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Introduction gIntroduction gIntroduction gIntroduction génnnnéraleraleralerale    

 

Les réseaux électriques de transport et de distribution sont conçus et exploités pour 

acheminer l'électricité depuis les producteurs jusqu'aux usagers, en garantissant le niveau de 

qualité et des conditions de sécurité optimales, au meilleur coût. L'arrivée massive de la 

production décentralisée, désignée ici «  GED : Génération d'Énergie Distribuée », au sein des 

réseaux électriques et en particulier de distribution, a introduit des changements profonds 

dans l'exploitation et la planification de ces réseaux. Le développement de cette production 

est dû à plusieurs facteurs, parmi lesquels les incitations réglementaires en faveur des 

énergies renouvelables, l'arrivée de nouveaux acteurs à la suite de l'ouverture des marchés de 

l'énergie, la possibilité d'installer ces formes de production au plus près du consommateur, etc. 

Ces productions sont souvent de type intermittent. Elles peuvent représenter un grand 

nombre de points d'injection de puissance de taille petite (de quelques kW à quelques MW) et 

ne sont pas nécessairement observables et encore moins dispatchables. Le raccordement des 

GEDs a un impact certain sur le réseau : plan de tension, courants de court-circuit, plan de 

protection, etc. De plus, elles nécessitent souvent un renforcement du réseau pour les 

accueillir dans les conditions de sécurité exigées. Assurer l’évolution du réseau, et donc sa 

planification, tout en tenant compte de cette forme de production est un défi majeur. En effet, 

ces productions introduisent des incertitudes majeures, notamment au niveau du profil de 

production et du lieu de raccordement, qu'il n'est pas aisé de modéliser. Ces incertitudes 

pèsent également sur l'évaluation « réaliste » de la capacité maximale de raccordement d'un 

réseau donné. C'est pour cela qu'une méthode d'évaluation basée sur une approche 

stochastique est nécessaire. 

Cette thèse traite spécifiquement de la prise en compte des incertitudes, qu’elles soient 

inhérentes au réseau ou qu’elles soient dues à la GED, dans les calculs d’analyse de réseaux 

de distribution en présence de ces productions. Le présent travail de thèse est divisé en quatre 

chapitres qui traitent les aspects suivants : 

Le chapitre I est une introduction aux réseaux électriques. Les raisons du changement de 

paradigme énergétique sont expliquées. Les différents concepts de production décentralisée 

sont présentés et les conséquences du raccordement de ces productions au réseau électrique 

sont analysées. De même, nous aborderons brièvement dans ce chapitre les critères, les 

méthodologies et les méthodes d’évaluation appliquées dans la planification du réseau 

électrique. L’approche par scénario permet d’étudier les avantages d’une configuration de 

réseau donnée ; d’autres approches permettent de considérer plusieurs configurations 

possibles. D’autres méthodologies, basées sur les réseaux de neurones, les algorithmes 

évolutionnaires et les méthodes probabilistes, ont été développés pour étudier les améliorations 

et les renforcements d’un réseau. Les problèmes de décision et d’optimisation associée à la 

planification sont caractérisés par des fonctions objectives multiples et non linéaires. Le 

raccordement des GEDs introduit un facteur stochastique. Les méthodes probabilistes 

(méthode de simulation de Monte-Carlo) et possibilistes (méthode de l’arithmétique floue) ont 

été choisies pour simuler l’évolution imprévisible des quelques variables du réseau dans les 

études de planification. Ces approches permettent d’éviter la réalisation de nombreuses 

simulations pour les différents scénarios de charge et de production décentralisée. 

Le chapitre II présente les bases théoriques et les concepts mathématiques correspondants 

pour la modélisation et le traitement des incertitudes. Elles seront ensuite appliquées dans les 

chapitres suivants dans les méthodes d’évaluation des critères d’exploitation, qui sont utilisées 

dans les approches de planification. Nous étudierons ainsi les caractéristiques, les différences 

et les similitudes entre les méthodes probabiliste et possibiliste.  
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Les méthodes probabilistes ont été déjà appliquées, dans le passé, aux études de réseau 

électrique, pour le calcul de répartition de charges, des courants de court-circuit et des 

indices de fiabilité. Les méthodes probabilistes ont été particulièrement utilisées pour étudier 

l’ impact des incertitudes de certaines variables électriques sur le comportement du réseau, 

telle que la charge qui, par nature, varie continuellement, suivant les usages. Les variations 

électriques peuvent être modélisées par les fonctions de densité de probabilité (PDF en anglais 

Probability Density Function) qui reflètent l’ incertitude de la variable en fonction de sa 

probabilité d’occurrence. La méthode probabiliste initialement utilisée a été la méthode 

analytique, qui utilise les expressions des fonctions et qui s’appuie sur la théorie de 

probabilité pour réaliser les calculs correspondants. Cette méthode a besoin de simplifications 

compte tenu de la complexité de réalisation des opérations arithmétiques entre variables 

aléatoires. La méthode de simulation de Monte-Carlo est devenue plus usuelle dans la 

résolution de ce type de problèmes, car les développements des outils de calcul permettent la 

réalisation d’un grand nombre de simulations dans un temps qui pourrait être acceptable selon 

l’application. La méthode de Monte-Carlo permet de reconstruire la fonction de probabilité 
des sorties en fonction des échantillonnages des variables aléatoires des entrées.  

Le développement de la théorie des ensembles flous par Zadeh en 1965 offre une alternative 

pour le traitement des incertitudes. Les ensembles flous sont une extension des ensembles 

classiques qui indiquent le degré d’appartenance d’un élément à un ensemble avec quelques 

caractéristiques. Les ensembles flous prennent des valeurs continues dans la gamme de zéro 

« 0 » (l’élément n’appartient pas à l’ensemble) jusqu’à un « 1 » (l’élément appartient à 
l’ensemble) ; ils modélisent souvent des appréciations du raisonnement humain. Les ensembles 

flous sont représentés par leur fonction d’appartenance (PODF en anglais Possibility 
Distribution Fonction). Cette approche est proposée comme un outil pour aborder les 

incertitudes du réseau électrique en utilisant l’arithmétique des ensembles flous. L’existence 

du principe de cohérence de la transformation entre la probabilité et la possibilité permet 

d’établir l’équivalence entre les théories de probabilité et de possibilité. Les avantages et les 

inconvénients pour la modélisation des différentes formes d'incertitudes sont présentés dans 

ce travail. En principe l’arithmétique des ensembles flous a de meilleures caractéristiques par 

rapport à la méthode de Simulation de Monte-Carlo, surtout en termes de temps de calcul. 

Toutefois, la méthode floue est limitée aux opérations arithmétiques simples. Un exemple 

illustratif de l’application des méthodes probabilistes (analytique et Monte-Carlo) et 

possibilistes (arithmétique floue) dans un petit réseau composé d’une ligne, d’une charge et 

d’un poste source prenant en compte l’ incertitude des paramètres. 

Dans le chapitre III nous développons les méthodes retenues (méthode de Monte-Carlo et 

méthode d'arithmétique floue) pour les études statiques des réseaux tels que l'étude de la 

répartition de charges, des courants de court-circuit et des indices de fiabilité, tout en 

intégrant des modèles d'incertitude pour différentes variables électriques. La méthode de 

calcul de répartition de charges est une méthode itérative non linéaire essentielle pour 

différents types d'analyse des réseaux. Cette méthode permet de déterminer les profils de 

tension, la puissance produite par les machines et les machines et les pertes du réseau. Nous 

avons choisi une méthode de calcul de répartition de charges, relativement simple, basée sur 

l’algorithme de Jen-Hao Teng [TE-03]. Ce dernier est plus approprié pour les réseaux de 

distribution à structure radiale. De plus, cet algorithme nous permet d’appliquer plus aisément 

la méthode de l’arithmétique floue. Le calcul des courants de court-circuit a été réalisé en 

considérant la norme IEC 60909 [IE-01]  et la théorie des composantes symétriques (pour 

tenir compte des défauts dissymétriques). Il est ainsi possible de déterminer les courants et 

les tensions de défaut au moyen d’opérations arithmétiquement simples et en fonction du type 

de défaut. Par ailleurs, ces études intègrent bien la présence des GEDs raccordées au réseau.  

