétrique de dégradation 

III-4-1 Approche de modélisation 

Dans l’approche proposée par Doumane et al. [130], [131], la modélisation d’un système 

photovoltaïque est réalisée par un circuit équivalent dont les caractéristiques des composants sont 

variables dans le temps selon des lois de vieillissement ou de dégradation, ce qui permet de calculer 

l’intensité et la tension des modules photovoltaïques à différents instants t. Des études pour évaluer 

la sensibilité des paramètres de vieillissement peuvent être également réalisées. Les conditions 

d’exposition doivent être fournies en tant que données d’entrée (figure III.5) : rayonnement G, 

température ambiante Ta, caractéristiques du module PV etc. [128]. Toutes les dégradations qui 
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peuvent être décrites individuellement par un modèle mathématique sont supposées être intégrées 

dans le comportement du modèle global. 

Figure III.5 : Schéma de l’approche utilisée. 

L’objectif de la présente étude est de quantifier l'influence de deux variables d'entrée (Rs et Rsh) 

sur la variable de sortie (I, V et P). Elle consiste à ne changer qu’une seule valeur d'une variable 

d'entrée en laissant l’ensemble des autres paramètres d'entrée à leur valeur nominale en se basant 

sur le modèle équivalent d’un panneau photovoltaïque. 

III-4-2 Le système photovoltaïque étudié 

Le module photovoltaïque (PV) que nous avons choisi pour la simulation est de type FL60-

250MBP avec des cellules en Si monocristallin comme illustré sur la figure III.5. Ses 

caractéristiques ont été déterminées expérimentalement avec un traceur PASAN SPROD Tester - 

STC V2.7.3 pour tracer les caractéristiques initiales et la courbe I-V en conditions STC. Les 

caractéristiques principales obtenues sont présentées dans le tableau (III.1). 

 

Figure III.5 : Le module photovoltaïque FL60-250MBP. 

 

 

 

Loi de dégradation 

Modèle équivalent 

Éclairement 

Température 

Caractéristiques 

nominales du module PV 

 

Caractéristiques I-V et P-V  

Puissance produite 

Taux de dégradation 

Influence de paramètres 
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Tableau III.1 : Caractéristiques du module PV FL60-250MBP. 

Paramètres électriques Valeurs sous (1000 W/m², 25°C) 

Puissance maximale (Pm) 244 W 

Courant maximal (Im) 7,892 A 

Tension maximale (Vm) 30,831 V 

Tension en circuit ouvert (Voc) 38,188 V 

Courant de court-circuit (Isc) 8,375A 

Coefficient de température Voc -0,36 %/°C 

Coefficient de température Isc 0,02 %/°C 

Surface 1,64 m² 

 

III-4-3 Les lois de dégradation 

Les paramètres initiaux d’un module PV varient au fil du temps. Ces variations sont traduites 

par des taux de dégradation des paramètres.  

La dégradation thermique et mécanique affecte les articulations et peut provoquer des fissures qui 

augmentent la résistance série Rs. La résistance parallèle Rp est aussi dégradée lors de la 

pénétration de l'humidité et de la formation de corrosion au niveau des barres collectrices, des fils, 

des bornes et des coins des cellules. Les lois suivantes sont utilisées pour la modélisation de la 

dégradation [132], [133]:  

Rs = Rs0(+αRs +100%)                                                    (III.9) 

Rp= Rp0(-αRp +100%)                                                    (III.10) 

Isc= Isc0(-αIsc +100%)                                                    (III.11) 

    Voc= Rp0(-αVoc +100%)                                                 (III.12) 

 



 
 Chapitre III :             Étude paramétriques de la dégradation des caractéristiques d’un modules PV 

 
60 Mohamed El Hacen JED 

où Rs0 et Rp0 sont les valeurs initiales (en Ω) et, αRs et αRp sont les pourcentages de dégradation de 

Rs et Rp qu’on fait varier de 0 à 500% et de 0 à 100% respectivement. Dans le cadre de cette étude 

de sensibilité, on considère que les paramètres αRs et αRp sont indépendants. Cependant, dans la 

pratique leurs dégradations sont simultanées [134]. 

III-4-4 Résultats des simulations et discussion 

III-4-4-1 Caractéristique I-V initiale 

Dans l’étude paramétrique, afin de valider les résultats de simulation du modèle choisi, on a 

comparé ces derniers avec les données expérimentales déterminées en laboratoire sous conditions 

STC. On peut voir la courbe I-V expérimentale et celle du modèle sur la figure III.6. Les données 

du modèle à une diode de Villalva coïncident avec les résultats expérimentaux avec une différence 

pour les paramètres de sortie (puissance, tension et courant) inférieure à 1% par rapport au 

paramètres du constructeur comme référenec,  ce qui justifie le choix du modèle pour la réalisation 

de l’étude paramétrique. On a vérifié que le modèle à cinq paramètres donnait des résultats 

équivalents mais son utilisation plus compliquée requiert plus de paramètres d’entrée pour 

retrouver les courbes I-V avec plus de temps de calcul. Pour cela on a décidé de travailler avec le 

modèle à une diode. 

 

Figure III.6 : Courbe I-V du module PV FL60-250MBP en conditions STC. 
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Afin de mieux comprendre la caractéristique I-V des modules PV, il est nécessaire de définir 

les pentes à chacune des interceptions. Ces pentes seront des nombres dénommés avec des unités 

de résistance.  

Dans la littérature on a trouvé plusieurs méthodes pour la détermination expérimentale des 

paramètres d’un module PV nécessaires pour la simulation et qui ne sont pas donnés par le 

constructeur du module PV [113], [135]. Dans notre étude on a décidé de choisir la méthode de 

Benghanem & Alamri [135] qui consiste à déterminer les valeurs de la résistance en série et de la 

résistance parallèle d’un module PV graphiquement à partir des courbes I-V sous illumination. La 

résistance parallèle est calculée à partir de deux points P1 et P2 au voisinage du courant de court-

circuit et de la résistance en série à partir des points P3 et P4 au voisinage de la tension du circuit 

ouvert (voir figure III.7). 

      (III.11) 

 

     2 1

0 1 2
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V VdV
R

dI I I=

−
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                                                (III.12) 

 

Afin de déterminer les pentes aux voisinages de Voc et Isc. Le choix optimal des quatre points 

est : 

• I1 = Isc (V = 0) pour le point P1. 

• I2 = 95% de Isc pour le point P2. 

• I3 = 50% de Isc pour le point P3. 

• I4 = 0 (V = Voc) pour le point P4. 
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Figure III.7 : Les points choisis de la courbe I-V. 

On a appliqué cette méthode sur notre cellule et à partir de sept (7) mesures différentes sur des 

courbes I-V sous les conditions STC et on a trouvé les valeurs présentées dans le tableau III.2. 

Tableau III.2 : Valeurs de Rs et Rp déterminées expérimentalement. 
 

Mesure 1 Mesure 2 Mesure 3 Mesure 4 Mesure 5 Mesure 6 Mesure 7 Moyenne 

Rs [en Ω] 0,180 0,155 0,172 0,180 0,178 0,183 0,182 0,176 

Rp [en Ω] 177,332 158,671 177,671 152,881 140,685 196,189 155,185 165,516 

 

L'incertitude de répétabilité, les variations sont dues aux conditions de mesures qui ne sont pas 

stables à 100%, avec un écart-type qui vaut 0,009083 pour Rs et 17,55807 pour Rp. 

la dégradation du module photovoltaïque ainsi que les caractéristiques de la courbe I-V  sont 

affectés par, l’intensité de court-circuit Icc, la tension en circuit-ouvert Vco, la résistance série Rs et 

résistance parallèle Rp. On a effectué des simulations dans lesquelles on ne change qu’une seule 

valeur d'une variable d'entrée, Icc, Vco, Rs ou Rp, en laissant l’ensemble des autres paramètres 

d'entrée à leur valeur nominale. 

III-4-4-2 Dégradation du courant de court-circuit 

Les figures III.8, III.9 et III.10 montrent successivement, le taux de dégradation globale du 

module en fonction du taux de dégradation du courant de court-circuit, la courbe I-V de la 

dégradation de Icc et la courbe P-V de la dégradation du courant court-circuit. On vérifie que le 
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taux de dégradation pour le module PV est proportionnel au degré de dégradation du courant de 

court-circuit avec la résistance en parallèle supposée invariante. 

 

Figure III.8 : le taux de dégradation globale du module en fonction de taux de 

dégradation du courant court-circuit. 

 



 
 Chapitre III :             Étude paramétriques de la dégradation des caractéristiques d’un modules PV 

 
64 Mohamed El Hacen JED 

 
Figure III.9 : la courbe I-V de la dégradation du courant court-circuit. 

 
Figure III.10 : la courbe P-V de la dégradation de du courant court-circuit. 
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III-4-4-3 Dégradation de la tension en circuit-ouvert 

Les figures III.11, III.12 et III.13 montrent successivement, le taux de dégradation globale du 

module en fonction du taux de dégradation de la tension en circuit-ouvert, la courbe I-V de la 

dégradation de Vco et la courbe P-V de la dégradation de la tension en circuit-ouvert. La 

dégradation globale devient plus importante lorsque la diminution de la tension en court-circuit est 

plus grande, la relation est quasiment proportionnelle. Avec Rs supposée invariante. 

 
Figure III.11 : le taux de dégradation globale du module en fonction de taux de 

dégradation de la tension en circuit ouvert. 
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Figure III.12 : la courbe I-V de la dégradation de la tension en circuit-ouvert. 

 

 
Figure III.13 : la courbe P-V de la dégradation de la tension en circuit-ouvert 
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III-4-4-4 Dégradation de la résistance en série 

La résistance série est due essentiellement aux pertes par effet Joule à travers les grilles de collectes 

et la résistance propre des semi-conducteurs, ainsi qu’aux mauvais contacts (semi-conducteurs, 

électrodes). La résistance en série (très petite) représente les différentes résistances électriques que 

le courant rencontre dans son parcours. Avec le temps, le matériau se dégrade et cette résistance 

augmente ce qui provoque une augmentation des courants Ip et Id, d’où une chute de tension de 

sortie du module (équation III.8). 

L’influence de la dégradation de la résistance série peut être observée graphiquement sur la figure 

III.14 et la figure III.15 en se basant sur l’équation III.9. La résistance série correspond à la 

variation de la pente de la courbe I-V au voisinage de la tension en circuit-ouvert (Voc).  

 

Figure III.14 : Courbes I-V avec dégradation de la résistance série du module PV 

FL60-250MBP. 



 
 Chapitre III :             Étude paramétriques de la dégradation des caractéristiques d’un modules PV 

 
68 Mohamed El Hacen JED 

 

Figure III.15 : Courbes P-V avec dégradation de la résistance série du module PV 

FL60-250MBP. 

L’influence de la résistance en série est moins importante. L’augmentation de la résistance série 

provoque une diminution plus importante de la tension du module d’où une diminution de la 

puissance de sortie du module (figure III.15). 

La résistance série est un paramètre sensible. Toutes les résistances série des cellules solaires et 

des interconnexions affectent ce paramètre. Il peut donc être utilisé pour accéder à l'effet des 

résistances série dans le module PV. Cependant, pour la production d'un module PV, différentes 

cellules avec différentes caractéristiques I-V sont utilisées. La différence des caractéristiques I-V 

affecte également le paramètre Rs. Ainsi, une résistance série élevée peut être causée par l'ajout de 

résistances série dans le module ou par une inadéquation des caractéristiques des cellules 

individuelles. 

Comme illustrée sur la figure III.16, l’évolution de la variation du taux de dégradation global du 

module en fonction de la résistance série du module est linéaire. Une augmentation de 100% de 

Rs provoque une diminution d’environ 5% de la puissance globale de sortie du module.  
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Figure III.16: Évolution de taux de dégradation global du module en fonction du taux de 

dégradation de la résistance série. 

III-4-4-5 Dégradation de la résistance en parallèle 

La résistance parallèle, dite ‘shunt‘, provient des pertes par recombinaisons dues 

essentiellement à l’épaisseur, aux effets de surface, ainsi qu’à la non idéalité de la jonction. La 

dégradation de la résistance en parallèle qui représente les résistances de contact en métal 

(interconnexions métalliques) et les résistances d’écoulement aux bords des cellules solaires est 

un peu plus complexe, puisqu’elle suit une croissance exponentielle (Figure III.19).  

La résistance shunt illustre un chemin de dérivation pour le flux de courant contournant la 

cellule solaire active. Si la résistance de dérivation d'une cellule est faible, le chemin de dérivation 

présente des courants de fuite plus élevés. Une modification de la résistance shunt d'une seule 

cellule solaire n'est pas détectée par la résistance shunt du module car toutes les autres cellules 

bloquent le courant supplémentaire de la cellule. Ce n'est que dans le cas très improbable où toutes 

les cellules ont une faible résistance shunt que la résistance shunt du module PV sera également 

faible.  
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L’influence de la résistance parallèle peut être observée au voisinage du courant court-circuit sur 

les figures III.17 et figure III.18.  

 

Figure III.17 : Courbes I-V avec dégradation de la résistance parallèle du module PV 

FL60-250MBP 

 

 Figure III.18 : Courbe P-V avec dégradation de la résistance parallèle du module PV 

FL60-250MBP 
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Par rapport à la résistance en série, on peut voir que l’influence de la résistance parallèle est 

moins importante sur la puissance de sortie du module. Pour une dégradation de 50%, on a une 

dégradation inférieure à 0,5% de la puissance globale du module. Mais à des taux de dégradation 

importants, au-delà de 50%, cette grandeur devient sensible et commence à avoir une influence 

directe sur la production du module. 

 

Figure III.19 : Evolution de taux de dégradation global du module en fonction du taux de 

dégradation de la résistance en parallèle dans les conditions standard. 

III-4-4-6 Signification physique de la dégradation des paramètres 

Les défaillances typiques constatées lors des inspections visuelles selon les normes  IEC 61215 

et IEC 61646 [24], [25] pour chaque composant défaillant du module PV concernent : 

✓ la face avant du module PV : bulles, délamination, jaunissement, brunissement ;  

✓ les cellules PV : cellule brisée, cellule fissurée, anti-reflet décoloré, métallisation de la 

cellule/cellule brûlée, oxydée ; 

✓ le cadre : courbure, cassé, rayé, désaligné ;  

✓ la face arrière du module : délamination, bulles, jaunissement, rayures, brûlure ; 

✓ la boîte de jonction : desserrée, oxydation, corrosion ; 
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✓ les fils - connecteurs : détachement, fragilité, parties électriques exposées. 

Les écarts entre la courbe I-V mesurée et la courbe I-V attendue, valeurs obtenues à partir des 

fiches techniques ou des mesures précédentes, peuvent être divisés dans les catégories suivantes 

[138] : 

1. Un courant de court-circuit Icc plus faible que prévu 

Généralement un courant de court-circuit plus faible que prévu est probablement dû à la perte 

de transparence de l'encapsulation due au brunissement ou au jaunissement, à la corrosion du verre 

qui réduit le piégeage de la lumière du module ou à la délamination qui provoque un découplage 

optique des couches. Ces effets sur la courbe I-V sont équivalents à ceux d’une réduction de 

l'irradiance. La forme de la courbe change différemment si les effets sont homogènes ou 

hétérogènes.    

2. La courbe I-V près de Icc s’incline 

L’inclinaison près de Icc signifie que la résistance parallèle a diminué en raison des chemins de 

shuntage dans les cellules PV et/ou des interconnexions. Un léger décalage des cellules ou un léger 

jaunissement non uniforme peuvent en être une autre cause.   

3. La pente de la courbe I-V près de Vco est plus faible 

Indique une augmentation de la résistance série dans le module PV. La résistance en série dans le 

module peut augmenter en raison de l'augmentation de la résistance des interconnexions, de la 

corrosion de la boîte de jonction ou des interconnexions et des joints mous. 

4. La courbe I-V a une valeur de Voc plus faible que prévu 

Les défaillances qui font baisser le Voc sont des interconnexions de cellules défectueuses, des 

courts-circuits de cellule à cellule ou une défaillance de la diode de dérivation. La tension en circuit 

ouvert du module peut également être réduite par la dégradation induite par la lumière (LID) des 

modules en silicium cristallin ou par la dégradation induite par le potentiel (PID). 
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5. La courbe I-V présente des paliers  

Les raisons de ces variations de la courbe peuvent être un défaut de la diode de dérivation, des 

cellules endommagées ou un décalage important des cellules PV dans le module. Cela est 

uniquement possible avec plusieurs chaînes de cellules protégées par des diodes de dérivation qui 

fonctionnent et les défauts d'éclairement non uniforme (ombrage par exemple). 

La dégradation de puissance liée à certains des mécanismes de défaillance est limitée. La perte 

de puissance causée par la corrosion de la couche antireflet est généralement limitée à 4%. D'autres 

défaillances sont limitées comme la délamination avec des valeurs de 4%, la dégradation initiale 

induite par la lumière avec 2 à 4%, la corrosion du verre avec un maximum de 3%. Les défaillances 

telles que les fissures des cellules, la corrosion des soudures, la rupture des interconnexions des 

cellules n'ont aucune limite en termes de perte de puissance et le module PV peut être inutilisable 

[139]. 
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III-5 Conclusion 

La dégradation des modules PV est généralement irrémédiable et affecte tous leurs composants. 

Les dégradations affectent la face avant du module PV, les cellules PV, la face arrière du module, 

la boîte de jonction, les fils – connecteurs. Une étude paramétrique de la dégradation électrique du 

module PV se basant sur un modèle de simulation choisi intégré dans le code de calcul SOPHEE 

développé au sein du laboratoire CERTES sur le module FL60-250MBP est réalisée afin de voir 

la sensibilité de dégradation des paramètres résistance série et résistance parallèle sur la 

dégradation globale du module. 

Une augmentation de 50% de la résistance série Rs provoque une diminution d’environ 2% de 

la puissance globale de sortie du module. Un léger décalage des cellules ou un léger jaunissement 

non uniforme peuvent en être une autre cause.  

Pour une dégradation de 50% de la résistance parallèle, on a une dégradation inférieure à 0,5% 

de la puissance globale du module. La résistance série dans le module peut augmenter en raison 

de l'augmentation de la résistance des interconnexions, de la corrosion de la boîte de jonction ou 

des interconnexions et des joints mous. Les deux points précédents diminuent le facteur de forme 

du module et donc la puissance maximale de sortie du module.   
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IV-1 Introduction 

L’étude de performance des installations PV permet d’observer et de juger la performance d’une 

installation PV. On dispose généralement d’études pour des installations de grand échelle 

(renfermant plusieurs modules PV), ce qui augmente les erreurs de mesures au niveau des capteurs 

de production de l’installation due à l’arrêt au niveau de quelques chaines ou modules du champs 

PV et cela rend l’étude de performance moins précise [80]. 

Ce chapitre présente à la fois une analyse de performance du module FL60-250MBP selon les 

paramètres de la norme IEC 61724 [8] présentés dans le chapitre II  et une étude de la dégradation 

des paramètres du module en se basant sur les données expérimentales de la production en 

conditions réelles. 

IV-2 Module photovoltaïque étudié 

IV-2-1 Module PV étudié et données 

Le module PV étudié de type FL60-250MBP utilise une technologie silicium monocristallin et 

possède une puissance crête de 244 W. Ces caractéristiques ont été présentés en détails dans le 

chapitre précédent (section II.4-2). Ce module est placé à l’air libre depuis 2017. La plateforme de 

caractérisation de ce module en conditions réelles a été installée au laboratoire GeePs, Gif-sur-

Yvette (France, 48.7°N, 2.2°E, 156 m). Les conditions météorologiques de Gif-sur-Yvette sont 

mesurées sur site. Gif-sur-Yvette est située en Île-de-France et bénéficie d’un climat océanique 

selon Kopper-Griegen [140]. En moyenne annuelle, la température relevée s’établit à 10,8°C avec 

des moyennes mensuelles maximales de 15,2°C et minimales de 6,4°C. La température réelle 

maximale intervient en août avec 24,5 °C et la minimale en janvier avec 0,7°C. L’ensoleillement, 

avec 1 798 heures en moyenne sur l’année, est comparable à celui des régions du nord de la Loire, 

et les précipitations sont également réparties entre les saisons avec une moyenne mensuelle de 50 

mm et un total de 598,3 mm de pluie par an [141]. 

Les données de production du module sont disponibles pour les périodes : 

✓ du 6 juillet au 31 juillet 2017 (soit 25 jours) 

✓ du 1er juin au 31 septembre 2018 (soit 4 mois) 

✓ du 1er juin au 10 juin 2019 (10 jours) 
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Au total, on dispose de cinq mois de données sur trois années différentes. Les principales données 

récoltées qui seront analysées dans cette étude sont les suivantes : 

✓ Irradiance solaire (G) ; 

✓ Température du module (Tm) ;  

✓ Puissance maximale (Pm) ;  

✓ Tension maximale (Um) ;  

✓ Courant maximal (Im) ; 

✓ Tension en circuit-ouvert (Voc) ; 

✓ Courant de court-circuit (Isc) ;  

✓ Facteur de forme (FF) ; 

✓ Tension (V0 … V30) ; 

✓ Courant (I0…I30) ; 

Les mesures sont prises avec un pas d’une minute pour toutes les journées. Pour la courbe I-V, 30 

points de tensions et de courant sont relevés à cette même fréquence [141].  

 

IV-2-2 Interface APMFW 

Les données enregistrées en conditions réelles pour ce module FL60-250MBP sont consignées 

dans des fichiers .csv contenant environ 200 000 lignes de données par période d’un mois. Pour 

visualiser et analyser l’évolution de performance de cette étude, une interface graphique nommée 

APMFW (Analyse de Performance du Module FranceWatt) a été élaborée spécifiquement sous 

Matlab pour le traitement et la présentation des données (programme en annexe 1). L’interface 

permet à l’utilisateur de visualiser l’évolution des différents paramètres d’analyse de performance 

et leurs évolutions horaire, journalière, mensuelle et annuelle. Sur la figure IV.1, la fenêtre de 

l’interface présente l’évolution horaire du rapport de performance pour la journée du 1er juin 2018. 

L’interface permet aussi à l’utilisateur de voir l’évolution des caractéristiques de la courbe I-V par 

minute pendant la journée, ainsi que toutes les valeurs numériques des paramètres importants (Isc, 

Voc, Im, Vm, Pm, Rp, Rs, G, Tm…). 
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Figure IV.1 : Évolution horaire du rapport de performance dans l’interface APMFW. 

 

 

IV-3 Analyse de performance 

Dans cette partie, on présente une étude de performance du module dans les conditions réelles 

selon la norme IEC 61724 uniquement pour l’été 2018 (quatre mois de données)  

IV-3-1 Données météorologiques 

Les paramètres météorologiques disponibles sont uniquement l'irradiance solaire et la 

température du module. On présente en exemple les évolutions horaire, journalière et mensuelle 

pour l'été 2018 de ces deux paramètres, comme illustré sur les figures IV.2 et IV.3 montrant des 

captures d’écran de l’interface APMFW.  

La durée de la journée en été est d’environ 15 h en moyenne, ce qui implique plusieurs heures 

supplémentaires d’ensoleillement, d’où une production élevée par rapport aux autres mois de 

l’année. 
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a) 

b) 

Figure IV.2 : Évolution horaire de l’irradiance pour deux jours différents  

a) Le 1er juin 2018, b) le 9 juillet 2018. 
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a) 

 

 
b) 
 

 Figure IV.3 : Evolution horaire de la température du module pour deux jours 

différents a) Le 1er juin 2018, b) le 9 juillet 2018 
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Figure IV.4 : Évolution journalière du rendement de référence et de la température du 

module. 
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L’évolution journalière des paramètres climatiques (température et rendement de référence) est 

présentée sur la figure IV.4 du mois de juin au mois septembre. L'irradiance moyenne pour la 

période d'étude de quatre mois est de 466 W/m2 entre le lever et le coucher du soleil. La 

température de fonctionnement du module moyenne est de 38,22°C avec des valeurs extrêmes 

instantanées entre 1,93°C et 75,48°C. La température journalière moyenne sur la période d’étude 

est de 38,57°C avec des valeurs extrêmes de 17,93°C en 20 juin 2018 et 58.43°C au 6 août 2018.  

 

L’évolution mensuelle du rendement de référence calculée avec l’équation (II.1) et de la 

température du module est montrée sur la figure IV.5. Le rendement de référence mensuel maximal 

de 5,46 h/jour a été enregistré en juillet 2018 avec une température de module de 42,23°C. Ensuite, 

l’irradiance commence à diminuer en août (4,89 h/jour) et en septembre (4,63 h/jour). On voit 

clairement que l’évolution de la température du module est proportionnelle à l’irradiance solaire.  

 

 

 
Figure IV.5 : Évolution mensuelle du rendement de référence et de la température du 

module pour la saison d’été 2018. 
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performance, du rapport de performance corrigé à la température et du rendement du module 

calculés à l’aide des équations (II.6), (II.9) et (I.1) est illustrée sur les figures IV.6 a à d : 

• Les valeurs du rendement final Yf en heure/jour ont pour valeurs extrêmes par mois : 

juin (1,89 ; 6,22), juillet (0,004 ; 5,86), août (0,39 ; 5,71) et septembre (1,00 ; 5,54). 

• Les valeurs extrêmes du rendement du module en % ont pour valeurs par mois : juin 

(12,40; 14,14), juillet (11,91 ; 13,35), août (11,92 ; 14,20) et septembre (12,64 ; 14,38). 

• Les valeurs extrêmes du rapport de performance dans les conditions réelles en % ont 

pour valeurs par mois : juin (83,00 ; 95,69), juillet (78,08 ; 89,37), août (78,8 ; 96,19) et 

septembre (84,16 ; 97,77). 

• Les valeurs extrêmes du rapport de performance corrigé relativement à la température 

en % ont pour valeurs par mois : juin (74,78; 97,00), juillet (68,98 ; 88,29), août (68,49 ; 

98,33) et septembre (74,64 ; 100,52). 

L’influence des conditions environnementales sur la production du module pour certains jours 

totalement nuageux est notable sur les valeurs du rendement de référence et du rendement final 

qui est inférieur à 1 h/jour. Le rendement du module varie entre 11,90% en juillet et 14,38% en 

septembre, clairement sous l’influence de la température. Le rapport de performance en conditions 

réelles varie de 78,08 % à 97,77 en raison également de l’augmentation de la température du 

module qui cause une diminution de ce dernier. Le rapport de performance corrigé relativement à 

la température, qui neutralise l’effet de la température sur l’évaluation de performance, varie de 

68,49% à 100,52%.  

Le rapport de performance corrigé à la température est inférieur au rapport de performance réel, si 

la température ambiante est supérieur à 25°C et l’inverse si la température est inférieur à 25°C. 
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 c) 

 d) 

Figure IV.6 : Évolution journalière du rapport de performance, du rapport de 

performance corrigé à la température et de du rendement du module. 

 

La variation de l’évolution mensuelle du rapport de performance, du rapport de performance 

corrigé relativement à la température et de la température du module est illustrée sur les figures 

IV.7. Le rapport de performance moyenne pour la saison est de 87,53% avec un minimum de 

83,93% en juillet et un maximum de 89,56% en septembre.  
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Figure IV.7 : Évolution mensuelle du rapport de performance, du rapport de performance 

corrigé à la température et de la température du module pour la saison d’été. 

 

L’évolution journalière du rapport de performance en fonction de la température du module est 

représentée sur la figure IV.8. La relation entre la température du module et le rapport de 

performance est une évolution linéaire. L’augmentation de la température du module provoque 

une diminution du rapport de performance du module.  

 

Figure IV.8 : Évolution journalière du rapport de performance en fonction de la 

température du module. 
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IV-4 Étude de la dégradation de performance 

La dégradation des modules PV se produit irrémédiablement et touche tous les composants comme 

décrit dans le chapitre I section I-6 sur les modes dégradation. Afin d’observer l’effet de ces 

dégradations, il est nécessaire d’analyser la performance des modules pendant plusieurs années 

afin de suivre la diminution des paramètres de performance. Dans ce qui suit, on va donc réaliser 

une étude de dégradation globale du module en première partie, et ensuite une étude de dégradation 

par paramètre. 

 

IV-4-1 Méthode 

Comme on dispose de données de production pour trois saisons d’été successives, une étude de 

la dégradation de la puissance de sortie du module sur les trois années de fonctionnement est 

réalisée ici. Généralement, les mois d’été permettent d’observer des valeurs plus stables sur les 

paramètres de performance par rapport aux autres saisons, qui sont plus influencées par les nuages 

et les heures de pluie.  

Pour notre module, les données ne sont pas disponibles pour de longues périodes continues 

(cinq mois et 10 jours en tout sur trois années), ce qui rend impossible une étude complète ordinaire 

des données.  

On a considéré les données sous les mêmes conditions climatiques d’une année à l’autre. Un 

échantillon de sept ou huit valeurs pour les paramètres de sortie a été extrait pour les relevés de 

chaque année pour une irradiance de 1000 W.m-2 ± 10 W.m-2 et une température de module de 

55°C ± 0,5°C.  

 

IV-4-2 Dégradation globale du module 

La méthode utilisée pour déterminer la dégradation globale du module consiste à observer la 

variation du rapport de performance corrigé à la température. La diminution de ce dernier au cours 

du temps correspond à la dégradation globale du module. 
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L’évolution du rapport de performance corrigé à la température pour les échantillons extraits pour 

chaque année est donnée sur le graphe de la figure IV.9. La variation peut être approximée par une 

relation linéaire. L’évolution montre une diminution de performance globale du module 

(dégradation) de 0,20%/an pour l’échantillon des jours choisis. En considérant ce comportement 

sur toute la durée de vie du panneau, cette dégradation est inférieure à la garantie de performance 

du fabricant de 80% de puissance au bout de 25 ans de fonctionnement. Ce résultat est comparable 

à ceux obtenus dans d’autres études [4], [42], [54], [139], [142]. 

 

 
Figure IV.9 : Évolution journalière du rapport de performance corrigé en température. 

Échantillon 

 

 

IV-4-3 Dégradation des paramètres 

Dans cette partie, on s’intéresse à la dégradation des paramètres de la cellule PV : courant, tension, 

résistance série et résistance parallèle. Sur la figure IV.10, on présente les courbes I-V du module 

dans les mêmes conditions climatiques (éclairement de 1000 W.m-2 et température de module de 

53°C) pour les relevés des différentes années, les courbes I-V mesurées étant confondues pour 

chaque échantillon (écarts inférieurs à 1,5%). On peut observer graphiquement de légères 

variations au niveau de la caractéristique courant-tension en fonction des années. 
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Figure IV.10 : Évolution de la caractéristique I-V du module PV. 

 

En choisissant les mêmes conditions climatiques (G :1000 W/m² et Tm = 53°C) et en choisissant 

la première année comme référence, on a déterminé la dégradation des paramètres du module. Les 

résistances série et parallèle sont déterminées avec la même méthode que dans le troisième chapitre 

(voir section III-4-4-1) pour les échantillons chaque année. Les résultats sont répertoriés dans le 

tableau IV.1. Le taux de dégradation de la puissance maximale de 0,226%/an est proche de celui 

du rapport de performance 0,202%/an trouvé précédemment. 

La dégradation du module PV est due à l’augmentation de la résistance série. Toutes les résistances 

série des cellules solaires et des interconnexions affectent ce paramètre. Une résistance série élevée 

peut être causée par l'ajout de résistances série dans le module ou par une inadéquation des 

caractéristiques des cellules individuelles [42]. 

La résistance de dérivation illustre un chemin de dérivation pour le flux de courant contournant la 

cellule solaire active. Si la résistance parallèle d'une cellule est faible, le chemin présente des 

courants de fuite plus élevés. Une modification de la résistance shunt d'une seule cellule solaire 

n'est pas détectée par la résistance shunt du module car toutes les autres cellules bloquent le courant 

supplémentaire provenant de la cellule. Ce n'est que dans le cas très improbable où toutes les 

cellules ont une faible résistance shunt que la résistance shunt du module PV sera également faible. 

Dans tous les autres cas, les shunts d'une seule cellule affectent le facteur de forme du module et 
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non la résistance shunt [42]. La tension du module et la tension en circuit ouvert restent quasiment 

inchangées mais le courant de court-circuit et le courant du module subissent des dégradations plus 

importantes. 

 

Tableau IV.1 : Dégradation des paramètres du module PV. 

Paramètres Variation [%/an] 

Résistance série 0,257 

Résistance parallèle -0,023 

Courant de court-circuit -0,292 

Tension en circuit-ouvert -0,084 

Courant maximal -0,229 

Tension maximale 0,002 

Puissance maximale -0,226 

 

En faisant un lien entre les valeurs obtenues et les courbes de l’étude paramétrique du chapitre III, 

on peut connaître les causes probables de dégradation. D’après les courbes des figures III.16 et 

III.19, le taux de dégradation globale ne serait pas impacté par les variations faibles des résistances 

série et parallèle. La variation faible de la tension en circuit-ouvert aurait également une influence 

limitée sur la réduction de la puissance maximale (figure III.11). Par contre, on peut déduire que 

la diminution de la puissance est essentiellement liée à la réduction du courant de court-circuit 

(pente d’environ 1 pour la courbe de la figure III.8) et que la dégradation ici est certainement due 

à une réduction de la transmission en raison de l’empoussièrement ou d’une perte de transparence 

dans le verre ou l’encapsulant comme expliqué dans la section III-4-4-6 [143]. 
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IV-5 Conclusion 

Dans ce chapitre une analyse de performance du module FL60-250MBP selon les paramètres 

de la norme IEC 61724 et une étude de dégradation des paramètres du module fondée sur les 

données expérimentales de la production dans les conditions réelles ont été faites. Le module PV 

utilisé, installé au GeePs à Gif-sur-Yvette, est de technologie silicium monocristallin et de 

puissance crête 244 Wc. Les données de production du module sont disponibles pour une période 

de cinq mois sur trois années différentes. 

✓ Une interface graphique qui permet l’analyse et la visualisation des données de production du 

module étudié a été réalisée. 

✓ L’influence des conditions environnementales sur la production du module pour certains jours 

totalement nuageux est notable sur les valeurs de rendement de référence et rendement final 

qui est inférieur à 1 h/jour. 

✓ Le rapport de performance moyen pour la saison est de 87,53% avec un minimum de 83,93% 

en juillet et un maximum de 89,56% en septembre. 

✓ L’évolution montre une diminution de performance globale du module (dégradation) de 

0,20%/an pour l’échantillon des jours choisis, une augmentation de la résistance série de 

0,257%, une diminution de la résistance parallèle de 0,023%, une dégradation du courant 

maximal de 0,229%, une augmentation de la tension maximale de 0,002%, et une diminution 

de la puissance maximale 0,226%. 
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V-1 Introduction 

Le nombre important d’installations PV domestiques opérationnelles en France de différentes 

tailles et technologies dans différentes conditions climatiques, demande une étude de performance 

afin d’observer et d’analyser la dégradation de ces installations ou de leurs éventuelles 

défaillances. Un défaut est compris comme une diminution d'un indicateur de performance, 

généralement brusque, pendant une période de temps spécifique, et due à un fonctionnement 

anormal. Selon cette définition, dans certains cas, la performance globale d'un système PV peut 

être relativement faible sans qu'il y ait de défauts. Par exemple, cela peut être le cas d'un vieux 

système PV dont la puissance nominale du générateur a diminué avec le temps en raison du 

vieillissement normal des modules PV [134].  

L’objectif de ce chapitre est de déterminer statistiquement le taux de la dégradation moyen d'un 

échantillon représentatif d’installations solaires photovoltaïques domestiques en toiture en France 

au fil des ans en fonction des divers environnements climatiques du pays en se basant sur la 

méthode P2P proposée par Leloux et al. [144] comme modèle d’analyse de performance appliqué 

sur les données du site BDPV [145]. Dans ce chapitre, on présente la méthode « peers to peers » 

(P2P), les installations étudiées, les différents climats de la France et l’étude statique de la 

distribution des taux de dégradation selon les régions étudiées. 

V-2 Méthode peers to peers (P2P) 

La méthode Performance to Peers (P2P, performance par rapport aux pairs) correspond à une 

procédure de détection des défauts appliquée aux parcs de systèmes PV distribués, fondée sur un 

nouvel indicateur de performance qui peut être construit sur la seule base de la comparaison des 

données de production d'énergie de plusieurs systèmes PV voisins [144]. L'indicateur de 

performance qui en résulte a été appelé Performance to Peers (P2P) parce qu'il est basé sur des 

comparaisons entre des systèmes PV voisins et similaires, c'est-à-dire des pairs. 

Cette procédure ne nécessite pas de matériel de surveillance spécifique ni l'entrée de données sur 

les conditions de fonctionnement, et elle ne requiert que les données de production d'énergie, qui 

peuvent être mesurées par l'onduleur ou par le compteur d'énergie. Le P2P est un indicateur de 

performance qui permet, autant que possible, de distinguer le fonctionnement normal du défaut. 