Concernant les indices de fiabilité, ils permettent d'évaluer la performance du réseau en tenant 

compte des taux de défaillances des divers matériels du réseau, du temps de réparation des 

composants du réseau, etc., qui affectent la qualité du service. Les indices de fiabilité étudiés 
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sont l'énergie annuelle non distribuée, le nombre d'heures annuelles des pannes par client et 

le nombre des interruptions annuelles par client. La détermination d'indices de fiabilité est 

aussi exprimée en «  opérations arithmétiques ». Ces méthodes ont été testées pour plusieurs 

réseaux en considérant les diverses incertitudes. 

Les sources d'incertitude des grandeurs électriques du réseau considérées sont la variation de 

la température qui modifie les paramètres de ligne, la variation des changeurs de prises dans 

les transformateurs qui modifient la tension du poste source, la variation de la température 

pendant les saisons qui font varier les puissances consommées par la charge, et les conditions 

météorologiques telles que la vitesse du vent et le rayonnement solaire qui font varier la 

puissance produite par les parcs éoliens et photovoltaïques. La variation des grandeurs 

électriques est analysée et modélisée avec des fonctions de densité de probabilité et de 

distribution de possibilité. La modélisation de l’ incertitude est déterminée en fonction 

d'informations statistiques. L’ incertitude est intégrée dans les études du réseau pour évaluer 

son impact sur les critères d’exploitation à respecter. 

Le chapitre IV est consacré aux études « stochastiques » de la stabilité du réseau dynamique 

en présence de GED. Pour ces études, les modèles dynamiques des composants du réseau sont 

indispensables pour la création d’un modèle temporel le plus complet possible. Celui-ci est 

formé par un ensemble d’équations algébro-différentielles, non-linéaires d'ordre élevé qui 

décrit le comportement dynamique des éléments du réseau. Les principaux composants 

modélisés avec des équations différentielles sont les machines tournantes tels que les 

machines synchrones, les contrôleurs primaires de tension et de fréquence, les moteurs, les 

condensateurs synchrones, ainsi que, dans les parcs éoliens, les différentes technologies 

utilisées telles que les machines synchrones et asynchrones, les systèmes de contrôle de 

l’angle de calage et les convertisseurs d’électronique de puissance. Les principaux types 

d’éoliennes sont brièvement expliqués. Il s’agit de la machine asynchrone à vitesse constante 

(CSWT en anglais pour Constant Speed Wind Turbine), de la machine asynchrone à double 

alimentation (DFIG en anglais pour Double Fed Induction Generator) et de la machine 

synchrone à vitesse variable raccordée au réseau par une interface d’électronique de 

puissance (DDSG en anglais pour Direct Drive Synchronous Generator). La machine 

asynchrone à double alimentation est utilisée pour modéliser un grand parc éolien dans le 

réseau 3-générateurs, 9-nœuds d’Anderson [AN-02].  

La méthode de simulation de Monte-Carlo a été utilisée pour les simulations dynamiques et les 

études de stabilité du réseau. Dans notre étude, les perturbations appliquées au réseau sont de 

deux types : a) Défauts sévères tels qu’un court-circuit triphasé franc et la perte d’une 

machine synchrone d’un côté ; et b) variation de la charge comme perturbation courante de 

l’autre côté. La méthode de Monte-Carlo est appliquée lorsque l’amplitude de la puissance 

consommée par la charge à un instant donné est représentée par un échelon d’amplitude 

stochastique. Les contraintes de fonctionnement des parcs éoliens des réseaux îliens français 

et du réseau Irlandais sont aussi prises en compte et intégrées dans le modèle stochastique. 

En effet, ces contraintes exigent la déconnexion du parc éolien quand certaines conditions de 

sécurité ne sont pas satisfaites [WI-04]. Ainsi, les simulations doivent respecter les limites de 

fonctionnement de tous les composants du réseau. Les simulations dynamiques sont réalisées 

pour déterminer le taux de pénétration maximum du parc éolien et pour construire une fonction 

de densité de probabilité qui reflète l’ instabilité du réseau. 

Dans la conclusion générale, nous montrerons l’ impact des modèles de l’ incertitude considérés 

dans les simulations des réseaux électriques actuels et les perspectives ouvertes par nos 

travaux. La bibliographie générale contient toutes les références utilisées dans ce travail de 

thèse. Toutes les données utilisées dans nos simulations sont également détaillées dans les 

annexes. 
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I.1.I.1.I.1.I.1. IntroductionIntroductionIntroductionIntroduction    

Le réseau électrique est un système très complexe. Il comprend des milliers de composants 

(générateurs, transformateurs, lignes, contrôleurs, systèmes de protection, entre autres). La 

construction, la maintenance et l'exploitation du réseau représentent des milliards d'euros. La 

construction de nouveaux ouvrages prend souvent beaucoup de temps et nécessite la mise en 

place de stratégies spécifiques et des choix technologiques adaptés ; la durée de vie des 

éléments est d'environ quarante ans, voire plus. De plus, les divers composants insérés au sein 

de ce système sont interdépendants dès lors que l’état d’un élément influence les autres. Les 

conditions d’exploitation du réseau dépendent aussi de la demande, des prix du marché et des 

modifications de la législation relative au secteur électrique. En outre, les conditions 

météorologiques (température, vitesse du vent, ensoleillement, etc.) influencent les courbes de 

consommation et de production. La conduite et l’exploitation, voire la planification du réseau, 

requièrent une bonne connaissance (ou estimation) de ces conditions qui ne peuvent 

malheureusement pas être prédites avec grande précision. 

La planification du réseau électrique consiste à prévoir les différentes extensions du réseau. 

Ainsi, le dimensionnement des ouvrages, tels que les lignes, transformateurs et postes, est 

réalisé en considérant les politiques énergétiques, la dérégulation du marché, le grand choix des 

technologiques de composants, les contraints électriques du réseau, les grands choix 

technologiques des gestionnaires (i.e. les niveaux de tension, la mise à la terre, les schémas 

de reprise, la prise en compte des pertes, entre autres) et le niveau d’automatisation des 

composants. La planification du réseau électrique essaie de prendre en compte un certain 

nombre d'objectifs qui doivent être optimisés simultanément et qui sont souvent 

contradictoires. Ces objectifs comprennent la minimisation des coûts d’exploitation (i.e. les 

pertes, entre autres), des coûts d’ investissement (i.e. dimensionnement d’ouvrages), 

l'amélioration de la fiabilité, la sécurité des personnes et des biens, la qualité continuité de 

fourniture et la considération de multiples facteurs environnementaux. Le planificateur doit 

donc faire face à un problème d’optimisation multi-objectif. Les coûts élevés d’ investissements 

pour se prémunir d’ interruptions de l’approvisionnement ont encouragé le développement de 

méthodes robustes et flexibles pour la planification des réseaux électriques. La forte 

interdépendance des éléments impose de considérer le réseau dans son ensemble. La 

séparation des réseaux de transport et de distribution permet de traiter le problème de 

planification indépendamment. Les décisions de chaque sous-problème doivent être 

cohérentes. Des erreurs dans les études de planification peuvent conduire à des décisions 

erronées et à des pertes financières considérables. Les contraintes dimensionnantes 

principales du réseau de distribution sont réglementaires, après les pertes du réseau, car la 

longueur totale déployée des réseaux de distribution est très largement supérieure à celle du 

réseau de transport. 

Le changement du paradigme énergétique, avec l’ouverture des marchés de l’énergie, l’arrivée 

massive de la production décentralisée et les contraintes environnementales de plus en plus 

fortes, pousse à l’évolution des critères et des outils de planification couramment utilisés dans 

les réseaux électriques. Ce changement, couplé aux nouvelles technologies d’ information et de 

communication et autres nouveaux matériels de réseau, a en effet induit une augmentation des 

incertitudes dans ce système qu’ il convient de bien modéliser. Par exemple, le raccordement 

de la production décentralisée dans le réseau de distribution bouleverse les flux de 

puissances, change les conditions d’exploitation et augmente l’ incertitude de la puissance 

produite dans le cas de l’ intégration des énergies renouvelables. En conséquence, il est 

nécessaire de tenir compte des incertitudes et des facteurs aléatoires dans les calculs 

d’évaluation du réseau actuel et à long terme. Ainsi, il est nécessaire de développer des outils 

nouveaux pour la planification du réseau avec des méthodes mathématiques qui tiennent 

compte des incertitudes des variables électriques et leurs conséquences sur le réseau. 
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Ce chapitre est une introduction aux réseaux électriques. Il comprend divers rappels dans la 

section I.2 notamment sur l’évolution du réseau depuis son ancienne structure verticale (de 

grands centres de production jusqu’aux centres de consommation) au changement vers une 

nouvelle organisation plus éclatée, dans laquelle la production décentralisé est raccordée à 
tous les niveaux de tension. Les raisons de cette nouvelle tendance sont exposées dans la 

section I.3 : elles sont dues à la dérégulation des marchés de l’énergie et les aspirations 

environnementales de nos sociétés modernes avec les incitations réglementaires qui en 

résultent en faveur des énergies renouvelables. 