Avec cet objectif en tête, et pour chaque système PV à analyser, appelé système PV cible, la 
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procédure s'articule autour de trois grandes étapes successives. Tout d'abord, le modèle détermine 

quelles installations voisines constituent les meilleurs pairs, et il quantifie leur qualité relative en 

tant que pairs. Deuxièmement, le P2P est construit à partir de comparaisons entre la production 

d'énergie de l'installation centrale et de ses pairs. Troisièmement, l’indicateur P2P est appliqué à 

la détection des défauts.  

V-2-1 Recherche des meilleurs pairs 

Pour un système PV cible donné, le meilleur pair serait idéalement son jumeau exact, installé juste 

à côté, et dont les performances ne sont jamais sujettes à aucun problème. En pratique, les bons 

pairs sont des installations situées relativement près du foyer et dont les caractéristiques techniques 

les plus importantes sont similaires : angle d'inclinaison et d'azimut, technologie des modules PV, 

onduleurs, puissance crête... Les installations voisines dont les caractéristiques clés sont trop 

différentes du foyer constituent de mauvais pairs. Entre ces deux extrêmes, la qualité d'une 

installation voisine en tant que pair varie en fonction de la similarité de ses caractéristiques avec 

celles du foyer. 

Le défi est de quantifier la qualité de chaque pair potentiel et de déterminer lesquels utiliser dans 

l'analyse de la performance du foyer. Les paramètres qui peuvent influencer la qualité d'un pair 

sont nombreux, et leurs effets combinés est complexe. En outre, ces paramètres varient dans le 

temps, tout comme la qualité relative des pairs. Même s'il existait un modèle physique parfait 

capable d'expliquer l'effet de tous ces paramètres à chaque instant, ce modèle ne pourrait pas être 

utilisé dans des cas pratiques car toutes ces caractéristiques ne sont souvent connues qu'avec une 

précision limitée, voire inconnues. En conséquence, cette méthode a été développée de manière à 

permettre de comparer les données de production d'énergie d'installations voisines.  

V-2-1-1 Facteur d'utilisation de la capacité (CUF)  

Le CUF permet de normaliser la production d'énergie d'un système PV (EPV) en fonction de sa 

puissance crête (P0) et de l'intervalle de temps (T). Il permet ainsi de comparer la production 

d'énergie correspondant à des systèmes PV de différentes puissances crêtes, et pendant différents 

intervalles de temps. Les données relatives à la puissance crête sont généralement connues pour la 

plupart des installations PV, mais il n'est pas certain qu'elles soient connues avec une grande 

précision, ou elles peuvent même être inconnues dans certains cas. Néanmoins, cette donnée n'est 
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utilisée que pour un processus de normalisation, et le reste de la méthode a été développé de 

manière à ce que les résultats ne soient pas affectés par sa valeur. En pratique, si cette valeur est 

connue, il est pratique de l'utiliser car elle contribue à produire des résultats plus intuitifs. Si aucune 

donnée n'est disponible, la puissance crête peut être tirée d'une meilleure estimation ou fixée par 

défaut à 1 kWc. Le CUF est défini comme suit : 

*

PV

E
CUF

P T
=                                                                                      (V.1) 

Le CUF représente la fraction de l'énergie produite par le système PV par rapport à l'énergie qui 

aurait été produite si le système PV avait produit sa puissance de pointe pendant tout l'intervalle 

de temps. 

V-2-1-2 Taux d'utilisation de la capacité (CUR) 

La comparaison entre les CUF d'installations PV voisines constitue le point de départ de la 

détermination de leur degré de similitude. Pour une installation cible et chacune de ses voisines, 

le rapport entre les CUF des deux installations est calculé, ce qui produit un taux d'utilisation de la 

capacité (CUR) pour chaque couple cible-pair, exprimé comme suit : 

focus

peer

CUF
CUR

CUF
=                                                                              (V.2) 

Deux installations jumelles voisines sans aucun problème de performance ont le même CUF 

pendant tout intervalle de temps. La variation temporelle de leur CUF est la même, et le rapport 

entre leurs deux CUF, leur CUR est égal à 1 à tout moment. Par conséquent, la fluctuation typique 

du CUR entre une installation focale et une installation homologue donne une idée du degré de 

corrélation qui existe entre leurs rendements énergétiques. Une dispersion élevée indique une 

faible corrélation [146] [147] [148]. Une installation voisine constitue un bon pair si sa production 

d'énergie est fortement corrélée au foyer, et donc si la fluctuation de la CUR associée est faible. 

Le degré de fluctuation du CUR dépend de la résolution temporelle à laquelle il est calculé. Par 

conséquent, le choix de cette résolution temporelle a une forte influence sur l'évaluation de la 

qualité d'un pair. L'intervalle de temps idéal est tel que le CUR est suffisamment stable pour que 

la plupart de ses fluctuations soient utiles pour représenter la qualité d'un pair, mais en même temps 

fluctue suffisamment en fonction des conditions de fonctionnement clés pour qu'il fournisse 
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suffisamment d'informations pour l'évaluation du paramètre de qualité. La corrélation entre les 

sorties d'énergie de deux systèmes PV voisins a tendance à être plus faible pendant des intervalles 

de temps plus courts en raison de la dynamique de l'irradiation solaire [149]. À des intervalles de 

temps encore plus courts, de l'ordre de quelques minutes, la fluctuation de la CUR est bruyante et 

ne permet pas d'obtenir une idée claire des tendances générales de corrélation qui sont les plus 

pertinentes pour l'analyse des performances du système, mais elle fournit plutôt une image de la 

dynamique de la couverture nuageuse. Pendant des intervalles de temps plus longs, ces corrélations 

ont tendance à être plus élevées, et elles le restent sur des distances plus grandes entre les deux 

installations [150]. D'un autre côté, il n'est pas souhaitable de choisir de longs intervalles de temps, 

car il est alors plus difficile d'évaluer si la corrélation est valable pour la plupart des conditions de 

fonctionnement des systèmes PV. En outre, l'intervalle de temps doit être suffisamment court pour 

que chaque valeur temporelle puisse être associée grossièrement à une position solaire. Les 

développements ont montré que le pas de temps horaire est pratique car il permet de refléter le 

changement de position solaire et le changement global de la nébulosité, tout en filtrant les 

fluctuations à court terme qui sont de peu d'intérêt et qui brouilleraient les résultats importants. 

La période de temps pendant laquelle la fluctuation du CUR est évaluée est également un dilemme. 

Elle doit être suffisamment longue pour être statistiquement représentative d'un nombre 

raisonnable de conditions de fonctionnement, tout en étant suffisamment courte pour prendre en 

compte tout changement fondamental dans ces conditions de fonctionnement. De plus, il est 

souvent nécessaire que les données puissent être analysées le plus rapidement possible sans avoir 

besoin de longues périodes de données historiques. En pratique, une période de temps comprise 

entre une semaine et un mois conduit à un bon compromis. 

V-2-1-3 Déviation médiane absolue 

Le degré de corrélation entre la cible et le pair peut être quantifié par l'écart-type σ du CUR horaire 

du couple cible pair sur une période définie. Néanmoins, l'écart-type est affecté par les valeurs 

aberrantes, et sa valeur est souvent déterminée par les anomalies au lieu de la tendance centrale 

qui est intéressante pour l'évaluation des corrélations cible-pair. Par conséquent, il est préférable 

d'utiliser un estimateur robuste de la dispersion. Pour cette raison, la dispersion est calculée par la 

déviation médiane absolue (MAD) de CUR, qui s'exprime comme suit [151] : 
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MAD (CUR) = median (ǀCUR -  median (CURi)|)                                    (V.3) 

Il existe une relation directe entre le MAD et l'écart-type σ de la partie centrale d'une population 

statistique. Par conséquent, le MAD peut être utilisé comme un estimateur cohérent de l'écart-type 

σ, et leur relation mutuelle est de la forme : 

σ = k·MAD                                                                  (V.4) 

où k est un facteur d'échelle constant, qui dépend de la distribution [152]. 

Pour une distribution gaussienne (ou normale), la valeur de k est : 

σ =1,4826·MAD                                                           (V.5) 

Par conséquent, le MAD peut être utilisé comme un estimateur robuste de l'écart-type, et il est 

indifférent d'utiliser le MAD ou la valeur de σ qui en est dérivée.  

La MAD(CUR) entre un foyer et une installation voisine a tendance à être plus faible si la 

corrélation entre les rendements énergétiques de ces deux installations est plus élevée, et donc si 

le voisin est un meilleur pair. 

Pour une installation cible donnée, un poids w peut être attribué à chaque pair en fonction de la 

MAD du focus-pair CUR. La relation entre MAD(CUR) et w a la forme générale : 

1

[ ( )]
w

MAD CUR 

=                                                                              (V.6) 

La détermination du meilleur exposant α fait suite à plusieurs considérations. 

Si l'on effectue n observations indépendantes dont l'écart-type associé est σi, et si la répartition des 

erreurs est gaussienne, alors l'écart-type résultant σTOT associé à la combination de ces observations 

est donné par : 

i

TOT n


 =                                                                                 (V.7) 

La détermination du meilleur exposant α obéit à plusieurs considérations. Ainsi, par exemple, une 

installation de pairs dont (CUR) est de 1% est aussi bonne en termes de contribution à l'indicateur 

global que quatre pairs dont σ(CUR) est de 2%. Plus généralement, un pair dont (CUR) = x est 
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aussi bon que n2 pairs dont σ(CUR) = nx. Par conséquent, la qualité g d'une installation de pairs 

est proportionnelle à l'inverse du carré de son écart-type associé : 

2

1
g k


=                                                                  (V.8) 

Comme σ(CUR) est proportionnel à MAD(CUR), la même forme de relation est également valable 

pour le MAD, et g peut être défini comme : 

2

1
g

MAD
=                                                               (V.9) 

Le P2P est construit par interpolation de la production d'énergie de ses pairs, et ces pairs sont situés 

autour du foyer sur une surface bidimensionnelle. La méthode d'interpolation dérivée de 

l'estimation de g par MAD(CUR) est analogue à la méthode d'interpolation par pondération de la 

distance inverse [153], où le facteur de pondération est obtenu à partir du paramètre de qualité au 

lieu de la distance. L'interpolation par distance inverse a la forme générale suivante : 

1
( )

( , )
p

di

i

w x
d x x

=                                                                        (V.10) 

Mathématiquement, l'exposant p doit être ≥ 2 pour que la méthode converge. Par conséquent, le 

nombre 2 a été choisi comme exposant : 

w = g2                                                                             (V.11) 

Ce choix d'exposant conduit finalement à : 

4

1

( )
w

MAD
=                                                                         (V.12) 

Les analyses appliquées aux installations indiquent que cet exposant de 4 donne de bons résultats, 

bien que la sensibilité autour de cette valeur soit modérée, et que d'autres valeurs proches de 4 

pourraient également être envisagées. 

Ces facteurs de pondération sont normalisés pour chaque pair, de sorte que la somme des facteurs 

de pondération de tous les pairs d'une installation focale soit égale à l'unité : 

i

i

i

w

w
 =


                                                                                     (V.13) 
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où λi est le facteur de pondération relatif pour le pair i. 

En pratique, la construction du P2P est limitée aux 50 meilleurs pairs pour chaque cible, afin de 

limiter les temps de calcul, et aussi parce que la qualité du P2P ne s'améliore plus significativement 

au-delà de quelques dizaines de pairs.  

La figure V.1 représente les distances entre une installation de foyer et tous ses pairs situés à moins 

de 15 km. L'aire de chaque cercle est proportionnelle au poids de chaque pair pour le mois de mars 

2015. 

 

Figure V.1 : Distance cible-pairs sur une carte (latitude, longitude) avec une taille de points 

proportionnelle aux poids. 

 

Les ellipses successives englobent les pairs dans un rayon de 1, 2, 3, 4, 5, 10 et 15 km. Les 

meilleurs pairs ont tendance à être proches du foyer, mais la distance n'est pas le seul paramètre 

clé. En particulier, la similarité des orientations joue aussi un rôle majeur. 

Le tableau V.1 présente des informations plus détaillées et quantifiées pour les 10 meilleurs pairs 

de cette même installation photovoltaïque, en commençant par le meilleur pair. 
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Tableau V.1 : Distance, MAD et facteurs de pondération entre une installation PV cible  

et ses 10 meilleurs pairs. 

 

Le meilleur pair est situé à environ 2 km du foyer. D'autres installations PV voisines sont plus 

proches du foyer, mais leur facteur de pondération est plus faible car la corrélation de leur profil 

de production énergétique avec le foyer est plus faible. Ces 10 meilleurs pairs sont tous situés dans 

un rayon de 5 km du foyer ou légèrement plus. Le meilleur pair s'est vu attribuer un facteur de 

pondération qui représente près de 9% du poids total, et les 10 meilleurs pairs contribuent à près 

de 28% du poids total. 

V-2-2 Construction du P2P 

Le P2P est construit par comparaison entre le CUF de l'installation cible (CUFfocus) et un CUF de 

référence (CUFref), calculé comme une médiane pondérée des CUF de tous ses pairs, en utilisant 

le facteur de pondération suivant : 

50

( , )
ref

CUF percentile CUF =                                                             (V.14) 

La médiane pondérée d'une partition la divise en deux moitiés de telle sorte que la somme des 

poids dans chaque partition soit aussi égale que possible [154] ;[155]. D'autres percentiles que le 

percentile 50 (la médiane) sont possibles, mais la médiane conduit généralement à un P2P plus 

stable qu'avec la plupart des autres percentiles. 

Le P2P est calculé comme le rapport entre le CUF du foyer et le CUF de référence : 

 2
focus

ref

CUF
P P

CUF
=                                                                    (V.15) 
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Un P2P égal à 1 (ou 100%) signifie qu'en moyenne, le système PV analysé a une performance 

aussi bonne que la performance médiane des installations voisines. Cette définition permet au P2P 

d'une installation PV d'atteindre des valeurs supérieures à 100%, par exemple 110%, en particulier 

si, pour une raison quelconque, l'installation cible a une performance supérieure à celle de la 

plupart de ses pairs. Inversement, dans certains cas, la valeur globale du P2P d'une installation qui 

fonctionne sans défaut particulier peut être légèrement inférieure à 100%, c'est-à-dire 90%. En 

outre, la puissance crête n'étant pas toujours connue avec précision, le P2P de certaines 

installations peut être très différent de 100%. La valeur absolue du P2P n'est pas pertinente car les 

procédures de détection des défauts sont basées sur les variations de ce P2P. Néanmoins, il est 

souvent plus intuitif de fixer la valeur typique du P2P d'une installation PV autour de 100%. Par 

conséquent, ce P2P est généralement normalisé de sorte que sa valeur médiane soit de 100 %. 

En particulier, des métadonnées clés sur les systèmes photovoltaïques ont été fournies par les 

installateurs, telles que leur emplacement, leur puissance maximale, leur orientation, leur 

inclinaison, etc. Ces métadonnées ont été utilisées pour chaque système PV afin d'obtenir des 

données horaires d'irradiation solaire dans le plan des générateurs PV à partir de la base de données 

satellitaire HelioClim [156] et acquises via le service web SoDA [157]. Ces données ont été 

utilisées pour associer un PR au P2P et rendre possible la comparaison des deux indicateurs de 

performance.  

La figure V.2 montre le P2P quotidien associé au rapport de performance PR d’une installation 

PV quelconque, et illustre la différence entre les deux indicateurs de performance en termes de 

stabilité.  

 
Figure V.2 : PR quotidien et P2P pour l'installation. 
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On peut voir que le P2P est plus stable que le PR. On distingue clairement trois périodes de 

défaillance en juillet, octobre et en novembre pour cette installation PV. 

V-3 Installations étudiées  

V-3-1 Données du site web BDPV 

V-3-1-1 Présentation de BDPV 

L’association BDPV a été créée pour promouvoir l’énergie photovoltaïque. Elle mène des actions 

pour favoriser le partage et la diffusion d’informations sur le photovoltaïque, à destination du 

public et des particuliers désirant devenir ou étant déjà producteurs de l’électricité verte. 

BDPV possède un site web gratuit [145] qui permet aux propriétaires d’installations 

photovoltaïques de suivre leur production au fil des ans et de la comparer à des installations 

proches. Les figures V.3a et figure V.3b représentent la répartition des installations dans les 

différentes régions françaises.  

Figure V.3a : Répartition des installations de BDPV pour les différentes régions françaises  

en 2018. 

 

16%

14%

13%

12%
9%

7%

6%

5%

4%

3%

0,002 3% 3%

5%

Auvergne-Rhône-Alpes

Occitanie

Nouvelle-Aquitaine

Pays-de-la-Loire

Provence-Alpes-Côte Azur

Grand-Est

Bretagne

Haut-de-France

Bourgogne-Franche-Comte

Ile-de-France

Corse

DOM-TOM

Normandie

Centre-Val-De-Loire

Haut-de-France



  
Chapitre V :          Étude de performance d’un ensemble d’installations PV domestiques en France 

 
103 Mohamed El Hacen JED 

 

Figure V.3b : Répartition des installations dans la base de BDPV en France et dans les pays 

voisins en 2018. 

 

La majorité des installations photovoltaïques dans BDPV (en 2018) se situent en France, avec 

12584 installations soit environ de 87%, suivi par la Belgique avec 1658 installations. Le reste des 

installations est répartie dans les pays suivants : Royaume-Uni (108), Suisse (32), Tunisie (9), Pays 

bas (6), Maroc (4), USA (3), Allemagne (3), Turquie (1), Luxembourg (1), Portugal (1), Algérie 

(2) et Burkina-Faso (2). 

V-3-1-2 Présentation des données d’une installation (jmb92) 

L’exemple d’une installation PV domestique (jmb92) est pris ici afin de montrer la présentation 

des données du site BDPV. Dès que l’utilisateur sélectionne une installation, la fiche d’accueil de 

l’installation apparait (figure V.4) avec une photo de celle-ci, accompagnée du nom de 

l’installation, de la puissance crête et de la superficie. 
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Figure V.4 : Fiche d’accueil de l’installation jmb92. 

 

En-dessous de la photo de l’installation, dans la rubrique accueil de la fiche, on peut trouver les 

onglets suivants : 

 

➢ Caractéristiques (voir figure V.4) : qui contient les principales caractéristiques de 

l’installation tels que la localisation (pays, département, ville, commune et cordonnées sur 

Google Maps (voir figure V.5), la dernière mise à jour de la production, la production 

cumulée depuis le démarrage, l’indice de performance, la date du raccordement, le type de 

vente, la production attendue, la perte par rapport à l’optimum, la nature de l’installation, 

le type de module, l’onduleur utilisé, l’orientation et l’inclinaison des panneaux.  
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Figure V.5 : Localisation sur Google de l’installation jmb92. 