Le concept de la production décentralisée (GED) est défini dans la section I.4, en fonction de 

la puissance fournie et du niveau de tension de raccordement au réseau. La description de 

différents types de production décentralisée prend en compte la source primaire d'énergie, la 

technologie de conversion d'énergie utilisée ainsi que ses dispositifs de contrôle-commande. 

Les sources d'énergie déterministes, telles que les petites centrales thermiques, les micro-

turbines, les cogénérations, les centrales à base de biomasse et la pile à combustible, sont 

considérées comme pilotables ; elles sont brièvement décrites dans la section I.4.1.1. Les 

sources d’énergies non-contrôlables telles que les petites centrales hydroélectriques, les 

éoliennes, les cellules photovoltaïques, les usines marémotrices, les usines houlomotrices et 

les centrales géothermiques, sont de nature stochastique, car leur source primaire d’énergie 

dépend généralement des conditions météorologiques ; elles sont décrites dans la section 

I.4.1.2. Les principaux impacts de la production décentralisée sur les variables électriques, 

tels que le profil de tension, la modification des pertes, l’augmentation des fluctuations de 

tension, des harmoniques et des courants de court-circuit, sont expliqués dans la section 

I.4.2. Les deux conditions d’exploitation des GEDs au réseau, îlotage intentionnel ou anti-

îlotage, sont présentées dans la section I.4.3.  

Enfin, les critères de planification des variables électriques du réseau Français en régime 

normal (N) et d’urgence (N-1), sont abordés dans la section I.5. Les différentes méthodologies 

utilisées dans la planification du réseau électrique qui permettent d’étudier les diverses options 

possibles pour satisfaire les critères de planification, sont discutées dans la section I.5.1. Les 

méthodes d’évaluation des critères de planification qui incluent sur les études de la répartition 

des charges, du calcul des courants de court-circuit, des indices de fiabilité et de la stabilité 
du réseau, entre autres, sont brièvement expliquées dans la section I.5.2. Ces calculs 

permettent de vérifier le bon fonctionnement du réseau (grandeurs électrotechniques en deçà 
des contraintes techniques et/ou réglementaires). La conclusion de tous les aspects traités est 

incluse dans la section I.6.  

I.2.I.2.I.2.I.2. LLLL’évolution du rvolution du rvolution du rvolution du réseau seau seau seau électriquelectriquelectriquelectrique    

Le réseau électrique a évolué de façon désorganisée à partir de petits réseaux formés dans la 

première moitié du XXème siècle jusqu'aux grands réseaux continentaux d’aujourd’hui. Afin de 

réaliser des économies d’échelle, il a évolué vers une structure « verticalement intégrée », 
c’est-à-dire que la puissance est produite par de grandes centrales électriques 

potentiellement très éloignées des centres de consommation. Le réseau a ainsi été conçu pour 

fonctionner avec des réserves suffisantes afin de fournir l’énergie électrique à la demande 

d'une manière économique et fiable. La production d'énergie est principalement basée sur des 

sources primaires contrôlables telles que : les centrales thermiques utilisant les combustibles 

fossiles, les centrales thermonucléaires, les centrales hydro-électriques, etc. Les machines 

utilisées dans ces centrales sont de grande taille et développées à grande échelle. Ces sources 

permettent de contrôler la production d’énergie en fonction des critères de sécurité et 

d’économie. Le réseau est exploité de sorte que des évènements sévères ne provoquent pas la 

perte totale du système ou la propagation des défaillances sur les réseaux voisins. Il doit aussi 

permettre la reprise rapide de la portion du réseau électrique affectée par des événements 

majeurs. 
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Dans les structures traditionnelles, l'énergie électrique est transportée des centrales 

électriques vers les consommateurs à travers une structure du réseau hiérarchique, de la très 

haute tension HTB (Un > 50 kV), à la moyenne tension HTA (1kV < Un < 50 kV) puis à la 

basse tension BT (Un < 1 kV). Les réseaux de transport HTB sont maillés pour assurer la 

fiabilité et la disponibilité de l’énergie, en cas de défauts sur des ouvrages. Par contre, les 

réseaux de distribution HTA et BT sont majoritairement passifs1 avec une configuration 

exploitée en structure radiale (un seul chemin vers le réseau amont) qui permet l’utilisation de 

plans de protection simples et robustes. La topologie du système fait que le flux d'énergie 

électrique est unidirectionnel, de la production vers la consommation. Le réseau doit 

fonctionner sous la contrainte que la puissance électrique produite doit être, à chaque instant, 

égale à la puissance consommée. Par conséquent, le fonctionnement du réseau repose sur un 

contrôle temps réel de la production d'énergie et son adaptation aux fluctuations de la charge, 

selon les restrictions imposées par le gestionnaire du réseau de transport d'électricité.  

Une telle structure « verticalement intégrée » du système d'alimentation apporte des 

avantages, tels que la réduction du coût d’exploitation, la mutualisation des marges de réserve 

des générateurs, une meilleure efficacité énergétique de grands générateurs, une réduction du 

risque de défaillances [SL-03c]. Les nouvelles politiques énergétiques et environnementales, 

qui ont prévalu au cours des dernières années, ont encouragé l'interconnexion de nouvelles 

sources de production d'énergie électrique non conventionnelles et distribuées dans le réseau 

ainsi que une séparation administrative stricte sur les activités d'exploitation, de fourniture et 

de commercialisation. Cette redistribution des rôles doit permettre de créer des conditions 

d'accès non discriminatoires et d'augmenter le nombre d'acteurs ainsi que la liquidité (et donc 

la concurrence) sur les marchés de l'énergie. 

 

Figure I.1. Architecture verticale du réseau. 

L'insertion de la production décentralisée conduit à une transition vers une nouvelle structure 

plus « éclatée ». Dans cette structure, les petites et moyennes unités de production sont 

souvent reliées au réseau de distribution. La connexion de ces unités sur les réseaux HTA et 

BT, conduit à un fort bouleversement de l'ancienne structure « verticale » du système 

électrique. Le flux de puissance n'est plus distribué « verticalement » de la haute tension à la 

basse tension, mais aussi « horizontalement », avec même la capacité d'inverser ces flux de 

puissance entre les réseaux HTA et BT, ou même avec les niveaux de tensions supérieurs. 

Les systèmes de distribution deviennent ainsi des réseaux actifs.  

Ce chapitre présente les aspects les plus pertinents de la planification du réseau du point de 

vue conceptuel. Les objectifs, les critères et les méthodologies utilisées pour la planification 

seront définies avec l'utilisation des méthodes déjà existantes qui permettent de spécifier la 

méthodologie de planification à développer dans les chapitres suivants. 

                                            
1 Les réseaux passifs sont des réseaux où il n’y a que des charges passives et il n’y a pas 

d’éléments actifs de production de puissance tels que générateurs ou charges actives. 
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Figure I.2. Architecture horizontale du réseau. 

I.3.I.3.I.3.I.3. Les raisons du changement dans la structure du rLes raisons du changement dans la structure du rLes raisons du changement dans la structure du rLes raisons du changement dans la structure du réseauseauseauseau    

Historiquement, le développement du réseau, pour répondre à la demande, mettait en œuvre 

l'installation de nouvelles grandes centrales et la construction des lignes HTB et HTA. 