 

➢ Production (voir figure V.6) : cet onglet contient les données de production journalière, 

mensuelle et annuelle de l’installation depuis la mise en service ainsi que les productions 

maximum journalière, mensuelle et annuelle et le rendement du système ou rendement 

final (en kW/kWc). 

 

 

Figure V.6 : Onglet de production de l’installation jmb92. 

 

➢ Installations proches : présente sous forme de tableau la distance, les noms, la puissance 

crête et les dernières mises à jour des données des installations voisines sur un périmètre 

de 1 km à 15 km. 
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➢ Événements : contient les dates de raccordement au réseau, mise à jour de la fiche, création 

du compte BDPV et dernière mise à jour de la production. 

➢ Commentaires : contient éventuellement les commentaires rédigés par le propriétaire de 

l’installation. 

 

Dans l’onglet caractéristiques, l’indice de performance nous permet de visualiser la performance 

relative de l’installation par rapport aux installations voisines en se basant sur la méthode P2P 

présentée précédemment. Le tableau V.1 et la figure V.7 présentent l’évolution relative de l’indice 

de performance P2P entre 2010 et 2018 pour l’installation jmb92. 

 

Tableau V.1 : Indice P2P de l’installation jmb92. 

 

 

La dégradation des installations est déterminée à partir de la pente de la droite représentant 

l’évolution de la performance au fil des ans. Pour l’installation jmb92 entre 2010 et 2018, le taux 

de dégradation est de 1,3% sur une période de 8 ans, ce qui équivaut à un taux de dégradation de 

0,16%/an. 

P2P Par rapport à l’état initial 
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Figure V.7 : Exemple d’évolution du rapport performance (installation jmb29 en Île-de-France). 

 

V-3-2 Installations étudiées 

Dans cette étude, on a traité les données de plus de 2613 installations PV domestiques sur toiture 

de différentes puissances, technologies et environnements en France. Les critères de sélection des 

installations ont été : 

✓ la technologie : module en silicium mono et polycristallin. 

✓ la taille : généralement supérieure ou égale à 2 kWc. 

✓ l’environnement : on a choisi des installations réparties sur tout le territoire français et 

soumis à différentes conditions climatiques. La répartition des installations selon les 

régions est comme suit : 

 

➢ Bretagne (361) 

➢ Provence Alpes Côte d'Azur (506) 

➢ Auvergne Rhône Alpes (904) 

➢ Haut de France (294) 

➢ Île-de-France (135) 

➢ Grand Est (413) 
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V-3-3 Climats de la France 

À l'échelle mondiale, la France métropolitaine bénéficie d'un climat dit tempéré. Elle connaît une 

pluviométrie répartie tout au long de l'année et des températures relativement douces. Ces 

caractéristiques sont dues à la latitude moyenne et à la dominance des vents venus de l'Atlantique 

[140]. 

Toutefois, les régions connaissent des climats variant selon leur latitude, leur altitude et la 

proximité ou non de la mer, renforcée par leur position par rapport aux trois importants massifs 

montagneux (Pyrénées, Massif central, Alpes). 

En première approche, on distingue cinq grands types de climats en métropole (Figure V.8) : 

1. Océanique, 

2. Océanique altéré, 

3. Semi-continental, 

4. Montagne, 

5. Méditerranéen. 

Figure V.8 : Carte climatique de la France (les zones ombrées correspondent à des aires de 

transition). 
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V-3-3-1 Le climat océanique (exemple Brest) 

Le climat océanique est caractérisé par des températures douces et une pluviométrie relativement 

abondante (en liaison avec les perturbations venant de l'Atlantique), répartie tout au long de l'année 

avec un léger maximum d'octobre à février. Le climat océanique est typiquement celui des côtes 

de la Bretagne et de la basse Normandie. Plus au nord, jusqu'à la frontière belge, les hivers sont 

plus froids. Plus au sud, la basse vallée de la Loire, la Vendée et les Charentes connaissent une 

pluviométrie plus faible. En Aquitaine, la proximité des Pyrénées renforce la pluviométrie en hiver 

et au printemps. 

V-3-3-2 Le climat océanique altéré (exemple Paris) 

Le climat océanique altéré est une zone de transition entre le climat océanique et les climats de 

montagne et le climat semi-continental. Les écarts de température entre hiver et été augmentent 

avec l'éloignement de la mer. La pluviométrie est plus faible qu'en bord de mer, sauf aux abords 

des reliefs. Le climat océanique altéré concerne les contreforts ouest et nord du Massif central, le 

Bassin parisien, la Champagne, l'est de la Picardie et le Nord-Pas-de-Calais. 

V-3-3-3 Le climat semi-continental 

Sous le climat semi-continental, les étés sont chauds et les hivers rudes, avec un grand nombre de 

jours de neige ou de gel. La pluviométrie annuelle est relativement élevée, sauf en Alsace, région 

bénéficiant de l'effet protecteur des Vosges (effet de fœhn). Les pluies sont plus importantes en 

été, souvent à caractère orageux. 

Le climat semi-continental est typiquement celui du quart nord-est de la France (Alsace, Lorraine, 

Ardennes, Argonne, Franche-Comté et une partie de la Bourgogne) et de certaines plaines 

encaissées du Massif central et des Alpes, à l'abri des vents d'ouest. 

V-3-3-4 Le climat de montagne 

En climat de montagne, la température décroît rapidement en fonction de l'altitude. On observe 

une nébulosité minimale en hiver et maximale en été. Les vents et les précipitations varient 

notablement selon le lieu. 
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V-3-3-5 Le climat méditerranéen 

Le climat méditerranéen est caractérisé par des hivers doux et des étés chauds, un ensoleillement 

important et des vents violents fréquents. On observe peu de jours de pluie, irrégulièrement répartis 

sur l'année. 

À des hivers et étés secs succèdent des printemps et automnes très arrosés, souvent sous forme 

d'orages (40 % du total annuel en trois mois). Ces précipitations peuvent apporter en quelques 

heures quatre fois plus d'eau que la moyenne mensuelle en un lieu donné, notamment à proximité 

du relief (épisode cévenol). Les régions concernées par le climat méditerranéen sont situées dans 

le Sud-Est entre mer et montagnes. 

V-3-4 Association 

Dans la présente étude, on associe une région à chaque zone climatique comme montré dans le 

tableau V.2, qui rappelle la taille de l’échantillon considéré pour chacune des zones climatiques 

de la France. 

Tableau V.2 : Les installations étudiées en fonction des régions et zones climatiques. 

Zone climatique Région Nombre d’installations 

Océanique altéré Haut de France 135 

Montagne 

+ 

Méditerranéen 

Provence Alpes Côte d'Azur 506 

Montagne Auvergne Rhône Alpes 904 

Océanique Bretagne 361 

Océanique plus ou moins altéré Île-de-France 294 

Influence continentale sensible Grand Est 413 

 

V-4 Résultats et discussion  

On présente ici une étude statistique des taux de dégradation des installations solaires 

photovoltaïques domestiques dans les six (6) régions ayant les différents climats de France pour 

voir l’influence de l’environnement sur la performance des installations photovoltaïques, en se 

basant sur l’indice de performance P2P annuel de ces installations (figure V.7) qui est indépendant 
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de l’irradiance solaire. Il est alors possible de déterminer la dégradation à partir de la pente de 

l’évolution annuelle du rapport de performance. 

V-4-1 Défaillances des installations PV domestiques 

On va parler dans cette section des quatre catégories de défauts parmi les plus fréquemment 

observés sur les systèmes PV et dont le diagnostic est relativement simple : les défauts à énergie 

nulle, les groupes de défauts, l'ombrage et la dégradation excessive [5], [144]. 

V-4-1-1 Défauts d'énergie nulle (Zero-energy) 

Plusieurs situations courantes peuvent faire chuter le rendement d'un système PV à zéro jusqu'à ce 

que le problème soit identifié et résolu, ce qui représente généralement une période de plusieurs 

heures à plusieurs jours. Parmi les causes les plus fréquentes de ces défauts d'énergie zéro figurent 

une panne de réseau, une déconnexion ou un problème critique au niveau de l'onduleur, des défauts 

à la terre ou des défauts électriques au niveau de l'ensemble du système PV. Dans de telles 

circonstances, la production d'énergie tombe brusquement à zéro.  

V-4-1-2 Défauts affectant les onduleurs et les chaînes de modules PV 

Le cas des défauts d'énergie zéro sur le système PV est le plus radical et aussi le plus simple à 

identifier, mais très souvent, le défaut zéro ne se produit pas sur l'ensemble du système PV mais 

sur une partie de celui-ci. Lorsque cela se réalise, la performance du système PV ne tombe pas à 

zéro, mais qui peut diminuer et prendre n'importe quelle valeur intermédiaire entre 100% et zéro.  

Les causes principales peuvent être un contact défectueux d'un connecteur dans l'une des chaînes 

ou un défaut au niveau d’un onduleur. 

V-4-1-3 Ombrage 

L’ombrage est causé par les arbres, bâtiments ou autres choses situés près des modules PV. L'effet 

de ces ombres sur la puissance générée est caractérisé par les pertes de capture mesurées, qui 

augmentent notablement [5].  

V-4-1-4 Dégradation 

La dégradation qui affecte les modules PV fonctionnant sous différents climats tempérés, comme 

dans la plupart des latitudes moyennes en Europe, représente généralement une perte de puissance 
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d'environ 0,5%/an [134] . Ce type de dégradation n'est pas considéré comme un défaut et il fait 

partie du processus naturel de vieillissement des composants PV. Au cours de leur première année 

de fonctionnement, les systèmes PV peuvent être affectés par un phénomène de stabilisation de la 

puissance, ou leur puissance nominale peut être jusqu'à 5 % inférieure à celle prévue en raison de 

modules PV à tolérance de puissance négative [158]. Après la première année, une dégradation de 

la puissance mesurée allant jusqu'à 1% peut être considérée comme normale ou comme le résultat 

d'incertitudes sur les mesures.  

V-4-2 Répartition de taux de dégradation pour chaque région 

La répartition du taux de dégradation moyen annuel est décrite comme précédemment, un P2P 

égal à 1 (ou 100%) signifie qu'en moyenne, le système PV analysé a une performance aussi bonne 

que la performance médiane des installations voisines. Cette définition permet au P2P d'une 

installation PV d'atteindre des valeurs supérieures à 100%, c'est-à-dire 110%, en particulier si, 

pour une raison quelconque, l'installation cible a une performance supérieure à celle de la plupart 

de ses pairs. Inversement, dans certains cas, la valeur globale du P2P d'une installation qui 

fonctionne sans défaut particulier peut être légèrement inférieure à 100%, c'est-à-dire 90%.  

On a essayé de trier les installations PV selon les valeurs de taux de dégradations pour chaque 

région comme illustré sur la figure V.9. Les installations avec des gains ou des indices de 

performance supérieurs à 100% n’ont pas été prise en considération.  
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Figure V.9a : Répartition en pourcentage des taux de dégradation des installations solaires 

photovoltaïques domestiques pour la région Bretagne. 

 
Figure V.9b : Répartition en pourcentage des taux de dégradation des installations solaires 

photovoltaïques domestiques pour la région Grand Est. 
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Figure V.9c : Répartition en pourcentage des taux de dégradation des installations solaires 

photovoltaïques domestiques pour la région Provence Alpes-côte- d'Azur. 

 
Figure V.9d : Répartition en pourcentage des taux de dégradation des installations solaires 

photovoltaïques domestiques pour la région Auvergne-Rhône-Alpes. 
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Figure V.9e : Répartition en pourcentage des taux de dégradation des installations solaires 

photovoltaïques domestiques pour la région Haut-de-France. 

 
Figure V.9f : Répartition en pourcentage des taux de dégradation des installations solaires 

photovoltaïques domestiques pour la région Île-de-France.  
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Dans notre étude on a retenu seulement 1186 (environ 54%) installations PV domestiques qui 

présentent des dégradations par rapport aux voisines. 

La répartition de taux de dégradation des installations est illustrée sur la figure V.9, d’où l’on peut 

voir que la majorité des installations à des taux de dégradation dans l’intervalle [0 %, 0,5%]. Cet 

intervalle de dégradation est conforme aux garanties des constructeurs des modules 

photovoltaïques, qui est généralement une baisse de performance de 20% après 25 ans de 

fonctionnement. 

➢ 58 % Bretagne,  

➢ 44 % Provence Alpes Côte d'Azur, 

➢ 48 % Auvergne Rhône Alpes, 

➢ 59% Haut de France,  

➢ 51% Grand Est, 

➢ 42 % Île-de-France, 

Pourcentage des installations avec des taux de dégradations entre [0,5%, 1%] : 

➢ 24% Bretagne,  

➢ 24 % Provence Alpes Côte d'Azur, 

➢ 29 % Auvergne Rhône Alpes, 

➢ 25% Haut de France,  

➢ 22% Grand Est et 

➢ 24 % Île-de-France, 

Pourcentage des installations dans l’intervalle de taux de dégradation de [1%, 1,5%] : 

➢ 7 % Bretagne,  

➢ 10% Provence Alpes Côte d'Azur, 

➢ 11 % Auvergne Rhône Alpes, 

➢ 11% Haut de France,  

➢ 9% Grand Est et 

➢ 15 % Île-de-France, 

Pourcentage des installations dans l’intervalle de taux de dégradation de [1,5%, 2%] : 
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➢ 3 % Bretagne,  

➢ 5 % Provence Alpes Côte d'Azur,    

➢ 7 % Auvergne Rhône Alpes, 

➢ 4% Haut de France,  

➢ 4% Grand Est et 

➢ 3 % Île-de-France, 

Pourcentage des installations avec des taux de dégradation supérieurs à 2% : 

➢ 8 % Bretagne,  

➢ 10 % Provence Alpes Côte d'Azur, 

➢ 9 % Auvergne Rhône Alpes, 

➢ 12% Haut de France,  

➢ 6% Grand Est et 

➢ 16 % Île-de-France, 

 

On peut voir que la majorité des installations on des taux de dégradation entre 0 % et 1,5 %. Pour 

certaines installations on a trouvé des valeurs de taux de dégradation élevées (entre 4% et 20%), 

ce qui peut être justifié par des défaillances au niveau des modules, des fissures, des cassures des 

verres ce qui multiplie les dégradations des modules par l’influence de l’environnement comme il 

n’y a plus de protections contre les effets climatiques (pluie, neige, grêle, température, humidité...).  

 

V-4-3 Comparaison de taux de dégradation dans les six régions 

On présente une comparaison des taux de dégradation annuels moyens pour les six régions afin de 

voir l’influence de différents environnements sur le vieillissement et la dégradation des 

installations. La fréquence du nombre d’installation en fonction de l’intervalle des taux de 

dégradation annuels moyens pour chaque région est montrée sur la figure V.10. 

On peut voir que le nombre d’installations décroît avec l’augmentation des valeurs du taux de 

dégradation.  

En moyenne pour toutes les régions : 
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➢ 50,34% des installations ont un taux de dégradation annuel moyen entre 0 et 0,5 %,  

➢ 24,58% des installations ont un taux de dégradation annuel moyen entre 0,5 et 1 %,  

➢ 10,55% des installations ont un taux de dégradation annuel moyen entre 1 et 1,5 %,  

85,47% des installations ont un taux de dégradation annuel moyen entre 0 et 1,5 %. 

 

 

Figure V.10 : Répartition de taux de dégradation des installations dans les six régions. 

 

La figure V.11 présente le taux de dégradation en fonction de la zone climatique. La valeur 

maximum a été enregistré en Île-de-France avec un taux de dégradation annuel moyen de 1,66% 

et une valeur minimum de 0,75% pour la région Grand-Est. Pour toutes les régions la valeur 

moyenne du taux de dégradation est de 1,03%. 
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Figure V.11 : Taux de dégradation en fonction des zones climatiques de la France. 

 

Les valeurs du taux de dégradation annuel moyen présenté précédemment (Figure V.11) incluant 

tous les types de dégradations, y compris le vieillissement naturel et les défaillances au niveau des 

installations PV domestiques sont à filtrer, afin de séparer le vieillissement naturel et les 

défaillances, on a cherché dans la littérature à voir les intervalles de vieillissement naturel. 

Jordan et Kurtz ont établi une étude historique des taux de dégradation à l'aide d'essais sur le terrain 

rapportés dans la littérature au cours des 40 dernières années. Près de 2000 taux de dégradation, 

mesurés sur des modules individuels ou des systèmes entiers, ont été rassemblés dans la littérature 

et montrent un taux de dégradation moyen de 0-8%/an et une valeur médiane de 0-5%/an. La 

majorité, 78% de toutes les données, on rapporté un taux de dégradation <1%/an[[3]. Azizi et al. 

ont établi des lois de vieillissement pour les dégradations électriques et optiques du module 

photovoltaïque pour l'évolution à long terme. Les résultats montrent l'abaissement du point de 

puissance maximale avec un taux de 1%/an [143]. Atmaram et al. ont  porté leur recherche sur les 

systèmes Si monocristallin déployés en Floride et ont trouvé des taux de dégradation bien 

inférieurs à 1%/an [159]. Le NREL a commencé à rapporter des taux de dégradation nettement 

supérieurs à 1% par an pour les modules à simple jonction et tandem, bien que la durée des tests 

continus ait rarement dépassé un an, ce qui implique qu'une partie de cette dégradation est due à 

la lumière [160]. Ikisawa et al. de l'Organisation japonaise d'assurance qualité a examiné des 

modules de technologie couche mince  a-Si sur trois sites différents dans deux zones climatiques 
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différentes et constaté une dégradation nettement inférieure à 1% par an [161]. En France on a 

obtenu un taux de dégradation annuel moyen de 0,209% pour une centrale PV de 4,5 MW [162]. 

Selon la littérature, le vieillissement naturel des modules se traduit par environ 1%/an de puissance 

en moins, les constructeurs de panneaux PV donnant en général une garantie de performance 

d’environ 80% de la puissance initiale après 20 ans de fonctionnement. Donc parmi les 

installations étudiées, on a classé celles avec un taux de dégradation inférieur à 1,5%/an comme 

des installations vieillis naturellement et celles dont les taux de dégradation sont supérieurs à 1,5% 

comme installations avec défaillances (taux de dégradation global). 

La variation du taux de dégradation global annuel moyen et taux de vieillissement naturel par 

région est illustrée sur la figure V.12 pour les six régions. 