Toutefois, ces constructions deviennent plus difficiles, en raison du coût d'investissement, le 

manque d'espace physique disponible et l’opposition grandissante du public [PU-03] à ces 

nouvelles installations. Le développement des nouvelles unités de production d’énergie non 

conventionnelles est encouragé pour les raisons suivantes, qui sont résumées ci-dessous : 

a) L'épuisement des combustibles fossiles : la production d'énergie thermo-électrique 

correspondait, à l'année 2000, à 67% de la capacité mondiale installée, tandis que la 

production d'énergie nucléaire en a fournie 11% [PU-03]. Les sources primaires de ces 

centrales sont des combustibles fossiles extraits de gisements disponibles. Cependant, 

ces réserves ne sont pas infinies et seront épuisées à l’horizon d’un ou deux siècles. 

Ceci dicte l'incorporation progressive des sources d'énergie durable. 

b) Les émissions de Gaz à Effet Serre (GES) par l'exploitation de centrales thermiques à 
flamme, contribuent au changement climatique, causé par l'augmentation de la 

concentration de 2CO  dans l'atmosphère terrestre. Le Protocole de Kyoto, signé en 

1997 lors de la Convention Cadre des Nations Unies sur les changements climatiques, a 

été adopté pour amorcer la « dé-carbonation » des systèmes d'énergie de l'avenir basés 

sur l'utilisation des sources d'énergies nouvelles et renouvelables (SER) comme source 

principale de production d'électricité [WO-00].  

c) L'énergie nucléaire, bien qu’énergétiquement efficace et sans rejet de carbone, est 

entachée d’une image publique négative en raison du problème de l'élimination des 

déchets radioactifs et de la crainte des conséquences d’un accident nucléaire. A 

l’exception de quelques régions économiquement émergentes du monde, il est fort 

probable que la production d'énergie nucléaire sera en diminution à l'avenir. Plusieurs 

pays européens, comme l'Allemagne et la Suède, ont promulgué des lois visant à 
accélérer la fermeture des centrales nucléaires existantes. Cependant, les technologies 

émergentes telles que la technologie de réacteur dit « à lit de galets », qui permet une 

fabrication très standardisée de centrales modulaires, pourraient relancer l'industrie de 

la production d’énergie nucléaire sans carbone [PU-03], [BA-12]. 

d) L'énergie hydraulique constitue une précieuse alternative d'énergie renouvelable, déjà 
utilisée dans une grande partie des régions du monde. Toutefois, la construction de 

barrages et de bassins pour la production d'énergie hydroélectrique peut provoquer 

l'inondation de vastes zones et affecter le débit des rivières, qui induit d'importantes 

conséquences sur l'environnement et bouleverse la vie quotidienne des habitants [PU-

03]. 

A ces facteurs s’ajoutent la dérégulation des marchés de l'électricité et l'introduction de 

nouvelles formes, efficaces, matures et quasi rentables économiquement, de production 

d’énergie à petite échelle comme la cogénération, les micro-turbines, les générateurs 
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photovoltaïques et éoliens [BO-01]. Ces énergies sont fortement encouragées par les 

réglementations en vigueur. Une solution alternative au problème de transport d’énergie 

électrique peut s’appuyer sur la connexion de génération dans les systèmes de distribution 

passant de la structure classique « verticale » du réseau à une structure « horizontale », où la 

génération est présente sur plusieurs niveaux de tension, comme montré dans la figure I.2.  

En outre, un environnement dérégulé avec un accès non discriminatoire aux réseaux de 

distribution offre de meilleures possibilités pour les petits producteurs d’énergie qui 

nécessitent des coûts d’ installations faibles et des temps de construction plus courts [CI-99]. 

Les avantages de la production d'énergie à proximité des charges comprennent l'utilisation de 

la chaleur résiduelle pour le chauffage ou le refroidissement (co-tri-génération), et la 

possibilité d’alimenter des charges critiques pendant les périodes d’ incident de fortes 

perturbations. Par ailleurs, un certain nombre de technologies de production d'électricité à 
petite échelle ont atteint un stade de développement qui permet leurs implantations massives 

dans le réseau électrique [PU-03]. 

I.4.I.4.I.4.I.4. La production dLa production dLa production dLa production décentraliscentraliscentraliscentralisée e e e     

La littérature montre qu'il n'y a pas de définition universellement partagée du terme 

« production décentralisée ». Certains pays définissent la production décentralisée suivant le 

niveau de tension auquel sont connectés ces générateurs d’énergie décentralisée ou dispersés 

(GED), tandis que d'autres partent du principe que la production décentralisée fournit 

directement les charges. D'autres pays, enfin, définissent la génération distribuée comme 

ayant une certaine caractéristique de base (par exemple, reposant sur des sources 

renouvelables, la co-génération, non-dispatchable, entre autres caractéristiques). Cette 

section passe en revue les définitions de la production décentralisée, ou encore appelée 

production distribuée, telles que proposées par différents instituts et auteurs. 

a) L'Institute of Electrical and Electronics Engineers (IEEE) définit la génération distribuée 

comme la génération d'électricité par des installations qui sont suffisamment plus petites 

que les centrales classiques de production pour permettre leur interconnexion à 
presque n'importe quel point du réseau électrique.  

b) Le Conseil International des Grands Réseaux Electriques (CIGRE) définit la génération 

distribuée comme toutes les unités de production avec une capacité maximale de 50 MW 

à 100 MW, qui sont habituellement connectés au réseau de distribution et qui ne sont ni 

observables, ni dispatchables (pilotables par le gestionnaire de réseau). 

c) Chambers [CH-01] définit également la génération distribuée comme les unités de 

production relativement faibles (de 30 MW ou moins), ces unités étant situées à 
proximité des sites ou des clients pour répondre à ses besoins spécifiques ou afin de 

soutenir le fonctionnement du réseau de distribution. 

d) Dondi et al. [DO-02] définissent la production distribuée comme une petite source de 

production d'énergie électrique (généralement allant de moins de 1 kW à quelques 

dizaines de MW) localisée près de la charge. Ces auteurs incluent également les 

installations de stockage dans la définition de la production décentralisée. 

e) Ackermann et al. [AC-01] définissent la génération distribuée en termes 

d’ interconnexion et d'emplacement plutôt qu'en termes de capacité de production. Ils 

définissent une source de production décentralisée en tant que source de production 

d'énergie électrique connectée directement au réseau de distribution ou en aval du 

compteur du client. La dernière définition par Ackermann est la plus générique, car il ne 

met aucune limite à la technologie ou la capacité de l'application potentielle de 

production distribuée. 

La production décentralisée peut être classifiée [CI-99] sur la base de la puissance nominale. 

Ainsi la capacité d'une micro GED varie de 1 W à 5 kW, une petite GED de 5 kW à 5 MW, une 

moyenne GED de 5 MW à 50 MW, strictement raccordée au réseau de distribution et la 
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production centralisée de 50 MW à 300 MW. Il existe aussi deux facteurs qui permettent de 

quantifier la présence de GED dans le réseau : 

a) Le niveau de pénétration de la production décentralisée ( GEDτ ) qui est la fraction de la 

charge totale du système servie par la (ou les) GED, est défini par l’équation suivante : 

%
P

P

load

GED
GED 100×=τ  Équation I.1 

où GEDP  est la puissance maximale produite par la production décentralisée et loadP  la 

puissance maximale consommée par la charge. 

b) Le niveau de dispersion de la production décentralisée ( GEDDisp ) reflète le nombre 

d'emplacements dans le réseau, où la production décentralisée est installée. Ce niveau 

est défini par l’équation suivante : 

%
Bus#

Bus#
Disp

Load

GED
GED 100×=  Équation I.2 

où GEDBus#  est le nombre de nœuds dans lesquels une GED est connecté et LoadBus#  le 

nombre total de nœuds de charge. 

I.4.1.I.4.1.I.4.1.I.4.1. Les technologies de la production décentraliséeLes technologies de la production décentraliséeLes technologies de la production décentraliséeLes technologies de la production décentralisée    

L’ interconnexion de la production décentralisée introduit un mélange de sources primaires 

d’énergie et des technologies pour son interfaçage avec le réseau. Cela a stimulé la recherche, 

la promotion, le développement et l'utilisation des nouvelles formes d’énergie renouvelables 

ou avec un moindre impact écologique. Pour ces technologies, la plupart arrivées à maturité 
technologique, il est prévu que leurs coûts de production du kWh décroissent dans les années 

à venir, par des effets d’échelle et d’apprentissage. La puissance fournie au réseau est 

généralement définie par la source primaire d’énergie (énergie fatale) et non par les besoins du 

système. Cela introduit une incertitude sur la production d'énergie. Les principales sources de 

production d’énergie non-conventionnelles sont brièvement présentées dans les sections 

suivantes.  