 

On définit le taux de dégradation comme un paramètre qui prend en considération tous les pannes 

et défaillances des installations PV, contrairement au taux de vieillissement naturel qui prend en 

compte uniquement la dégradation des propriétés des composants des modules, en négligeant les 

installations avec une dégradation supérieure à 1,5%/an. 

  

Figure V.12 : Taux de dégradation annuel moyen des six régions.  

 

Le tableau V.2 illustre la variation des taux de dégradation en fonction des paramètres climatiques. 

On peut voir clairement que le taux de vieillissement naturel est plus stable que le taux de 

dégradation global avec une moyenne de 0,48%/an, et des valeurs extrêmes de 0,42% et 0,54% 

enregistrée successivement pour les régions de Bretagne (climat océanique) et Île-de-France 

(océanique plus ou moins altéré). 
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On a essayé de trouver des corrélations entre le taux de vieillissement et les paramètres climatiques 

tels que la température et la pluviométrie. Pour la température, le coefficient de corrélations est de 

r= 0,36. Cependant, pour les précipitations r=0,70 et pour le nombre des jours avec pluie, r=0,71. 

Donc on peut conclure que la quantité et la fréquence des précipitations auraient une influence non 

négligeable sur le vieillissement des composants des installations PV. 

 

 Tableau V.2 : Dégradation en fonction des paramètres climatique. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Région 

Taux de 

dégradation 

global/an 

Taux de 

vieillissement 

naturel/an  

Climat 

Type de climat Tmoy [°C] Précipitation 
Pluie 

jour 

Haut de 

France  
-0,83 -0,45 

Océanique 

altéré 
10,8 721,98 123,6 

Provence 

Alpes Côte 

d'Azur 

-0,93 -0,53 

Montagne 

+ 

Méditerranéen 

14,12 696,01 65,8 

Auvergne 

Rhône Alpes 
-1,08 -0,51 Montagne 11,05 833,4 102,18 

Bretagne -0,75 -0,42 Océanique 11,87 919,88 135,05 

Île-de-France -1,66 -0,54 

Océanique 

plus ou moins 

altéré 

11,55 648,325 113,95 

Grand Est -0,91 -0,48 

Influence 

continentale 

sensible 

10,56 768,93 122,54 
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V-4 Conclusion 

Une étude statistique de plus de 2613 installations PV domestiques en toiture dans les différentes 

régions de France a été établie. Les installations utilisent des modules de technologie silicium 

monocristallin et silicium polycristallin avec des puissances crêtes généralement supérieur à 2 kWc 

pour l’installation. L’étude se base sur les données du site BDPV et l’indicateur de performance 

P2P. À partir de l’analyse de cet indicateur, il a été déduit que : 

➢ La majorité des installations (environ 85,47%) on un taux de dégradation global inférieur 

à 1,5%/an. 

➢ La valeur la plus élevée du taux de dégradation global se situe dans la région Île-de-France 

(1,66%/an) et la plus faible dans la région Bretagne (0,75%), avec une moyenne de 1,03%. 

➢  La valeur la plus élevée du taux de vieillissement naturel se situe dans la région Île-de-

France (0,54%/an) et la plus faible dans la région Bretagne (0,42%), avec une moyenne de 

0,48%. 

➢ Les coefficients de corrélation entre le taux de vieillissement et les paramètres climatiques 

sont : pour la température r= 0,36, mais pour les précipitations r=0,70 et pour le nombre 

des jours avec pluie r=0,71. 
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VI-1 Introduction 

La France regroupe déjà plusieurs centrales de grande taille, les quatre plus importantes opérées 

par EDF étant celles de Toul (115 MWc) en Meurthe-et-Moselle dans l'est de la France, Gabardan 

(67 MWc) dans les Landes dans le sud-ouest, Crucey (60 MWc) en Eure-et-Loir dans le centre et 

Massangis (56 MWc) dans l'Yonne dans le centre [163]. On s’intéresse dans ce chapitre la centrale 

solaire PV de Sourdun d’une puissance crête de 4,5 MWc qui se situe dans le département de la 

Seine-et-Marne en Île-de-France. 

Ce chapitre se compose de trois parties. Premièrement, on décrit la centrale solaire PV de Sourdun 

avec ses différents composants et son instrumentation pour l’acquisition des données. 

Deuxièmement, une analyse des performances réelles de la centrale selon la norme IEC 61724 est 

effectuée. Troisièmement, une évaluation de la dégradation de la performance de la centrale est 

déterminée. 

VI-2 Présentation de la centrale solaire, acquisition et analyse des données   

VI-2-1 Présentation de la centrale 

L’installation étudiée est une centrale solaire photovoltaïque (figure VI.1) au sol qui se situe en 

France, dans le département de la Seine-et-Marne, sur la commune de Sourdun. Le climat de 

Sourdun est dit tempéré chaud avec de fortes averses qui peuvent s'abattre toute l'année. Même 

lors des mois les plus secs, les précipitations restent assez importantes. La carte climatique de 

Köppen-Geiger y classe le climat comme étant de type Cfb (climat océanique). La température 

moyenne annuelle à Sourdun est de 10,2°C. Les précipitations annuelles moyennes sont de  

647 mm [164]. La localisation du site est : 

✓ Longitude : 3°22’38’’E ; 

✓ Latitude : 48°31’51’’N ; 

✓ Altitude moyenne : 154 m. 

 

La centrale photovoltaïque de Sourdun a été conçue par la société de projet SOVASUN, elle a été 

réalisée par Générale du Solaire (anciennement SUNNCO GC) et financée par la SOVAFIM. D’un 

coût initial de 13 millions d’euros, la centrale a été mise en service le 30 novembre 2011. La 
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centrale a une puissance totale de 4,49856 MWc et s’étend sur un terrain de 12 hectares (Île-de-

France) [165]. 

 

 

Figure VI.1 : Centrale solaire photovoltaïque de Sourdun. 

VI-2-2 Composants de la centrale 

VI-2-2-1 Modules PV 

VI-2-2-1-1 Caractéristiques des modules 

La centrale contient au total 18744 modules PV chacun d’une puissance crête de 220 Wc. Les 

modules utilisés sont ceux des fabricants Hanwa SolarOne (14053 modules PV SF240) et 

TENESOL (4686 modules PV TE240). Il s’agit de modules de technologie silicium polycristallin 

avec une tolérance de ±3% sur la puissance crête pour les modules SF240 et de ±2,1% pour les 

modules TE240. Les principales caractéristiques des modules sont présentées dans le tableau VI.1 

et les fiches techniques des modules sont disponibles en annexe 2. 
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Tableau VI.1 : Caractéristiques électriques des modules PV de la centrale de Sourdun. 

Fabricant 
Pmax 

[W] 

Voc 

[V] 

Iscn 

[A] 

Vmp 

[V] 

Imp 

[A] 

ɳ 

[%] 

SF240 240 37,0 8,54 30,2 7,95 14,5 

TENESOL 240 37,2 8,6 29,6 8,2 14,7 

 

VI-2-2-1-2 Configuration des tables  

Les modules sont organisés en tables, chaque table regroupant plusieurs modules dans un même 

plan. Les tables peuvent se faire mutuellement de l’ombre, ce qui peut induire des pertes pour 

l’énergie captée. Ces pertes dépendent de la configuration : espace entre les tables, hauteur des 

tables, nombre et type de modules, inclinaison des tables, topologie du câblage et pente du terrain. 

Comme illustré sur la figure VI.2, les tables ont une inclinaison de 25°. Elles se composent de  

4 modules en hauteur en format paysage, soit une hauteur de table d’environ 4 m. La distance entre 

les tables est de 9 m. Les modules sont câblés en série horizontale et verticale de 22 modules (voir 

Figure VI.3). Le terrain a une pente nord/sud favorable d’environ 1,5° en moyenne. 

 

 

Figure VI.2 : Disposition des tables et angles d’ombrage limite. 
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Figure VI.3 : Câblage des tables. 

 

VI-2-2-2 Onduleurs 

Les onduleurs sont de marque Siemens. Il s’agit d’onduleurs maître-esclave de type SINVERT 

PVS1000 [166] de puissance nominale 1000 kW et de rendement maximal 98,4%. Une photo de 

l’onduleur SINVERT PVS1000 est montrée sur la figure VI.4. 

 

Figure VI.4 : Onduleur SIEMENS SINVERT PVS1000. 

 

VI-2-3 Raccordement de la centrale 

La disposition des modules dans la centrale photovoltaïque de Sourdun est la suivante : vingt-deux 

(22) modules en série augmentent la tension pour former une branche, dix-huit (18) branches sont 
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ressemblées en parallèle dans un coffret DC pour augmenter le courant. Chaque paire (2) de 

coffrets DC est branchée à l’une des douze (12) entrées de l’onduleur de 1000 kW d’où l’on obtient 

six (6) coffrets par onduleur. À noter que chaque chambre d’onduleur contient deux (2) onduleurs 

(un onduleur maître (master) et onduleur esclave (slave)).  

Après la sortie de l’onduleur, une partie de l’énergie convertie est consommée par les auxiliaires 

et le reste passe vers un transformateur élévateur BT/HTA 1000 kVA qui va augmenter la tension 

de 288 V jusqu’à 20 kV, qui sera évacuée vers le poste de livraison puis le réseau.  

La centrale est divisée en (4) quatre zones semblables chacune comprenant 4686 panneaux 

photovoltaïques, trois (3) zones utilisant les panneaux HANWHA SOLARONE 240Wc 

polycristallin et la quatrième les panneaux TENESOL 240Wc polycristallin. Chaque zone possède 

un (1) onduleur SIEMENS de 1000 kW et un (1) transformateur de 1000 kVA, d’où une puissance 

crête de 1124,89 kWc par zone comme montré sur le tableau VI.2.  

Le schéma unifilaire de la centrale solaire photovoltaïque de Sourdun est donné par la figue VI.5. 

 Tableau VI.2 : Détail des équipements par zone. 

 Zone 1 Zone 2 Zone 3 Zone 4 Total 

Modules SF240 SF240 SF240 Tensol-240  

Nombre de modules 4686 4686 4686 4686 18744 

Puissance totale (kWc) 1125 1125 1125 1125 4499 

Onduleurs SIEMENS SIEMENS SIEMENS SIEMENS  

Puissance nominale (kW) 1000 1000 1000 1000 4000 

Transformateurs F-PV-1000 F-PV-1000 F-PV-1000 F-PV-1000  

Puissance nominale (kVA) 1000 1000 1000 1000 4000 
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Figure VI.5 : schéma unifilaire de la centrale solaire photovoltaïque de Sourdun. 
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VI-2-4 Acquisition et analyse des données  

VI-2-4-1 Système d’acquisition des données 

Le système de supervision global de la centrale photovoltaïque permet un suivi complet des états 

et alarmes de tous les équipements de production et de sécurité de la centrale. Pour se connecter à  

Le système de supervision contient principalement : 

➢ La page d’identification : après avoir entrer l’identifiant et le mot de passe puis valider, 

on arrive sur la page d’accueil. 

➢ Page « Accueil » (voir figure VI.6) : qui contient la jauge de puissance instantanée, les 

données depuis la mise en service, la jauge d’ensoleillement actuel, l’identité de session, 

le temps depuis connexion, le retour à la page d’accueil, la page de visualisation des 

défauts, la page des alarmes en cours, la page d’affichage des valeurs météo sur la centrale, 

le menu d’accès aux bilans, les courbes, le journal d’évènements et le menu d’accès au 

monitoring détaillé des onduleurs Siemens (un compte spécifique est requis). 

 

Figure VI.6 : Page « Accueil » de la centrale de Sourdun. 
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➢ Page « États » : cette page regroupe des données de production, les états de Marche/Arrêt 

et défauts des onduleurs SIEMENS, les défauts des centrales incendie et intrusion. 

➢  Page « Alarmes »  (voir la figure VI.7) : cette page regroupe les alarmes « Intrusion » et 

les alarmes « Incendie ».  

NB : La société de surveillance attitrée reçoit directement les alarmes « Intrusion » et 

« Incendie » par SMS, et peut accéder aux caméras de vidéosurveillance de la centrale avant 

d’intervenir. Les intrusions sont identifiées selon qu’il s’agisse des postes techniques ou de la 

clôture.   

✓ Le lieu concerné par une intrusion clignote en rouge.  

✓ Les incendies ne sont pas localisés par la centrale d’alarme. 

 

Figure VI.7 : Page « Alarmes » de la centrale de Sourdun. 

 

➢ Page « Météo » : cette page regroupe, les températures des postes techniques et des 

modules PV (prise de température en face arrière), les données d’ensoleillement et l’état 

du vent. Chaque bulle d’information contient des données climatiques localisées sur la 

centrale PV. 
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➢ Page « Analyse/Bilans » : Les pages bilans (voir la figure VI.8) permettent de retrouver 

les informations de production et d’ensoleillement sur une journée, un mois ou une année. 

Il suffit de sélectionner la date du bilan souhaité, puis valider la date et exporter le bilan. 

Les bilans sont exportés en fichier « .txt ». Ils doivent être ouverts dans un tableur Excel 

pour être exploitables. L’exportation se fait manuellement jour par jour. 

 

Figure VI.8 : Page « Analyse/Bilans » de la centrale de Sourdun. 

 

VI-2-4-2 Analyse et traitement des données 

Les données de la centrale photovoltaïque de Sourdun sont exportées manuellement en fichier 

format .txt à partir du système de supervision global de la centrale. Les données sont disponibles 

pour la période entre mars 2012 et décembre 2018, soit environ sept (7) années de fonctionnement. 

Pour certaines périodes, il manque des données météorologiques (ensoleillement et vitesse du vent) 

en raison de problème de communication. 

Les paramètres récupérés sont : 

• l'ensoleillement au plan des modules (mesure journalière) ; 

• l’irradiance solaire (mesurée toutes les 15 minutes) 

• l’énergie alternative de la centrale (mesure journalière) ;  

• la puissance AC instantanée produite (mesurée toutes les 15 minutes) ; 

• la température du module (mesurée toutes les 15 minutes) ; 
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• la température ambiante (mesurée toutes les 15 minutes) ; 

• la vitesse du vent (mesurée toutes les 15 minutes). 

Pour analyser les données météorologiques qui sont disponibles toutes les 15 minutes, on a utilisé 

le langage MATLAB en créant un code de calcul qui permet d’importer les fichiers au format .txt 

et de calculer la moyenne de chaque journée. 

VI-3 Analyse des performances réelles de la centrale solaire de 4,5 MW 

raccordée au réseau électrique. 

On présente ici une étude de l’évolution de la performance de la centrale solaire de Sourdun sur 

une période de sept (7) ans, de mars 2012 jusqu’à décembre 2018. Les données météorologiques 

et les données de la production de la centrale ont été obtenues grâce à un accès direct au serveur 

de supervision de la centrale photovoltaïque de Sourdun, qui nous a permis de trouver les données 

nécessaires depuis la mise en marche de la centrale en 2012. L’accès au serveur de supervision de 

la centrale nous a permis de récolter les données suivantes : énergie produite, insolation, irradiation 

solaire, puissance produite instantanée, température ambiante, température des modules et vitesse 

du vent. 

VI-3-1 Analyse des données climatiques 

Sur la période d’étude de sept (7) ans, on a pu étudier les variations des paramètres climatiques sur 

le champ photovoltaïque, telles que celles de l’irradiance solaire, de la température ambiante, de 

la température des modules et de la vitesse du vent. Comme la centrale photovoltaïque ne produit 

de l’électricité que pendant la journée (entre le lever et la coucher du soleil), on a calculé les valeurs 

moyennes de la température ambiante, température du module et vitesse du vent sur une journée, 

donc les valeurs enregistrées pendant la nuit ne sont pas prises en considération. 

La variation mensuelle de l’insolation moyenne par jour pour la période d’étude est présentée sur 

la figure VI.9. 
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Figure VI.9 : Évolution mensuelle moyenne de l’insolation journalière à Sourdun  

pour la période d’étude. 

On peut constater que la durée d’insolation varie selon les saisons, faible en hiver, moyenne au 

printemps et en automne, et élevée en été. Pour les mois d’octobre, novembre, décembre, janvier 

et février, elle varie entre 1,11kWh/m²/jour et 2,73 kWh/m²/jour, pour les mois de septembre, mars 

et avril entre 3,64 kWh/m²/jour et 4,66 kWh/m²/jour et finalement entre 5,07 kWh/m²/jour et  

5,57 kWh/m²/jour pour les mois de mai, juin, juillet et août avec des valeurs maximum et minimum 

de 6,39 kWh/m²/jour et 0,63 kWh/m²/jour enregistrées successivement en juillet 2013 et décembre 

2014. 

La variation de la température ambiante est présentée sur la figure VI.10.  

 
Figure VI.10 : Évolution mensuelle de la température ambiante journalière à Sourdun pour la 

période d’étude. 
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Elle est proportionnelle aux variations de l’irradiance solaire (figure VI.11) d’où des températures 

élevées en été entre 24,27°C et 27,25°C, moyennes au printemps et en automne 14,4°C et 22,21°C 

et faibles en hiver entre 7,65°C et 11,59°C. Les valeurs extrêmes de la température ambiante 

enregistrées sont 30,84°C en août 2018 et 5,24°C en janvier 2017. 

 

Figure VI.11 : Evolution mensuelle moyenne de la vitesse du vent journalière à Sourdun. 

 

La vitesse du vent au niveau du champ ne subit pas de grandes variations entre 2013 et 2016, elle 

varie entre 3,02 m/s en juin 2016 à 4,47 m/s en février 2014. Mais, d’après la figure VI.12 qui 

représente l’évolution mensuelle moyenne de la température du module, de la température 

ambiante et de la vitesse du vent journalière à Sourdun pour la période d’étude, on peut voir que 

la variation de la vitesse du vent est inversement proportionnelle à la température des modules, 

avec un maximum de 45,15°C en août 2016 et un minimum de 10,22°C en janvier 2015, et donc 

que la vitesse du vent joue un rôle important dans le refroidissement des modules photovoltaïques.  
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Figure VI.12 : Évolution mensuelle moyenne de la température du module, température ambiante 

et de la vitesse du vent journalière à Sourdun pour la période d’étude. 

VI-3-2 Données de production 

La centrale solaire photovoltaique de Sourdun a une production  annuelle moyenne de  

4687,2 MWh, cette production varie d’une année à l’autre en fonction de l’ensoleillement, de la 

température ambiante, des autres paramètres environnementaux, et même parfois des arrêts de la 

centrale pour maintenance ou des pannes. La production annuelle maximum enregistrée en 2015 

était de 5266,8 MWh et le minimum en 2016 de 4197,7 MWh. La production est généralement 

élevée en été et faible en hiver, avec des valeurs extrêmes de 766 MWh et 78,1 MWh 

respectivement en juillet 2013 et en décembre 2014. La variation mensuelle de la production et de 

la température ambiante est présentée sur la figure VI.13.  