I.4.1.1.I.4.1.1.I.4.1.1.I.4.1.1. Les Les Les Les énergies contrnergies contrnergies contrnergies contrôlables ou dispatchalables ou dispatchalables ou dispatchalables ou dispatchabbbblesleslesles    

Ce type de production d’énergie ne dépend pas de conditions météorologiques, mais des 

exigences énergétiques des clients ou (plus exceptionnellement) du réseau. La production est 

basée sur des sources d’énergie primaires telles que le biocarburant, le diesel, le gaz naturel, 

qui ont moins d’ impact écologique par rapport à la génération conventionnelle du point de vue 

des émissions de gaz à effet de serre. Ces énergies sont contrôlables vu que la production 

dépend des combustibles fournis par l’opérateur de la centrale au système de conversion de 

puissance. Les principaux types de production d’énergie contrôlables sont les suivants : 

a) Les petites centrales thermiques : ce type de centrale se réfère aux centrales 

électriques à combustible fossile de quelques kW jusqu'à 100 MW [LA-12]. Elles 

utilisent essentiellement des moteurs et turbines à combustion. Les moteurs sont 

caractérisés par des faibles coûts, la possibilité de récupération thermique par 

cogénération thermique et électrique, leur flexibilité, et une assez grande fiabilité. Les 

émissions sont réduites avec la combustion du gaz naturel, par rapport aux émissions 

des moteurs à combustibles fossiles. Cependant, ces générateurs présentent des 

inconvénients : les générateurs créent une pollution sonore et ont un coût de 

maintenance élevé. Les turbines à combustion (gaz) sont couramment utilisées dans 

l'industrie pétrolière [CI-98]. Le développement des micro-turbines [DU-12] favorise 

l’ installation de petites centrales thermiques. 



Chapitre I : Planification du réseau électrique  

 16/151 

b) Les micro-turbines : c’est une turbine à combustion qui produit de l'énergie électrique 

dans la gamme de puissance qui va de 10 à 500 kW. Le générateur électrique fonctionne 

à une vitesse de rotation élevée (de 50 000 à 120 000 tours/min) et la fréquence des 

tensions et courants de sortie sont de l'ordre de 10 000 hertz. Ceci impose l’utilisation 

d’un convertisseur d’électronique de puissance type redresseur-onduleur pour adapter 

la sortie au réseau électrique. Les micro-turbines sont généralement caractérisées par 

des niveaux faibles d’émissions de gaz et la plupart utilisent le gaz naturel. L'utilisation 

des combustibles obtenus à partir de la biomasse (méthane ou éthanol) est également 

possible, et rend la micro-turbine encore plus écologique. En outre, le faible coût 

d'investissement, le rendement élevé, le faible niveau de bruit, la durabilité encouragent 

l'utilisation des micro-turbines [DU-12], [HY-03]. 

c) La cogénération : c’est la production simultanée d'électricité et de chaleur [RO-05]. Les 

moteurs à combustion externe ou tout autre cycle (Stirling, Rankine), les turbines à 
combustion, les micro-turbines et même la pile à combustible peuvent être utilisés dans 

des montages de cogénération. La cogénération à large échelle est généralement basée 

sur la combustion de combustibles fossiles ou de déchets ménagers. La « chaleur 

résiduelle » résultant de la production d'électricité est ensuite valorisée pour d'autres 

applications. Générant plusieurs produits simultanés, le rendement global d'une unité de 

cogénération peut attendre jusqu’à 80%. Dans les petites unités de cogénération, la 

production de chaleur est le processus dominant et l'électricité est un sous-produit [CI-

98]. 

d) Les centrales valorisant de la biomasse : le terme « Biomasse » se réfère au matériel 

biologique qui peut être utilisé comme combustible ou pour la production industrielle. Ce 

combustible comprend de la végétation, des déchets solides ou des ordures ménagères, 

des déchets animaux (fumier), des résidus forestiers ou agricoles et certains types de 

déchets industriels. La biomasse peut être considérée comme un substitut des 

combustibles fossiles.  La biomasse est convertie en énergie thermique, en combustibles 

liquides, solides ou gazeux et autres produits chimiques à travers une variété de 

procédés de conversion. Ces dernières formes seront ensuite converties en électricité. 
En général, la biomasse est abondante et peut-être considérée comme une source 

d'énergie renouvelable [SR-05]. 

e) La pile à combustible : la pile à combustible produit de l'électricité grâce à l'oxydation sur 

une électrode d'un combustible réducteur (par exemple l’hydrogène) couplée à la 

réduction sur l'autre électrode d'un oxydant, tel que l’oxygène de l'air. La réaction 

d'oxydation de l'hydrogène est accélérée par un catalyseur qui est généralement du 

platine. Une cellule de pile à combustible ne produit qu'une petite quantité d'électricité, 
et de plus grandes quantités peuvent être obtenues à partir d'un empilement de cellules 

élémentaires [EN-04]  Parce que le résidu de la conversion est uniquement de l'eau 

pure (dans le cas de l'hydrogène comme carburant), elles sont aussi écologiques. Elles 

peuvent être modulaires, portables et de faible pollution sonore, car il n'y a pas de 

pièces mobiles. Dans l'avenir, les réseaux électriques pourraient être combinés avec les 

infrastructures de gaz et d'hydrogène. Une telle évolution encouragerait ainsi la mise en 

œuvre des piles à combustible [NO-40]. L'efficacité du processus des piles à 
combustible est fortement dépendante de la membrane pour créer la réaction chimique 

requise pour le transport d'ions. Il est commun de classer les piles à combustible en 

fonction du type d'électrolyte utilisé : 
i. Les piles à combustible alcaline (AFC: Alcaline Fuel Cells) avec un rendement 

électrique de la cellule de 60-70 % et du système de 62%. 

ii. Les piles à combustible à partir de méthanol (DMFC : Direct Methanol Fuel 
Cells) avec un rendement électrique de la cellule de 20-30 %. 

iii. Les piles à combustible à carbonate fondu (MCFC : Molten Carbonate Fuel 
Cells) avec un rendement électrique de la cellule de 55 % et du système de 47%. 
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iv. Les piles à combustible à acide phosphorique (PAFC : Phosphoric Acide Fuel 
Cells) avec un rendement électrique de la cellule de 55 % et du système de 40%. 

v. Les piles à combustible à l’oxyde solide (SOFC : Solid Oxide Fuel Cells) avec 

un rendement électrique de la cellule de 60-65 % et du système de 55% à 60%. 

vi. Les piles à combustible à membrane échangeuse de proton (PEMFC : Cellule 
Proton Exchange Membrane Fuel) avec un rendement électrique de la cellule de 50- 

70% et du système de 30% à 50%. 

Les principales caractéristiques technico-économiques et environnementales des technologies 

de production décentralisée contrôlables sont synthétisées dans le tableau suivant : 

Tableau I-1. Comparaison des différents types de technologies contrôlables [MA-06]. 