La production annuelle cumulée est présentée sur la figure VI.14. Entre 2012 et 2018, la production 

de la centrale de Sourdun a été de 32810 MWh d’où  une moyenne de 4687 MWh/an. 
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Figure VI.13 : Évolution mensuelle de la production et de la température ambiante. 

 

 

Figure VI.14 : Évolution annuelle de la production cumulée. 
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Le nombre d’itération de la production journalière et de la température ambiante journalière est 

présentée sur la figure VI.15. La figure VI.15 nous donne une vision plus claire sur les intervalles 

de la production et de la température extérieure en fonction du nombre de jours. Par exemple, 

pendant 425 jours de la période d’étude, la production est dans l’intervalle de 0 et 3 MWh, puis 

elle commence à être plus régulière avec une moyenne de 237 jours pour les productions entre 3 

et 27 MWh. Le nombre d’itération de la température extérieure journalière est inversement 

proportionnelle à la fréquence de la production journalière. 

 

Figure VI.15 : Nombre d’itération de la production journalière et de la température extérieure 

journalière pour la période d’étude. 

Les figures VI.16 et VI.17 présentent successivement la variation mensuelle et annuelle du 

rendement de référence (Yr) et le rendement final ou du système (Yf).  

La valeur la plus basse du rendement de référence a été enregistrée en décembre 2014 avec 0,63 h 

et la valeur maximale en juillet 2013 avec 6,39 h, la moyenne mensuelle sur la période d'étude 

étant de 3,62 h. Le rendement du système a eu une moyenne mensuelle de 2,94 h avec des valeurs 

extrêmes de 0,54 h et 5,49 h en janvier 2013 et juillet 2013 respectivement. Entre septembre 2017 

et février 2018, un manque de données pour l'insolation de l'installation a rendu impossible le 

calcul des rendements. 
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l'incidence du rayonnement solaire sur le module et la sortie des onduleurs. Les valeurs moyennes 

de Yr et Yf sont de 3,74 h et 2,99 h respectivement. 

 
Figure VI.16 : Évolution mensuelle du rendement de référence et du rendement final. 

 

 

Figure VI.17 : Évolution annuelle du rendement de référence et du rendement final. 
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La figure VI.18 montre la disponibilité mensuelle moyenne de la centrale photovoltaïque de 

Sourdun pour l'ensemble de la période d'étude. Elle est mesurée en pourcentage du nombre 

d'heures d'arrêt pendant la journée. La valeur moyenne est de 97%, avec un minimum de 67%. La 

disponibilité prend en compte, partiellement ou totalement, les temps d'arrêt de la production, 

principalement dus à des pannes d'onduleurs ou à des opérations de maintenance. Voici quelques 

exemples des causes des arrêts expliquant la baisse de la disponibilité apparaissant pour quelques 

mois soulignés par le graphique de la figure 9. En octobre 2012, les onduleurs n'ont pas redémarré 

après une panne de courant. La société EDF a dû couper la ligne et SIEMENS n'a fait fonctionner 

à nouveau que les onduleurs 2 et 4 (disjoncteurs) en raison d'un défaut d'isolement sur la sortie des 

onduleurs, obligeant SIEMENS à remettre en service un onduleur sur deux. En décembre 2015, 

un problème de court-circuit est survenu sur l'entrée DC de l'onduleur 3 et lors de l’opération de 

maintenance prise en charge par SIEMENS, un problème sur l'arrêt d'urgence est apparu, 

nécessitant une coupure HT-off. En août 2016, un arrêt des onduleurs 1 et 4 s'est produit avec une 

coupure de la fibre optique et une mise hors service par ERDF. En mai 2017, une interruption a dû 

être exécutée par EDF car l'onduleur maître PTR2 ne pouvait pas démarrer et le relais SEPAM a 

subi un blocage. D'autres problèmes techniques ont dû être surmontés, comme une alimentation 

défectueuse de l'onduleur PTR4 et un transfert d'informations du pyranomètre désactivé. La 

disponibilité ne prend en compte que les arrêts de la production. Des défaillances dans la 

communication et l'enregistrement des données peuvent parfois conduire à un manque de données. 

À titre d'exemple, pour la période de septembre 2017 à février 2018, l'absence de données n'a pas 

été comptabilisée dans la disponibilité bien que la production n’ait pas été affectée. 

 

Figure VI.18 : Disponibilité de la centrale photovoltaïque de Sourdun. 
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L'évolution annuelle du rapport de performance de la centrale photovoltaïque est présentée dans 

la Figure VI.19. Dans notre étude, l'évolution du rapport de performance annuel est légèrement 

impactée par la température du fait que le climat en France est plutôt froid pendant la majeure 

partie de l'année. Il varie entre 84,12% et 90,54%, avec une moyenne de 87,18%. Comme décrit 

ci-dessus, la performance de l'installation PV est affectée par les temps d'arrêt pour maintenance 

ou pannes. En tenant compte de ces arrêts, le ratio de performance corrigé par rapport à la 

disponibilité, PRD, a été déterminé, et une augmentation du ratio de performance de 0,92% a été 

trouvée.  

 

Figure VI.19 : Évolution annuelle du rapport de performance. 

La figure VI.20 présente l’évolution annuelle du facteur de capacité et de l’efficacité du système. 

Le facteur de capacité a un moyen annuel de 38,04% avec un minimum de 28,94 % en 2016 et un 

maximum de 44,99% en 2012. L’efficacité du système à un moyen de 12,66% et des valeurs 

extrêmes de 12,23% en 2015 et 13,17% en 2017. Le facteur de capacité décrit la productivité de 

l’installation par rapport à la puissance crête de façon annuelle. 

 

Figure VI.20 : Évolution annuelle du facteur de capacité et efficacité du système. 
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Afin de comparer et de valider les performances de la centrale PV de Sourdun, une confrontation 

avec plusieurs autres centrales PV en Europe est présentée dans le tableau VI.3. Nous avons 

recherché dans la littérature les études qui suivaient la même norme IEC 61724, pour des 

installations PV situées précisément en Europe ayant la même échelle pour la puissance de crête. 

Les résultats des installations (Sardaigne, Espagne V et Espagne VI) sont examinés attentivement, 

car celles-ci utilisent toutes la même technologie du silicium polycristallin. Ces trois dernières 

présentent des taux de rendement annuels moyens se situant entre 80,96 à 85,09%, qui sont du 

même ordre de grandeur que celui obtenu pour la centrale photovoltaïque de Sourdun sans tenir 

compte de la disponibilité. Néanmoins, la disponibilité n'est généralement pas prise en compte 

dans ce type d'étude de performance. De plus, l'ensoleillement et la température ambiante 

relativement faibles de Sourdun (France) minimisent les pertes dues à l'effet de la température et 

limitent l'émergence de dégradations telles que les points chauds. 

 

Tableau VI.3 : Comparaison des performances de diverses installations photovoltaïques en 

Europe étudiées à l'aide de la norme IEC 61724. 

Pays 

Période 

d’étude 

(année) / 

Puissance 

crête 

Technologies PR (%) 
Intervalle 

du PR (%) 
Yr (h/jour) Yf (h/jour) Référence 

Crête, 

Grèce 

1 an 

171,36 

kWc 

m-Si 67,36 58 à 73 2,97 à 7,24 1,95 à 5,07 [109] 

Sardaigne, 

Italie 

1 an 

300 kWc 
p-Si 83,20 

74,8 à 

89,9 
----- ----- [167] 

Nazouco, 

Portugal 

3 ans 

124,2 kWc 
a-Si 78,33 76 à 80 

 

----- 
3,45 [168] 

Allemagney 
4 ans 

5 MWc 
Si 66,5 47,5 à 81 ----- 1,17 à 2,39 [104] 

Espagne V 
3 ans 

4,6 MWc 
p-Si 85,09 

83,56 à 

87,11 
7,25 6,16 [110] 

Espagne VI 
3 ans 

370 kWc 
p-Si 80,96 

80,39 à 

81,39 
5,46 4,42 [110] 

Sourdun, 

France 

7 ans 

4,5 MWc 
p-Si 87,18 

84,12 à 

90,54 
3,92 3,33 

Présente 

étude 
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VI-4 Évaluation de la dégradation des performances sous les conditions 

climatiques tempérées 

VI-4-1 Méthodologie 

La dégradation des installations photovoltaïque est déterminé à partir de la baisse de performance, 

qui est affectée par les conditions environnementales, principalement la température ambiante [83] 

qui varie d’une année à l’autre et contribue à l’augmentation de la température des modules PV. 

Afin d’éliminer l’influence de la température, on utilise le rapport de performance corrigé à la 

température.  

VI-4-2 Étude de la dégradation 

Pour déterminer la dégradation de la performance au cours des années d'exploitation, l'évolution 

annuelle du rapport de performance a été calculée à partir de la moyenne de l'évolution journalière. 

L'évolution annuelle du rapport de performance corrigée relativement à la température et de la 

disponibilité, PRCD, fournie par l'équation (II.9), a été utilisée.  

La pente de l'évolution du ratio de performance en fonction du temps décrit la diminution de ce 

dernier, en d'autres termes, sa dégradation dans le temps comme illustré sur la figure V.21. 

Pour la centrale photovoltaïque de Sourdun, le taux de dégradation trouvé est de 0,209%/an. Cette 

valeur est calculée en considérant uniquement les rapports de performance annuels entre les années 

2013 et 2018 en raison d'un manque partiel de données comme souligné dans la section VI-2-4-2. 

Cette valeur est inférieure au taux de dégradation prévu par la société Kilowattsol qui l’avait estimé 

à 0,5%/an dans l’étude de dimensionnement avant la réalisation de la centrale PV. 

Comme la régression est déterminée en nombre limité des années, on ne peut pas avoir confiance 

complétement des résultats. 
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Figure V.21 : Évolution annuelle du rapport de performance corrigé à la température et la 

disponibilité. 

En comparant ce taux à d'autres acquis avec des études dans lesquelles la même norme IEC 61724 

a été utilisée pour le calcul du rapport de performance, le taux de dégradation s'avère raisonnable 

(voir figure VI.22). Les taux de dégradation pour l'Espagne, résultant des pentes de performance 

de cinq installations ayant été opérationnelles pendant une période supérieure ou égale à 3 ans, 

varient de 0,18%/an à 0,736%/an [110]. Cette différence dans le taux de dégradation des 

installations obtenu sous des conditions climatiques quasi identiques est très probablement due à 

l'effet de la poussière ou au dysfonctionnement de certains modules des chaînes. Par ailleurs, à 

Djibouti [98], une étude similaire a révélé un taux de dégradation de 0,186%/an malgré le climat 

maritime tropical désertique de cet endroit. Dans une autre étude, le taux de dégradation était de 

0,9%/an pour une centrale PV de 7420 Wc utilisant la technologie du silicium cristallin sous un 

climat tempéré [169]. 

 
Figure VI.22 : Taux de dégradation de la centrale PV de Sourdun par rapport aux autres 

installations PV étudiées avec la norme IEC 61724. 
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VI-5 Conclusion 

L'objectif de cette étude était d'une part d'observer l'évolution des performances de la centrale 

photovoltaïque de Sourdun (France) sur une longue période de fonctionnement et, d'autre part, 

d'estimer la dégradation des performances au fil des années. Pour ce faire, la norme IEC 61724 a 

été utilisée et nous a permis d'établir une méthode pour réaliser l'étude de performance, déterminer 

le taux de dégradation annuel et le comparer avec d'autres résultats rapportés. La centrale a une 

puissance de pointe de 4,5 MWc et utilise des modules PV de technologie silicium polycristallin. 

Les principaux résultats de cette étude portant sur l'évolution de la performance de la centrale PV 

de Sourdun pendant sept ans selon la norme IEC 61724 sont les suivants : 

➢ Le rendement de référence et le rendement du système ont une moyenne annuelle de  

3,92 h et 3,33 h respectivement ; 

➢ La moyenne annuelle du ratio de performance variant de 84,12% et 90,54% avec une 

moyenne de 87,18% pour la période d'étude est généralement faible en été et élevée en 

hiver en fonction de la température ambiante ; 

➢ Le taux de dégradation annuel moyen entre 2013 et 2018 de 0,209% est comparable aux 

installations des pays voisins, à savoir l'Espagne où le taux de dégradation moyen des 

installations étudiées est d'environ 0,51%/an. 
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Ce mémoire de thèse présente l’étude de performance d’installations photovoltaïques (PV) à 

différentes échelles et exploitées sous différentes régions climatiques en France. Ce travail 

présente en premier lieu des généralités sur les modules PV en décrivant les composants des 

modules PV et leurs caractéristiques, leur principe de fonctionnement, les semi-conducteurs et la 

jonction PN, les différentes technologies actuellement développées avec leurs rendements, la 

description de la courbe I-V d’un module PV et les définitions des paramètres pour la modélisation 

d’un module PV.  

✓ L’état de l’art portant sur les modes de dégradation des modules PV et de leurs composants 

souligne que les principales dégradations sont la décoloration, la délamination, la corrosion 

et les fissures. Des conditions climatiques spécifiques telles que le rayonnement UV, la 

température et l'humidité correspondent aux principaux facteurs de dégradation des modules 

PV.  

✓ Une présentation de la norme IEC 61724, de ses paramètres d’analyse de performance et de 

quelques études des installations PV qui utilisent cette norme. 

Deuxièmement, une étude paramétrique sur la dégradation d’un module PV a été réalisé. Les 

simulations sont mises en œuvre en utilisant un modèle intégré dans un code de calcul nommée 

SOPHEE qui été développé sous Matlab auparavant. On considère le cas d’un module de type 

FL60-250MBP afin de simuler la sensibilité de dégradation des paramètres résistance série et 

résistance parallèle sur la dégradation globale du module. Les résultats montrent que : 

✓ Une augmentation de 100% de la résistance série provoque une diminution d’environ 

5% de la puissance globale de sortie du module. 

✓ Pour une dégradation de 50% de la résistance parallèle, on a une diminution inférieure 

à 0,5% de la puissance globale du module. 

Troisièmement, une étude de performance en conditions extérieures du module précédent (de type 

FL60-250MBP) selon les paramètres de la norme IEC 61724 et une étude de dégradation des 

paramètres du module en s’appuyant sur les données expérimentales de la production dans les 

conditions réelles ont été faites. Le module est placé à Gif-sur-Yvette, en Île-de-France, et produit 

sous un climat tempéré chaud classé comme climat océanique. Les données de production du 

module étaient disponibles pour une période de cinq mois sur trois années différentes. 
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✓ Le rapport de performance moyen pour la période d’étude (juin à septembre 2018) est de 87,53% 

avec un minimum de 83,93% en juillet et un maximum de 89,56% en septembre.  

✓ L’évolution montre une diminution de performance globale du module de 0,20%/an pour 

l’échantillon des jours choisis, une augmentation de résistance série de 0,257%, une diminution de 

résistance parallèle de 0,023%, une dégradation du courant maximal de 0,229%, une augmentation 

de la tension maximale de 0,002% et une diminution de la puissance maximale de 0,226%.  

Quatrièmement, une étude statistique sur plus de 2613 installations PV domestiques en toiture dans 

les différents environnements climatiques de la France a été réalisée. Les installations utilisent des 

modules de technologie silicium monocristallin et silicium polycristallin avec des puissances 

généralement supérieures à 2 kWc pour une installation. L’étude traite les données du site BDPV 

à partir de l’analyse de l’indicateur P2P (Peers to Peers) annuelle des installations, indicateur 

permettant de comparer une installation à ses voisines :  

✓ La majorité des installations, soit 85,47% d’entre elles, ont un taux de dégradation global 

inférieur à 1,5%/an. 

✓ La valeur la plus élevée du taux de dégradation global se situe dans la région Île-de-France 

(1,66%/an) et la plus faible dans la région de Bretagne (0,75%), avec une moyenne de 

1,03%. 

✓ La valeur la plus élevée du taux de vieillissement naturel se situe dans la région Île-de-

France (0,54%/an) et la plus faible dans la région Bretagne (0,42%), avec une moyenne de 

0,48%. 

✓ le coefficient de corrélation r entre le taux de vieillissement et les paramètres climatiques 

est égal à 0,36 pour la température. En revanche, il est plus élevé pour les précipitations 

(r=0,70). 

Enfin, une étude de l’évolution de performance de la centrale photovoltaïque de Sourdun (Seine-

et-Marne, France) sur une longue période de fonctionnement, 2012 à 2019, a permis d'estimer le 

taux de dégradation de performance au fil des années. La centrale qui a une puissance de pointe 

de 4,5 MWc utilise des modules PV en silicium polycristallin et opère sous un climat tempéré 

chaud classé comme climat océanique. Les principaux résultats de cette étude sur l'évolution des 
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performances de la centrale PV de Sourdun pendant sept ans selon la norme IEC 61724 sont les 

suivants : 

✓ Le rendement de référence et le rendement du système ont une moyenne annuelle de 3,92 h 

et 3,33 h respectivement ; 

✓ La moyenne annuelle du ratio de performance variant de 84,12% et 90,54% avec une 

moyenne de 87,18% pour la période d'étude est généralement faible en été et élevée en hiver 

en fonction de la température ambiante ; 

✓ Le taux de dégradation annuel moyen entre 2013 et 2018 de 0,209% est comparable aux 

installations des pays voisins, à savoir l'Espagne, où le taux de dégradation moyen des 

installations étudiées est d'environ 0,51%/an. 

La diminution de performances simulée sur un panneau en silicium cristallin à partir de son modèle 

électrique est validée par les résultats expérimentaux obtenus sur ce même panneau suivi pendant 

plusieurs années. En outre, le taux de vieillissement annuel établi par l’analyse des données 

disponibles en P2P sur les installations photovoltaïques domestiques converge vers la même 

valeur, avec de faibles variations liées à la zone climatique d’implantation. Ce taux est également 

très proche de celui d’une centrale de grande taille dont la performance a été enregistrée entre 2013 

et 2018. Ces résultats suggèrent qu’il est possible de simuler le vieillissement d’une centrale 

photovoltaïque de technologie silicium cristallin, quelle que soit sa taille, à partir de l’évolution 

des paramètres d’un module (courant de court-circuit, tension en circuit-ouvert, résistances série 

et parallèle). Ces travaux contribuent donc à fiabiliser l’extrapolation géographique (sur tout le 

territoire français) et dimensionnelle (du panneau à la centrale) des valeurs obtenues par 

simulation, ouvrant la voie à un allègement des processus de maintenance et de prévision de 

performance. 

Les résultats obtenus dans cette thèse pourront se poursuivre avec les perspectives ci-après. 

✓ Par la suite, il serait intéressant de continuer l’analyse des données d’installations PV à 

petite échelle ou à échelle moyenne afin d’observer la dégradation de chaque paramètre 

séparément et de voir l’influence des conditions climatiques sur chaque paramètre. Ce 

genre d’étude est possible si on traite les données d’un module pour une longue période 

afin d’observer les variations des caractéristiques de la courbe I-V dans le temps. 



  
Conclusion générale 

 
150 Mohamed El Hacen JED 

✓ Cette thèse montre que les simulations et l’étude expérimentale du vieillissement d’un 

module PV seul est lié à celui d’installations PV ayant des échelles de puissance plus 

grandes en France. Il s’agira également de vérifier que la méthodologie est transposable 

pour des panneaux de différentes technologies quelque soit le lieu de leur implantation. 
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function varargout = Geepsdata(varargin) 
% GEEPSDATA MATLAB code for Geepsdata.fig 
%      GEEPSDATA, by itself, creates a new GEEPSDATA or raises the existing 
%      singleton*. 
% 
%      H = GEEPSDATA returns the handle to a new GEEPSDATA or the handle to 
%      the existing singleton*.  
% 
%      GEEPSDATA('CALLBACK',hObject,eventData,handles,...) calls the local 
%      function named CALLBACK in GEEPSDATA.M with the given input arguments. 
% 
%      GEEPSDATA('Property','Value',...) creates a new GEEPSDATA or raises 

the 
%      existing singleton*.  Starting from the left, property value pairs are 
%      applied to the GUI before Geepsdata_OpeningFcn gets called.  An 
%      unrecognized property name or invalid value makes property application 
%      stop.  All inputs are passed to Geepsdata_OpeningFcn via varargin. 
% 
%      *See GUI Options on GUIDE's Tools menu.  Choose "GUI allows only one 
%      instance to run (singleton)". 
% 
% See also: GUIDE, GUIDATA, GUIHANDLES 

  
% Edit the above text to modify the response to help Geepsdata 

  
% Last Modified by GUIDE v2.5 09-Dec-2019 15:16:21 

  
% Begin initialization code - DO NOT EDIT 
gui_Singleton = 1; 
gui_State = struct('gui_Name',       mfilename, ... 
                   'gui_Singleton',  gui_Singleton, ... 
                   'gui_OpeningFcn', @Geepsdata_OpeningFcn, ... 
                   'gui_OutputFcn',  @Geepsdata_OutputFcn, ... 
                   'gui_LayoutFcn',  [] , ... 
                   'gui_Callback',   []); 
if nargin && ischar(varargin{1}) 
    gui_State.gui_Callback = str2func(varargin{1}); 
end 

  
if nargout 
    [varargout{1:nargout}] = gui_mainfcn(gui_State, varargin{:}); 
else 
    gui_mainfcn(gui_State, varargin{:}); 
end 
% End initialization code - DO NOT EDIT 

  

  
% --- Executes just before Geepsdata is made visible. 
function Geepsdata_OpeningFcn(hObject, eventdata, handles, varargin) 
% This function has no output args, see OutputFcn. 
% hObject    handle to figure 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
% varargin   command line arguments to Geepsdata (see VARARGIN) 
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% Choose default command line output for Geepsdata 
handles.output = hObject; 

  
% Update handles structure 
guidata(hObject, handles); 

  
% UIWAIT makes Geepsdata wait for user response (see UIRESUME) 
% uiwait(handles.figure1); 

  

  
% --- Outputs from this function are returned to the command line. 
function varargout = Geepsdata_OutputFcn(hObject, eventdata, handles)  
% varargout  cell array for returning output args (see VARARGOUT); 
% hObject    handle to figure 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Get default command line output from handles structure 
varargout{1} = handles.output; 

  

  
% --- Executes on selection change in popupmenu1. 
function popupmenu1_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to popupmenu1 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
axes(handles.axes1)  
cla reset  
axis off 

  
periodes=get(handles.paneltypeevolution,'SelectedObject'); 
periode=get(periodes,'string'); 
% Constants 
Pc=245.682; %Wc 
Gn=1000;    %W/m² 
Tn=25;      %°C 

  

  

  
 switch periode 
    case 'Evolution durant la journée' 
        %% Variation Horaire 
j=str2num(get(handles.edit1,'string')); 
M=str2num(get(handles.edit2,'string')); 
A=str2num(get(handles.edit3,'string')); 
strA=(num2str(A','%-d'));% année 
strM=(num2str(M','%-d'));% mois 
strJ=(num2str(j','%-d')); % jour 
repertoire=([strM '-' strA '/' strJ]); % Directory with selected date 
chosenday=cell2mat(struct2cell(load(repertoire))); 
      assignin('base','chosenday',chosenday) 
Pmax=chosenday(:,8); 
Vmax=chosenday(:,9); 
Imax=chosenday(:,10); 
G=chosenday(:,76); 
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Tm=chosenday(:,7); 
nmod=chosenday(:,6); 
E=Pmax*(1/60); 

  
Htotal=(sum(G))*(1/60); 
Etotal=(sum(Pmax))*(1/60); 
Yri=(G*(1/60))/Gn; 
Yfi=E/Pc; 
PR=100*(Etotal/Pc)/(Htotal/Gn); 
PRi=100*(Yfi./Yri); 
PRm=mean(PRi); 
alphaT=((100+(0.48*(Tm-Tn))))/100; 
PRc=PRi/alphaT; 
formatOut = 'HH:MM'; 
 t1=datestr(chosenday(:,1),formatOut); 
 t2=hour(t1) 
 t3=minute(t1); 
 t4=t3/60; 
 time=t2+t4; 

  

  
chosenparametre=get(handles.popupmenu1,'value'); 
switch chosenparametre 
    case 0 
        disp('nothing'); 
    case 1 
        disp('nothing'); 
    case 2 
        disp('G'); 
       set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,G), grid on, title('Evolution de l''irradiance solaire dans 

la journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('Irradiance solaire[ W / m ² ]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 

       
    case 3 
        disp('Tm'); 
        set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,Tm), grid on, title('Evolution de la température du module 

dans la journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('Température du module[ °C ]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 
    case 4 
        disp('Imax'); 
        set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,Imax), grid on, title('Evolution du courant max dans la 

journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('Imax [A]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 
    case 5 
       disp('Vmax') 
           set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,Vmax), grid on, title('Evolution de la tension max dans la 

journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('Vmax [V]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 
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    case 6 
        disp('Pmax'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,Pmax), grid on, title('Evolution de puissance max dans la 

journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('Pmax [W]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 

    
    case 7 
        disp('PR') 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,PRi), grid on, title('Evolution du rapport de performance 

dans la journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('PR [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 
    case 8 
        disp('nmod'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,nmod), grid on, title('Evolution de l''éfficacité du module 

dans la journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('Efficacité du module [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 
    case 9 
        disp('PRc'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(time,PRc), grid on, title('Evolution du rapport de performance 

corrigé dans la journée'), xlabel('Time [h]'), ylabel('PRc [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:24); 

     
end 
    disp('durant')     
     case 'Evolution journalière' 
    disp('journaliere')     
    %% Variation journalière 
    M=str2num(get(handles.edit2,'string')); 
    switch M 
    case 1  
        fn=31; 
      case 2 
        fn=28; 
      case 3 
        fn=31; 
      case 4 
        fn=30; 
      case 5 
        fn=31; 
      case 6 
        fn=30; 
      case 7 
        fn=31; 
      case 8 
        fn=31; 
      case 9 
        fn=30; 
      case 10 
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        fn=31; 
      case 11 
        fn=30; 
      case 12 
        fn=31; 

         
 end 
A=str2num(get(handles.edit3,'string')); 
strA=(num2str(A','%-d'));% année 
strM=(num2str(M','%-d'));% mois 
for j=1:fn 
strJ=(num2str(j','%-d')); % jour 
repertoire=([strM '-' strA '/' strJ]); % Directory with selected date 
chosenday=cell2mat(struct2cell(load(repertoire))); 
Pmax=max(chosenday(:,8)); 
Imax=max(chosenday(:,10)); 
Vmax=max(chosenday(:,9)); 
G=max(chosenday(:,76)); 
Tm=mean(chosenday(:,7)); 
nmod=mean(chosenday(:,6)); 
Htotal=(sum(chosenday(:,76)))*(1/60); 
Etotal=(sum(chosenday(:,8)))*(1/60); 
Yri=(Htotal)/Gn; 
Yfi=Etotal/Pc; 
PR=100*(Etotal/Pc)/(Htotal/Gn); 
PRi=100*(Yfi./Yri); 
PRm=mean(PRi); 
alphaT=((100+(0.48*(Tm-Tn))))/100; 
PRc=PRi/alphaT; 
PRmois(j,1)=PR; 
Tmmois(j,1)=Tm; 
Yrmois(j,1)=Yri; 
Yfmois(j,1)=Yfi; 
nmodmois(j,1)=nmod; 
PRcmois(j,1)=PRc; 
assignin('base','Yri',Yri) 
end 

  
chosenparametre=get(handles.popupmenu1,'value'); 
switch chosenparametre 
    case 2 
        disp('Tm'); 
        set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(1:1:fn,Tmmois), grid on, title('Evolution de la température du 

module dans la journée'), xlabel('Jour'), ylabel('Température du module[ °C 

]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
 case 3 
        disp('Yr') 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(1:1:fn,Yrmois), grid on, title('Evolution du rendement de 

référence dans la journée'), xlabel('Jour'), ylabel('Yr [hour/min]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
    case 4 
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        disp('Yf'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:fn,Yfmois), grid on, title('Evolution du rendement finale dans 

la journée'), xlabel('Jour'), ylabel('Yf [hour/min]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
    case 5 
 disp('PR') 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:fn,PRmois), grid on, title('Evolution journalière du rapport 

de performance'), xlabel('Jour'), ylabel('PR [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
       case 6 
        disp('nmod'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:fn,nmodmois), grid on, title('Evolution de l''éfficacité du 

module dans la journée'), xlabel('Jour'), ylabel('Efficacité du module [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
    case 7 
        disp('PRc'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:fn,PRcmois), grid on, title('Evolution du rapport de 

performance corrigé dans la journée'), xlabel('Jour'), ylabel('PRc [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
end 
       %% Evolution mensuelle 

      
     case 'Evolution mensuelle' 
         %% Variation journalière 
         for M=6:9 
    switch M 
    case 1  
        fn=31; 
      case 2 
        fn=28; 
      case 3 
        fn=31; 
      case 4 
        fn=30; 
      case 5 
        fn=31; 
      case 6 
        fn=30; 
      case 7 
        fn=31; 
      case 8 
        fn=31; 
      case 9 
        fn=30; 
      case 10 
        fn=31; 
      case 11 
        fn=30; 
      case 12 
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        fn=31; 

         
 end 
A=str2num(get(handles.edit3,'string')); 
strA=(num2str(A','%-d'));% année 
strM=(num2str(M','%-d'));% mois 
for j=1:fn 
strJ=(num2str(j','%-d')); % jour 
repertoire=([strM '-' strA '/' strJ]); % Directory with selected date 
chosenday=cell2mat(struct2cell(load(repertoire))); 
Pmax=max(chosenday(:,8)); 
Imax=max(chosenday(:,10)); 
Vmax=max(chosenday(:,9)); 
G=max(chosenday(:,76)); 
Tm=mean(chosenday(:,7)); 
nmod=mean(chosenday(:,6)); 
Htotal=(sum(chosenday(:,76)))*(1/60); 
Etotal=(sum(chosenday(:,8)))*(1/60); 
Yri=(Htotal)/Gn; 
Yfi=Etotal/Pc; 
PR=100*(Etotal/Pc)/(Htotal/Gn); 
PRi=100*(Yfi./Yri); 
PRm=mean(PRi); 
alphaT=((100+(0.48*(Tm-Tn))))/100; 
PRc=PRi/alphaT; 
PRmois(j,1)=PR; 
Tmmois(j,1)=Tm; 
Yrmois(j,1)=Yri; 
Yfmois(j,1)=Yfi; 
nmodmois(j,1)=nmod; 
PRcmois(j,1)=PRc; 

  
load patients.mat 
resu1tat(j,:)=table(PR,nmod,Yfi,Yri,Tm,PRc)                  % Centrale 

  
end 

  
PRannee(M,1)=mean(PRmois); 
Tmannee(M,1)=mean(Tmmois); 
Yrannee(M,1)=mean(Yrmois); 
Yfannee(M,1)=mean(Yfmois); 
nmodannee(M,1)=mean(nmodmois); 
PRcannee(M,1)=mean(PRcmois); 

  
strAAA=(num2str(A','%-d.xls')); 
strMMM=(num2str(M','0%-d-')); 
filename =[strMMM strAAA]; 
% export et enregister comme fichier excel : 
writetable(resu1tat,filename,'Sheet',1,'Range','B1'); 
         end 
 assignin('base','PRannee',PRannee) 
chosenparametre=get(handles.popupmenu1,'value'); 
switch chosenparametre 
    case 2 
        disp('Tm'); 
        set(handles.axes1,'visible','on'); 
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       axes(handles.axes1) 
       plot(1:1:9,Tmannee), grid on, title('Evolution de la température du 

module '), xlabel('mois'), ylabel('Température du module[ °C ]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
 case 3 
        disp('Yr') 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       plot(1:1:9,Yrannee), grid on, title('Evolution du rendement de 

référence '), xlabel('mois'), ylabel('Yr [hour/min]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
    case 4 
        disp('Yf'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:9,Yfannee), grid on, title('Evolution du rendement finale '), 

xlabel('mois'), ylabel('Yf [hour/min]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
    case 5 
 disp('PR') 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:9,PRannee), grid on, title('Evolution mensuelle du rapport de 

performance'), xlabel('mois'), ylabel('PR [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:12); 
       case 6 
        disp('nmod'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:9,nmodannee), grid on, title('Evolution de l''éfficacité du 

module' ), xlabel('mois'), ylabel('Efficacité du module [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 
    case 7 
        disp('PRc'); 
            set(handles.axes1,'visible','on'); 
       axes(handles.axes1) 
       bar(1:1:9,PRcannee), grid on, title('Evolution du rapport de 

performance corrigé '), xlabel('mois'), ylabel('PRc [%]')  
       set(gca,'xtick',0:1:fn); 

  
    disp('mensuelle')     
    %% Evolution annuelle 
end 
     case 'Evolution annuelle' 
    disp('annuelle')     

  
 end 
% Hints: contents = cellstr(get(hObject,'String')) returns popupmenu1 

contents as cell array 
%        contents{get(hObject,'Value')} returns selected item from popupmenu1 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function popupmenu1_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to popupmenu1 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
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% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: popupmenu controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit1_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit1 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit1 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit1 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit1_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit1 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit2_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit2 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit2 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit2 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit2_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit2 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 



 
Annexe 1 

 
 Mohamed El Hacen JED 

if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit3_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit3 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit3 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit3 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit3_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit3 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  
% --- Executes on button press in radiobutton1. 
function radiobutton1_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to radiobutton1 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
set(handles.edit1,'visible','on'); 
set(handles.edit2,'visible','on'); 
set(handles.edit3,'visible','on'); 
nme=['Merci de choisir votre parametre:';'Irradiance solaire : G           

';'Température du module : Tm       ';'Courant max : Imax               

';'Tension max : Vmax               ';'Puissance max : Pmax             

';'Rapport de perforance : PR       ';'Efficacité du module : nmod      

';'Rapport du performance corr : PRc']; 
 set(handles.popupmenu1,'string',nme) 

  

  
% Hint: get(hObject,'Value') returns toggle state of radiobutton1 

  

  
% --- Executes on button press in radiobutton2. 
function radiobutton2_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to radiobutton2 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
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% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
set(handles.edit1,'visible','off'); 
set(handles.edit2,'visible','on'); 
set(handles.edit3,'visible','on'); 
 %nme=['Température du module moyenne : Tp';'Rendement de référence : 

Yr';'Rendement du champs : Ya';'Rapport de performance journalier : 

PR';'Rapport de performane journalier corrigé : PRc']; 
nme=['Merci de choisir votre parametre:';'Température du module : Tm       

';'Rendement de référence : Yr      ';'Rendement du champ PV  : Ya      

';'Rapport de perforance : PR       ';'Efficacité du module : nmod      

';'Rapport du performance corr : PRc']; 

  
set(handles.popupmenu1,'string',nme) 

    

  

  
% Hint: get(hObject,'Value') returns toggle state of radiobutton2 

  

  
% --- Executes on button press in radiobutton3. 
function radiobutton3_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to radiobutton3 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
set(handles.edit1,'visible','off'); 
set(handles.edit2,'visible','off'); 
set(handles.edit3,'visible','on'); 
nme=['Merci de choisir votre parametre:';'Température du module : Tm       

';'Rendement de référence : Yr      ';'Rendement du champ PV  : Ya      

';'Rapport de perforance : PR       ';'Efficacité du module : nmod      

';'Rapport du performance corr : PRc']; 

  
set(handles.popupmenu1,'string',nme) 

    

  
% Hint: get(hObject,'Value') returns toggle state of radiobutton3 

  

  
% --- Executes on button press in radiobutton4. 
function radiobutton4_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to radiobutton4 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
set(handles.edit1,'visible','off'); 
set(handles.edit2,'visible','off'); 
set(handles.edit3,'visible','off'); 
nme=['Merci de choisir votre parametre:';'Température du module : Tm       

';'Rendement de référence : Yr      ';'Rendement du champ PV  : Ya      

';'Rapport de perforance : PR       ';'Efficacité du module : nmod      

';'Rapport du performance corr : PRc']; 

  
set(handles.popupmenu1,'string',nme) 
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% Hint: get(hObject,'Value') returns toggle state of radiobutton4 

  