Coût (€/kW) Emissions (kg/MWh) 

Technologie 
Capacité 

(kW) 

Efficacité 
(%) Production 

Récupération 

de chaleur 
COX NOX 

Moteur diesel 20~104 36~43 125~300 0 650 10 

Générateur à gaz 50~5E3 28~42 25~800 75~150 500~620 0.2~1.0 

Turbine à gaz 10E3+ 21~40 300~600 100~200 600~680 0.3~0.5 

Micro-turbines 30~200 25~30 500-750 200~600 720 0.1 

Pile à combustible 50~250 35~54 1.5E3~3E3 0 430~490 0.3~0.5 

I.4.1.2.I.4.1.2.I.4.1.2.I.4.1.2. Les Les Les Les énergies nonnergies nonnergies nonnergies non---- contr contr contr contrôlableslableslableslables    

Une autre forme de production décentralisée est constituée par les énergies renouvelables qui 

« sont des formes d'énergies dont la consommation ne diminue pas la ressource à l'échelle 

humaine » [MU-03]. Les énergies renouvelables captent leur énergie à partir des formes 

d’énergie existantes ou des processus naturels. La production d'énergie renouvelable possède 

deux caractéristiques qui la distinguent de la génération conventionnelle : sa répartition 

géographique et sa non-contrôlabilité. Afin de capturer ces énergies, qui se trouvent 

abondamment reparties dans la nature, la conversion en électricité est effectuée par 

d'installations sur de nombreux sites. La puissance totale injectée au réseau dépend du 

nombre d'unités de conversion d'énergie et de sa disponibilité. Selon le niveau de 

regroupement, les convertisseurs peuvent être connectés en différents niveaux de tension du 

réseau, y compris sur le réseau de transport.  

a) Les petites centrales hydroélectriques : une usine hydro-électrique génère de 

l’électricité par le mouvement d'une masse d'eau d'un réservoir supérieur à un niveau 

inférieur, où plusieurs turbines et générateurs sont installés. Ce mouvement de l'eau peut 

être obtenu, à partir du débit d’une rivière avec une petite retenue d’eau ou par des 

turbines immergées (hydroliennes). Une petite centrale hydroélectrique peut produire de 

la puissance électrique jusqu’à 10 MW. Les petites centrales hydroélectriques ont moins 

d'impact sur l'environnement et sur les écosystèmes qu’une grande centrale 

hydroélectrique, et il est facile de les construire en peu de temps. Une fois construite, 

son coût d'entretien est minime [LA-09]. La puissance de sortie pour une usine 

hydroélectrique est donnée par l’équation suivante : 

gHQP ××××= ρη
 Équation I.3 

avec P  la puissance de sortie [W ], Q  le débit du cours d’eau [ 13 −⋅ sm ], H  la hauteur 

de la chute d’eau [ m], η  l'efficacité des turbines et des génératrices associées, ρ la 

densité de l'eau [ 3−⋅ mkg ], et g  la constante gravitationnelle [ 2−⋅ sm ]. Pour les petites 

centrales hydroélectriques, ρη  , ,H  et g  sont déterminées et constantes. L’énergie 

produite est variable et dépend du débit Q . 

b) Les éoliennes : Une éolienne produit de l’électricité à partir de l'énergie cinétique du vent 

qui passe dans les pales de la turbine. L'énergie éolienne est la source d’énergie la plus 
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prometteuse pour la production d'électricité renouvelable. L'intérêt croissant de la mise 

en oeuvre d'éoliennes est principalement liée à la disponibilité quasi infinie de la 

puissance du vent, des impacts environnementaux limités et de sa compétitivité dans les 

coûts de production [BE-60]. La puissance générée par une éolienne (si la vitesse du 

vent u  est entre les valeurs minimale pour le démarrage de l’unité et maximale pour la 

puissance de sortie de la génératrice), peut s’exprimer comme : 

AuCP p ××××= 3

2

1 ρ
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Équation I.5 

avec P  la puissance de sortie [W ], pC le coefficient de puissance ou rendement de la 

génératrice, 0u  la vitesse du vent en aval à la sortie des pales du rotor [ 1−⋅ sm ], ρ  la 

densité de l'air [ 3−⋅ mkg ], et A  l'aire balayée par le disque du rotor [ 2m ]. En pratique, 

ρ , A  sont des valeurs déterminées et constantes et pC  est une variable pour limiter la 

puissance extraite par la turbine dans le cas d’angle de calage variable . Ainsi, la 

puissance produite par une éolienne est principalement caractérisée par la vitesse du 

vent qui a un comportement stochastique.  

c) Les cellules photovoltaïques : Les cellules photovoltaïques (PVs) convertissent l'énergie 

du rayonnement solaire en électricité [MU-09]. Une cellule photovoltaïque est 

constituée par deux ou plusieurs couches semi-conductrices. Lorsque la cellule 

photovoltaïque est exposée au soleil, les photons provoquent le déplacement des 

électrons dans une direction (traversant la jonction des couches) et génère un courant 

continu. Actuellement, le coût de production de l'énergie photovoltaïque est encore 

élevé. Cependant, le coût du kW crête installé des modules PV a grandement diminué au 

cours des dernières années. La mise en œuvre de panneaux PV est encouragée par la 

disponibilité de l'énergie solaire, un long cycle de vie et une maintenance simple (car il 

n'y a généralement pas de pièces mobiles). De plus, les temps d'installation et de mise 

en œuvre des panneaux sont courts. La puissance générée par un module photovoltaïque 

est donnée par : 

( )soleilavecPVestotalPVed AEAEP    ×+××=η
 

Équation I.6
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Équation I.8
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Équation I.9

 

dans les équations ci-dessus, P  désigne la puissance extraite de la lumière solaire 

[W ] ; η  le rendement du panneau solaire ; edE  et esE sont le rayonnement de diffusion 

et l'irradiance directe horizontale [
2−⋅ mW ] ; S

�
 et P

�
 sont respectivement l'orientation 

du soleil et l'orientation du panneau ; θ  et oleilsα  sont les angles de la hauteur et de 
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l'azimut du soleil [ rad ] et β  et paneauα  sont les angles de la hauteur et de l'azimut du 

panneau [ rad ] 

En pratique, totalPVA  ,η , β  et paneauα  sont des valeurs déterminées et constantes. Par 

conséquent, l'électricité produite est caractérisée par edE et esE , θ  et oleilsα . Les angles 

d'altitude et d’azimut du soleil (θ et oleilsα ) varient en fonction de l’heure et de la saison, 

tandis que les caractéristiques de edE et esE  sont aléatoires. En effet, les changements 

météorologiques et le mouvement des nuages influencent fortement sur les valeurs de 

edE  et esE . Par conséquent, la production d'électricité est notée comme étant 

stochastique. 

d) Les usines marémotrices : : L'énergie est extraite, soit directement en exploitant 

l'énergie cinétique des courants de la marée, soit en utilisant un bassin pour capter 

l'énergie potentielle due à l’amplitude de la marée. Dans cette dernière, un barrage, est 

construit dans un estuaire. A marée montante et à marée descendante, l'eau s'écoule à 
travers des tunnels dans le barrage et le flux et le reflux des marées font tourner une 

turbine [JA-92]. L'énergie marémotrice ne produit pas de polluants. Elle est obtenue par 

le cycle des marées et ne provoque aucune inondation. Cependant, la construction d'une 

usine marémotrice doit être planifiée, compte tenu de son impact potentiel sur 

l’écosystème environnant. La puissance de sortie de la turbine est donnée par les mêmes 

équations que pour les éoliennes, c’est-à-dire les équations I.4 et I.5.  

Tenant compte que ρ  est la densité du fluide [ 3−⋅mkg ], A  l'aire des pales hydro [ 2m ], 

pC  le coefficient de puissance de la turbine, et u  la vitesse de l'eau [ 1−⋅ sm ]. La 

puissance de sortie P  dépend de la vitesse de l’eau u . Ainsi, la marée est le seul 

facteur qui affecte la production d'énergie d’une usine marémotrice. Cela rend la 

production d'énergie marémotrice relativement bien prévisible. 

e) Les usines houlomotrices :    complémentaires de l'usine marémotrice, elles utilisent le 

mouvement essentiellement vertical de la surface de la mer (énergie des vagues). Les 

usines houlomotrices sont non polluantes. Cependant, la construction d'une usine 

houlomotrice doit être planifiée soigneusement, de sorte que les impacts écologiques 

soient minimisés. La production d'énergie d'une centrale houlomotrice peut être évaluée à 
l'aide de l’équation suivante [MU-05] : 

51.
swabc HAP ××= α

  
Équation I.10 

avec abcP  la puissance moyenne absorbée [W ], wA  la surface d’eau mise en œuvre 

[ 2m ], H  la hauteur significative des vagues [ m], et � est un coefficient de rendement 

[ 31 −− skgm ] dans un état idéal. Pour une centrale houlomotrice, � et wA  sont des 

coefficients bien déterminés. La puissance en sortie dépend directement de la hauteur 

des vagues, valeurs ni constantes ni contrôlables. 

f) Les centrales géothermiques : Les centrales géothermiques convertissent l'énergie 

contenue dans les roches chaudes en électricité, en utilisant de l'eau ou un autre fluide 

pour absorber la chaleur de la roche et la transporter à la surface de la terre. A l’heure 

actuelle, l’exploitation de l’énergie géothermique à l’échelle mondiale (8 GW) représente 

environ 1/10 de l’exploitation potentielle. L'énergie géothermique est souvent désignée 

comme une forme d'énergie renouvelable, mais la chaleur pouvant éventuellement être 

épuisée à un endroit donné, elle n'est pas strictement renouvelable. Souvent, plusieurs 

puits sont exploités de manière tournante. En général et selon le taux d'extraction, un 

lieu peut rester productif pendant une période de 10 à 100 ans. Une centrale 

géothermique exige habituellement un terrain minimum, il faut faire des puits et des 
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micro-explosions pour fissurer la roche. Le transport de matériaux et le stockage n’est 

pas un facteur déterminant pour l’ installation d’une centrale de ce type. Elle ne produit 

également aucune pollution [LE-08]. 