  
% --- Executes on button press in pushbutton1. 
function pushbutton1_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to pushbutton1 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
set(handles.popupmenu1,'visible','off') 
set(handles.paneltypeevolution,'visible','off') 
set(handles.pushbutton1,'visible','off') 
set(handles.pushbutton2,'visible','on') 

  
axes(handles.axes1)  
cla reset  
axis off 
  %% Variation Horaire 
j=str2num(get(handles.edit1,'string')); 
M=str2num(get(handles.edit2,'string')); 
A=str2num(get(handles.edit3,'string')); 
strA=(num2str(A','%-d'));% année 
strM=(num2str(M','%-d'));% mois 
strJ=(num2str(j','%-d')); % jour 
repertoire=([strM '-' strA '/' strJ]); % Directory with selected date 
chosenday=cell2mat(struct2cell(load(repertoire))); 
      assignin('base','chosenday',chosenday) 

  
formatOut = 'HH:MM'; 
 t1=datestr(chosenday(:,1),formatOut); 
set(handles.popupmenu2,'string',t1) 
set(handles.popupmenu2,'visible','on'); 

  

  

  

  

  
% --- Executes on button press in pushbutton2. 
function pushbutton2_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to pushbutton2 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
set(handles.popupmenu1,'visible','on') 
set(handles.popupmenu2,'visible','off') 
set(handles.paneltypeevolution,'visible','on') 
set(handles.pushbutton1,'visible','on') 
set(handles.pushbutton2,'visible','off') 

  
set(handles.axes1,'visible','off') 
axes(handles.axes1)  
cla reset  
axis off 
set(handles.text8,'visible','off') 
set(handles.text10,'visible','off') 
set(handles.text11,'visible','off') 
set(handles.text12,'visible','off') 
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set(handles.text13,'visible','off') 
set(handles.text14,'visible','off') 
set(handles.text15,'visible','off') 
set(handles.text16,'visible','off') 
set(handles.text17,'visible','off') 
set(handles.edit4,'visible','off') 
set(handles.edit5,'visible','off') 
set(handles.edit6,'visible','off') 
set(handles.edit7,'visible','off') 
set(handles.edit8,'visible','off') 
set(handles.edit9,'visible','off') 
set(handles.edit10,'visible','off') 
set(handles.edit11,'visible','off') 
set(handles.edit12,'visible','off') 

  

  
% --- Executes on button press in pushbutton3. 
function pushbutton3_Callback(hObject, eventdata, handles) 
%% Tracer la courbe I-V 
j=str2num(get(handles.edit1,'string')); 
M=str2num(get(handles.edit2,'string')); 
A=str2num(get(handles.edit3,'string')); 
strA=(num2str(A','%-d'));% année 
strM=(num2str(M','%-d'));% mois 
strJ=(num2str(j','%-d')); % jour 
repertoire=([strM '-' strA '/' strJ]); % Directory with selected date 
chosenday=cell2mat(struct2cell(load(repertoire))); 
      assignin('base','chosenday',chosenday) 

  

  

% --- Executes on selection change in popupmenu2. 
function popupmenu2_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to popupmenu2 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
axes(handles.axes1)  
cla reset  
axis off 

  
  %% Variation Horaire 
j=str2num(get(handles.edit1,'string')); 
M=str2num(get(handles.edit2,'string')); 
A=str2num(get(handles.edit3,'string')); 
strA=(num2str(A','%-d'));% année 
strM=(num2str(M','%-d'));% mois 
strJ=(num2str(j','%-d')); % jour 
repertoire=([strM '-' strA '/' strJ]); % Directory with selected date 
chosenday=cell2mat(struct2cell(load(repertoire))); 
      assignin('base','chosenday',chosenday) 

  
Pmax_=chosenday(:,8); 
Vmax_=chosenday(:,9); 
Imax_=chosenday(:,10); 
G_=chosenday(:,76); 
Tm_=chosenday(:,7); 
nmod_=chosenday(:,6); 
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%cdp=get(handles.popupmenu2,'value') 
for cdp=1:length(chosenday) 
Pmax=Pmax_(cdp,1); 
Imax=Imax_(cdp,1); 
Vmax=Vmax_(cdp,1); 
G=G_(cdp,1); 
Tm=Tm_(cdp,1); 
nmod=nmod_(cdp,1); 
Iall=chosenday(cdp,45:75); 
Vall=chosenday(cdp,14:44); 
Rs=-((Iall(1,3)-Iall(1,1))/(Vall(1,3)-Vall(1,1))); 

  
Rp=-1/((Iall(1,30)-Iall(1,28))/(Vall(1,30)-Vall(1,28))); 
 load patients.mat 
resu1(cdp,:)=table(G,Tm,Vmax,Imax,Pmax,Rs,Rp) 
end 
% set(handles.axes1,'visible','on'); 
%        axes(handles.axes1) 
%        plot(Vall,Iall), grid on, title('Courbe I-V '), xlabel('Voltage 

[V]'), ylabel('Current[A]')  
%        hold on 
%        plot(Vmax,Imax,'ro'), hold off 
%        set(gca,'xtick',0:1:max(Vall)+1); 

        
                 % Centrale 
strAA=(num2str(A','%-d.xls')); 
strMM=(num2str(M','0%-d-')); 
strjj=(num2str(j','0%-d-')); 
filename =[strjj strMM strAA]; 
% export et enregister comme fichier excel : 
writetable(resu1,filename,'Sheet',1,'Range','B1'); 

        
set(handles.edit4,'string',G) 
set(handles.edit5,'string',Tm) 
set(handles.edit6,'string',Vall(1,1)) 
set(handles.edit7,'string',Iall(1,30)) 
set(handles.edit8,'string',Vmax) 
set(handles.edit9,'string',Imax) 
set(handles.edit10,'string',Pmax) 
set(handles.edit11,'string',Rs) 
set(handles.edit12,'string',Rp) 

        
set(handles.text8,'visible','on') 
set(handles.text10,'visible','on') 
set(handles.text11,'visible','on') 
set(handles.text12,'visible','on') 
set(handles.text13,'visible','on') 
set(handles.text14,'visible','on') 
set(handles.text15,'visible','on') 
set(handles.text16,'visible','on') 
set(handles.text17,'visible','on') 
set(handles.edit4,'visible','on') 
set(handles.edit5,'visible','on') 
set(handles.edit6,'visible','on') 
set(handles.edit7,'visible','on') 
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set(handles.edit8,'visible','on') 
set(handles.edit9,'visible','on') 
set(handles.edit10,'visible','on') 
set(handles.edit11,'visible','on') 
set(handles.edit12,'visible','on') 

  
for iii=1:length(chosenday) 
 Iall(iii,:)=chosenday(iii,45:75); 
Vall(iii,:)=chosenday(iii,14:44); 
Rs(iii,:)=-((Iall(iii,3)-Iall(iii,1))/(Vall(iii,3)-Vall(iii,1))); 
% assignin('base','Rs',Rs) 
% assignin('base','Rp',Rp) 
% assignin('base','Iall',Iall) 
% assignin('base','Vall',Vall) 
 G(iii,:)=chosenday(iii,76); 
Tm(iii,:)=chosenday(iii,7); 

  
Rp(iii,:)=-1/((Iall(iii,30)-Iall(iii,28))/(Vall(iii,30)-Vall(iii,28))); 

    
end 

  
Vocall=Vall(:,1); 
Iscall=Iall(:,31); 
%all=[Vocall Iscall Vocall.*Iscall G Tm]; 

  
assignin('base','Iall',Iall) 

  

  

  

  

  

  

  
% Hints: contents = cellstr(get(hObject,'String')) returns popupmenu2 

contents as cell array 
%        contents{get(hObject,'Value')} returns selected item from popupmenu2 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function popupmenu2_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to popupmenu2 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: popupmenu controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 
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function edit4_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit4 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit4 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit4 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit4_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit4 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit5_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit5 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit5 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit5 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit5_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit5 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit6_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit6 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 
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% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit6 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit6 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit6_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit6 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit7_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit7 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit7 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit7 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit7_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit7 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit8_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit8 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit8 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit8 as a 

double 
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% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit8_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit8 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit9_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit9 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit9 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit9 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit9_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit9 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit10_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit10 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit10 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit10 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit10_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
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% hObject    handle to edit10 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

   
function edit11_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit11 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit11 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit11 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit11_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit11 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

  

  

  
function edit12_Callback(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit12 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    structure with handles and user data (see GUIDATA) 

  
% Hints: get(hObject,'String') returns contents of edit12 as text 
%        str2double(get(hObject,'String')) returns contents of edit12 as a 

double 

  

  
% --- Executes during object creation, after setting all properties. 
function edit12_CreateFcn(hObject, eventdata, handles) 
% hObject    handle to edit12 (see GCBO) 
% eventdata  reserved - to be defined in a future version of MATLAB 
% handles    empty - handles not created until after all CreateFcns called 

  
% Hint: edit controls usually have a white background on Windows. 
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%       See ISPC and COMPUTER. 
if ispc && isequal(get(hObject,'BackgroundColor'), 

get(0,'defaultUicontrolBackgroundColor')) 
    set(hObject,'BackgroundColor','white'); 
end 

 

 



 

 

 

 

 

   

 

 

 Annexe 2 



Photovoltaic modules 
TE240/250-60M+

- Power tolerance : 0 / +5 Wp

- Module efficiency : up to 15.2%

- Product warranty : 10 years

- Power warranty : 25 years*

Sun access provider.

Specifications in this datasheet are subject to change without any notice. Please refer to the General Sales & Warranty conditions of Tenesol.

Tenesol manufactures its own photovoltaic 

The quality of TENESOL modules are CE certified.

High efficiency, reduced area, positive power classification

modules in two facilities. 

Tenesol's modules use the high-output technology of
the multicrystalline cell. Each cell is individually
measured and sorted before the encapsulation stage.

The combined use of tempered glass, EVA and back
sheet keeps its weight to a minimum. The laminate
guarantees total watertightness and long-term
protection of the cells.

The reinforced 50 mm aluminium frame makes handling
easy and allows for quick, easy and highly resistant
assembly.

This Tenesol's module can withstand a heavy snowload 
up to 5400 Pa.

Each module is subject to an individual quality control
process.

Our production facilities are also certified according to ISO 9001 and ISO 14001 standards.

Property Tenesol. Duplication prohibited

About Tenesol

A rapidly expanding global player in the field of solar energy (with an estimated turnover of
€200 million in 2011) Tenesol works on behalf of businesses, local authorities and private
individuals. For more than 28 years, the company has been engineering, designing,
manufacturing, installing and operating solar energy systems. Its services cover systems that
produce or consume the energy they generate (off-grid sites, electricity grid connected, solar
water heating) for customers around the globe. A benchmark player in its sector, Tenesol
currently has a staff of more than 700 employees across 18 subsidiaries including two
production facilities, one in Toulouse, France, and the other in Cape Town, South Africa. In
January 2012, Tenesol was acquired by SunPower (NASDAQ: SPWR), a manufacturer of
highest efficiency solar cell, solar panels and solar systems. SunPower is headquartered in
San Jose, Calif., with offices in North America, Europe, Australia and Asia.

For more information, please visit: www.tenesol-group.com .
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Photovoltaic modules

TE240/250-60M+

Electrical characteristics TE240/250-60M+

Nominal Power (STC)

Sorting limits
Maximum power

% 2.0

182.6

250
255

Minimum power

7.0

250

186.5

Current at max. power

Wp

Wp

245

Sorting limits

7.0

2.1 2.0

245 250
240

8.4

240

8.6

(V)
(A)

-0/+5

29.8 30.05

Open circuit voltage 

(V)

8.2 8.3
(V)

Short circuit current 

Short circuit current

(A)

37.4 37.5

34.9
7.1

Specifications in this datasheet are subject to change without any notice. Please refer to the General Sales & Warranty conditions of Tenesol.

8.8

27.2

Voltage at max. power

Voltage at max. power

29.55

Nominal Pow. 45°C/800W/m²

8.7

27.4
Current at max. power 

37.2

(A)

Wp

6.8
Open circuit voltage (V)

6.6 6.7

178.8

(A)

26.9

NOCT tests realized with a maximum power (in Wp), junction temperature 45 °C; irradiation 800 W/m²; Am 1,5 ; Ambient
temperature 20 °C; Windspeed 1 m/sec.

34.8

0,1

According to specifications at STC: Irradiation 1000 W/m²; AM 1.5; Cell at ambient Temperature T: 25°C.

156 x 156 mm

Temperature Coefficient of Voltage
Temperature Coefficient of Current

Monocrystalline

 - 129,0 mV/°C
+ 4,8 mA/°C

Temperature Coefficient of Power - 0,43 %/°C
NOCT 45°C

Temperature coefficients

Cells

Type

Size
60 cells / 6 x 10Layout

General information

Amphenol

Maximum system voltage

3 by-pass

Maximum reverse current 17 A 
1000 V

Diodes
Type of connection

Junction Box IP55
Weight

-40 / +85°COperating ambient temperature
19 kg

Certifications
IEC61215 + IEC61730

Warranty
10 yearsProduct warranty

10 years - 90 % of minimal power
25 years - 80 % of minimal powerPower warranty (*)

Irradient dependancy
Irradiation

(W/m²) Pm

1000

0,394

0,799800

400
300

0,187

1

500 0,497

0,862
200
100

Vpm

0,970

1

0,086

0,994

0,291
0,986

0,936 0,2

0,999
1

Ipm

0,8
0,5
0,4
0,3

34.6

245

Property Tenesol. Duplication prohibited



Polycrystalline Solar Module

www.hanwha-solarone.com

	     SF220

O v e r v i e w

Hanwha SolarOne’s SF220 Polycrystalline Module delivers the performance and efficiency required for large power ouput 
applications. Featuring a smooth, all-blue surface and a tight ±3% power tolerance, the SF220 Poly provides an aesthetically 
attractive and efficient option for commercial and utility installations. The module has undergone comprehensive testing for 
reliable performance over time and is certified to comply with the latest Class A safety standards. 

K e y  T e c h n i c a l  F e at u r e s

• 5 year product warranty, 25 year performance warranty*

• Module certified to withstand high snow loads, up to 5.4kN/m2**

• Tight power tolerance: ±3%, anti-reflective coating

• Free module recycling through membership in PV Cycle
*Please refer to Hanwha SolarOne Product Warranty for details.

**Please refer to Hanwha SolarOne module Installation Guide.

Q u a l i t y  a n d  E n v i r o n m e n ta l  C e r t i f i c at e s

• ISO 9001 quality standards and ISO 14001 environmental standards

• OHSAS 18001 occupational health and safety standards

• IEC 61215 and IEC 61730 Class A certifications

• Conformity to CE

A b o u t  H a n w h a  S o l a r O n e

Hanwha SolarOne is a vertically integrated manufacturer of photovoltaic modules  
designed to meet the demands of the global energy consumer. From high-grade 
crystalline silicon, to module production, to project development and financing, 
Hanwha SolarOne is setting the new standard in innovation and value.

• High reliability, guaranteed quality, and excellent cost-efficiency due to vertically   	
   integrated production and control of the supply chain; 

• Optimization of product performance and manufacturing processes through a 	
   strong commitment to research and development; 

• Global presence throughout Europe, North America, and Asia, offering regional 	
   technical and sales support.

	        SF220 Poly
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E l e c t r i c a l  c h a r a c t e r i st  i c s

Electrical Characteristics at Standard Test Conditions (STC)
Maximum Power (Pmax)	         

Open Circuit Voltage (Voc)	         

Short Circuit Current (Isc)

Voltage at Maximum Power (Vmp)    

Current at Maximum Power (Imp)

Module Efficiency (%)
Pmax, Voc, Isc, Vmp, and Imp tested at STC defined as irradiance of 1000W/m2 at AM 1.5G solar spectrum and temperature 25 ±2°C.

Power tolerance of ±3% refers to measured performance.

Electrical Characteristics at Normal Operating Cell Temperature (NOCT)
Maximum Power (Pmax)

Open Circuit Voltage (Voc)

Short Circuit Current (Isc)

Voltage at Maximum Power (Vmp)

Current at Maximum Power (Imp)

Module Efficiency (%)
Pmax, Voc, Isc, Vmp, and Imp tested at STC defined as irradiance of 1000W/m2 at AM 1.5G solar spectrum and temperature 25 ±2°C.

Power tolerance of ±3% refers to measured performance.

Maximum Ratings
Maximum System Voltage 	 1000V (IEC); 
	 	 	 	 600V (UL)

Series Fuse Rating	 	 15A

Maximum Reverse Current	  Series fuse 
	 	 	 	  rating multiplied 
	 	 	 	  by 1.35

Temperature Characteristics
Normal Operating Cell 
Temperature (NOCT) 	          45 ±3°C

Temperature Coefficients of P        -0.45%/°C

Temperature Coefficients of V        -0.32%/°C 	

Temperature Coefficients of I         -0.04%/°C 

S y st  e m  D e s i g n

Operating Temperature	         -40°C to 85°C

Hail Safety Impact Velocity	          25mm at 23m/s

Fire Safety Classification	          Class C

Static Load Wind/Snow	          5.4kN/m2

Pa c k a g i n g  a n d  S to  r a g e

Storage Temperature	  -40°C to 85°C

Packaging Configuration	  22 pcs per pallet

Loading Capacity  
(40 ft. container)		   572 pieces

Basic Design

225W

36.7V

8.18A

29.9V

7.53A

13.6

230W

36.8V

8.34A

30.0V

7.67A

13.9

235W

36.8V

8.44A

30.1V

7.81A

14.2

240W

37.0V

8.54A

30.2V

7.95A

14.5

245W

37.1V

8.64A

30.3V

8.08A

14.8

250W

37.2V

8.74A

30.4V

8.22A

15.1

163W

33.1V

6.50A

27.1V

6.02A

12.3

167W

33.3V

6.66A

27.2V

6.14A

12.6

170W

33.5V

6.74A

27.3V

6.23A

12.9

174W

33.7V

6.84A

27.4V

6.35A

13.2

178W

34.1V

6.99A

27.6V

6.46A

13.5

182W

34.2V

7.07A

27.7V

6.58A

13.8

Various Irradiance Levels

Performance at Low Irradiance: 
The typical relative change in module 
efficiency at an irradiance of  
200W/m2 in relation to 1000Wm2 
(both at 25°C and AM 1.5G 
spectrum) is less than 5%. 

1652mm x 1000mm x 45mm (65.04 in x 39.37 in x 1.77 in)

21kg (46.2 lbs)

Aluminum alloy 

Tempered glass

EVA

Composite sheet

Polycrystalline 

156mm x 156mm (6.14 in x 6.14 in)

60 (6 x 10)

Protection class IP65 with bypass-diode

Solar cable: 4mm2; length 900mm (35.4 in)

Linyang LY0706-2

M e c h a n i c a l  c h a r a c t e r i st  i c s

Dimensions

Weight

Frame

Front

Encapsulant

�Back cover

Cell Technology

Cell Size

Number of Cells (Pieces)

junction box

output cables

connector

©Hanwha SolarOne Co. Ltd, Specifications are subject to change without notice, Release: 2011-01-27 