Les principales caractéristiques technico-économiques et environnementales des technologies 

de production décentralisée renouvelables sont décrites dans le tableau suivant : 

Tableau I-2. Comparaison des différents types de technologies non-contrôlables [MA-06]. 

Coût (€/kW) 
Technologie 

Energie 

primaire 

Capacité 
(kW) 

Efficacité 
(%) Initial O&M2 

Emission 

(kg/MWh) 

Eolienne Le vent >5E3 15~30 750~1.5E3 1.5-2 0 

Cellule PV Le soleil 1~500 10~20 5E3~7E3 40-50 0 

Marémotrice/

houlomotrice 

La marée et 

les vagues 
20~2E3 30~50 1.6E3~3E3 1.5-2 0 

Géothermie 
La géo-

thermie 
15E3~55E3 98 1400~2300 3.7-5.5 0 

I.4.2.I.4.2.I.4.2.I.4.2. L˅impact de la production distribuée sur les réseaux électriquesL˅impact de la production distribuée sur les réseaux électriquesL˅impact de la production distribuée sur les réseaux électriquesL˅impact de la production distribuée sur les réseaux électriques    

La production décentralisée influe majoritairement sur les flux de puissance, provoquant des 

effets secondaires plus ou moins conséquents. Ces impacts peuvent être positifs ou négatifs, 

selon les caractéristiques du réseau et du lieu de raccordement de la production décentralisée. 

Les avantages de la production décentralisée raccordée au réseau sont principalement la 

diminution de la charge alimentée par les postes source et, dans certaines conditions 

particulières, une diminution des pertes Joule, l’amélioration du profil de tension et de la 

fiabilité du réseau. La réalisation de ces avantages est souvent difficile à optimiser. 

Afin de minimiser les effets secondaires négatifs de la production décentralisée, celle-ci doit 

être fiable, répartie, de taille adaptée, localisée aux endroits appropriés et satisfaire les 

critères d'exploitation du réseau. Avec l’utilisation des sources d'énergie intermittentes telles 

que le soleil et le vent, il n'y a aucune garantie que ces conditions soient satisfaites et que les 

avantages sur le réseau soient obtenus. En réalité, suivant le dimensionnement et la 

localisation des sources intermittentes, le réseau peut être perturbé par l'introduction des 

GEDs. Pour que la production décentralisée ait un effet bénéfique, elle doit au moins être 

convenablement coordonnée avec la procédure du système d'exploitation  ; la conception du 

réseau influence grandement ces impacts. Afin de ne pas perturber les autres usagers, elle 

doit respecter les contraintes liées à la règlementation sur sa résilience face à des fluctuations 

de tension, la distorsion harmonique, au respect du plan de protection contre les surintensités, 

aux limites de capacité du réseau, la fiabilité, entre autres facteurs. Le respect de ces facteurs 

est d’autant plus critique que la puissance de la GED est plus importante. Les facteurs qui 

limitent l’ introduction de la production décentralisée sont les suivants : 

a) Les fluctuations de tension : La production décentralisée peut causer des modifications 

du profil de tension, qui peut être un problème complexe (mesure, analyse et 

atténuation). Ces fluctuations peuvent être temporaires comme lors du démarrage d'une 

machine (générateur asynchrone ou enclenchement des transformateurs de 

raccordement par exemple) ou progressives dans le cas d’une variation de la production 

et de la charge environnante qui conduit à un changement dynamique important de la 

tension.  

                                            
2 L'acronyme O&M veut dire Opération et Maintenance. 
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Figure I.3. Perturbation de la tension après le raccordement d’une GED. 

La fluctuation de tension ( V∆ ) du schéma de la figure ci-dessus provoqués par la GED 

en fonction du courant injecté peut être approximée par l’équation ci-dessous :  

( )θθ cosRsinXIV GED +∆≈∆   Équation I.11 

où R et X sont les paramètres de l’ impédance du réseau, GEDI∆  le courant injecté par la 

GED et ϕ  l’angle de déphasage entre la tension et le courant. Si un générateur démarre, 

ou si sa puissance est variable, les fluctuations de tension peuvent être perceptibles 

chez les clients environnants. Pour limiter ces effets de perturbation, les courants de 

démarrage de ces unités peuvent être réduits. Les générateurs synchrones exigent une 

synchronisation et une adaptation de la tension, le comportement dynamique des 

machines et leurs interactions avec les régulateurs de tension des générateurs amont 

peuvent compliquer le contrôle considérablement. L'analyse du comportement 

dynamique du système est utile pour ce type d'étude. Il peut également être nécessaire 

d'effectuer des mesures afin d'évaluer le système de tension et les oscillations de 

puissance et d'identifier comment les contrôles, les commandes des équipements 

peuvent être réglés ou modifiés pour réduire les variations de tension [CA-00]. Les 

interfaces à électronique de puissance peuvent limiter ces problèmes avec un contrôle 

adapté. 

b) La mise à la terre du transformateur :    la connexion de la production décentralisée est 

faite avec une configuration du transformateur  ; la mise à la terre doit être compatible 

avec le régime de neutre du réseau sur lequel le transformateur est connecté (i.e. 

réseaux américains avec neutre distribué ou réseaux européens sans neutre). Des 

surtensions peuvent endommager les équipements du réseau électrique ou des clients. 

Certaines configurations de la mise à la terre du transformateur sont présentées dans la 

figure ci-dessous les [BA-00] : 

 

Figure I.4. La connexion du transformateur de distribution et de la GED.  
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Dans les réseaux avec neutre distribué, la mise à la terre du transformateur réduit le 

retour du courant homopolaire vu du poste source. Le courant est déterminé par le 

rapport de l'impédance de mise à la terre de la GED à l'impédance de mise à la terre du 

poste source. Cet effet désensibilise les relais de défaut à la terre du poste source. Pour 

évaluer l’ impact de ce problème, l'impédance de mise à la terre du site de la GED doit 

être analysée pour s'assurer qu'elle ne détournera pas plus qu'une petite fraction du 

courant de défaut. Les études des courants de court-circuit permettent d'identifier 

l'impact des GEDs et de voir si des changements sont nécessaires dans les paramètres 

des relais de protection.  

Dans les réseaux sans neutre distribué, la nouvelle unité de production ne doit pas 

modifier les courants homopolaires dans le réseau amont. Des transformateurs 

triangle/étoile ou triangle/zigzag sont ainsi utilisés. Les composantes homopolaires dues 

au raccordement de production décentralisée ne peuvent ainsi pas être propagées sur le 

réseau à moyenne tension. 

c) La régulation de tension :    Le réseau de distribution utilise généralement un 

transformateur au poste source, avec un régleur de prises en charge qui maintient la 

tension dans les limites spécifiées dans la norme IEEE C84.1 [AN-95] et ou la norme 

EN 50-160 [CE-99]. Si l’unité de production est située en aval du transformateur, qui 

compense la chute de tension dans le transformateur grâce à une logique de 

compensation (en Anglais coumpounding), voir la figure I.3, les contrôles sont alors 

incapables de mesurer correctement la charge. L’observabilité de la charge et la 

consigne du régulateur sont diminuées et la tension peut devenir inférieure à la limite de 

la norme [CA-06]. Pour contrecarrer cette anomalie il suffit de rajouter des contrôles 

et d’ installer des dispositifs de mesure (i.e. de tension distribués dans le réseau ou de 

production) qui permettront de savoir quand l’unité de production efface effectivement 

la charge. 

 

Figure I.5. Profil de tension dans la ligne à la demande de pointe avec et sans GED 

Par contre, si le transformateur est sans compensation, comme c’est le plus souvent le 

cas, la production décentralisée peut augmenter la tension sur les lignes et causer des 

surtensions chez les clients. Normalement, sans production décentralisée, il y aurait une 

chute de tension dans le transformateur du poste source et au niveau des lignes de 

distribution. En présence de production décentralisée relativement importante, des flux 

de puissance peuvent remonter vers le poste source et augmenter la tension.  

d) La modification des pertes : La production décentralisée aura également un impact sur 

les pertes du réseau. Les unités de production décentralisée peuvent être placées à des 

endroits optimaux où ils réduisent de manière importante les transits de puissance sur 

les conducteurs et donc, indirectement, les pertes du réseau. Les unités de production 

décentralisée fournissent de la puissance active et réactive. Les productions 

décentralisées sont exploitées avec un facteur de puissance compris entre 0,85 et 1,0 et 

nécessitent la présence d’une compensation réactive à leurs bornes. Certaines 

technologies, comme les interfaces à électronique de puissance, entre autres, sont 

capables de fournir une puissance réactive. Ces transits de puissance additionnelle 

(puissances active et réactive), peuvent entraîner une modification du courant des lignes 
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et donc perturber les plans des pertes dans les différents conducteurs. Suivant les 

modifications de puissance transitée considérées, on peut observer, sur le réseau, une 

augmentation ou une diminution des pertes globales. 

e) Les harmoniques : La production décentralisée peut introduire des harmoniques. 

L’amplitude des harmoniques dépend de la technologie du convertisseur de puissance 

éventuel et de la configuration de l'interface considérée. Les onduleurs introduisent des 

harmoniques dans le réseau. Les anciens convertisseurs de puissance avec thyristors 

commutés en ligne produisent des niveaux de courants harmoniques plus élevés par 

rapport aux nouveaux onduleurs avec IGBT basés sur la Modulation de Largeur 

d'Impulsions (MLI) [RE-92]. Ces derniers onduleurs sont capables de générer une sortie 

avec des niveaux d’harmoniques qui devraient satisfaire, entre autres normes de qualité, 
les exigences IEEE 519-1992 dans le tableau ci-dessous. 

Tableau I-3. Injection harmonique de courant pour GED par l'IEEE 519-1992. 

Harmonique <11ème 11ème~17ème 17ème~23ème 23ème~35ème >35ème Totale 

Distorsion 

permise 
4% 2% 1.5% 0.6% 0.3% 5% 

Selon l’arrêté du 23 avril 2008 relatif aux prescriptions techniques de conception et de 

fonctionnement pour le raccordement d’une installation de production d’énergie 

électrique à un réseau public de distribution d’électricité en basse tension ou en moyenne 

tension, pour toute installation de production dont la puissance supérieure ou égale à 
100 kW, les courants  harmoniques  injectés d’électricité sont limités, pour chaque  

harmonique de rang n, aux valeurs du tableau suivant. 

Tableau I-4. Injection harmonique de courant pour GED par l’arrêté du 23 avril 2008. 

Harmonique 2ème 3ème 4ème 
5ème et 

7 ème 
9ème 

11ème et 

13 ème 

>4ème 

pairs 

>13ème 

impairs 

Distorsion 

permise 
2% 4% 1% 5% 2% 3% 0.5% 2% 

Les générateurs synchrones peuvent engendrer des harmoniques. Selon la conception 

des enroulements de l'alternateur (le pas des bobines), les non-linéarités du circuit 

magnétique, la mise à la terre et d'autres facteurs, il peut y avoir des harmoniques 

significatifs. Les harmoniques d’ordre trois et multiples vont s’ajouter au courant du 

neutre éventuel (le troisième harmonique est souvent le plus important). La mise à la 

terre du générateur et du transformateur jouera un rôle majeur pour réduire l’ injection 

des courants harmoniques d’ordre trois et multiples dans le réseau. Il faut aussi 

considérer l'impact des courants sur la distorsion de tension. La limite admissible pour 

la distorsion harmonique totale en tension du à l’ injection des courants harmoniques du 

générateur est tolérée jusqu'à 5% ou 8% pour la norme NF EN 50-160 et inférieure à 3% 

pour toutes les harmoniques. 

f) Les courants de court-circuit :    La contribution aux courants de court-circuit de la 

production décentralisée peut modifier les niveaux de courant de court-circuit et causer 

un dysfonctionnement du plan de protection (coordination entre les différentes 

protections). Cela pourrait affecter la fiabilité et la sûreté du système électrique et 

mettre en danger les personnes et les biens. Par exemple, dans la figure ci-dessous, si 

plusieurs unités de production décentralisée sont ajoutées au système, le courant de 

défaut peut devenir relativement important et dépasser les limites thermiques admises 

pendant un court-circuit, pour des lignes concernées (souvent exprimées en kA pendant 

une seconde).  
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Figure I.6. Contribution au courant de court-circuit de plusieurs GED 

La contribution au courant de défaut des interfaces à électronique de puissance dépendra 

du courant maximal des interrupteurs de puissance et de la rapidité des boucles de 

contrôle du courant. La plupart des onduleurs réagissent en beaucoup moins d'une 

période (16,7 ms pour 60 Hz ou 20 ms pour les systèmes d’alimentation à 50 Hz). La 

contribution au défaut des onduleurs de l’ordre de 100 à 400% du courant nominal, mais 

elle peut être inférieure à 100% pour certains onduleurs [PR-00].  

La contribution au défaut des machines synchrones dépendra de la tension avant défaut, 

des réactances subtransitoires, des réactances transitoires et du circuit d’excitation de 

la machine. La contribution au défaut des machines synchrones est de l’ordre de 500 à 
1000% pour les premières périodes et de 200 à 400% après quelques périodes [GU-89].  

Les machines asynchrones contribuent aussi au défaut. Néanmoins, pour la plupart de 

ces machines, le courant de défaut ne dure que quelques périodes (la machine se 

démagnétise rapidement) et est déterminé en divisant la tension avant défaut par la 

réactance transitoire de la machine. Même si le court-circuit ne dure que quelques 

cycles, il peut être suffisant pour affecter le plan de protection. La configuration et 

l'impédance du transformateur élévateur peuvent affecter, également, la bonne marche 

du plan de protection. La contribution au défaut des machines asynchrones est de 500 à 
1000% pour les premières périodes et converge vers zéro en environ 10 périodes. 

I.4.3.I.4.3.I.4.3.I.4.3. Les scénarios de fonctionnement de la production décentraliséeLes scénarios de fonctionnement de la production décentraliséeLes scénarios de fonctionnement de la production décentraliséeLes scénarios de fonctionnement de la production décentralisée    

L'interconnexion de la production décentralisée au réseau électrique est réglementée par 

diverses normes et décrets selon les pays. Par exemple, la norme IEEE 1547 [ST-03] établit 

des critères et des exigences nécessaires pour le raccordement de la production décentralisée 

aux réseaux de distribution, avec une puissance nominale qui ne dépasse pas les 10 MVA. Le 

raccordement de ces productions peut avoir lieu au niveau de la distribution primaire ou 

secondaire. Les exigences de raccordement sont conçues pour limiter les effets négatifs 

possibles que peuvent avoir les productions décentralisées sur les dispositifs et équipements 

existants. Ainsi, le fonctionnement du réseau en mode îloté n'est pas permis par le réseau 

public. Cela signifie que, suite à un défaut, la production décentralisée est déconnectée jusqu'à 
ce que le défaut soit éliminé. Par conséquent, le raccordement de la production décentralisée, 

n'apporte pas d'amélioration dans la fiabilité du système. Pour maximiser les avantages de la 

production décentralisée, le travail présenté ici vise le fonctionnement du système non inter-

connectés à faible capacité de court-circuit (zones isolées). Les stratégies de protection et de 

contrôle en BT sont conçues sous l'hypothèse d'une topologie radiale avec un transformateur 

poste source. Deux scénarios possibles seront examinés.  

a) Opération d'îlotage : La production décentralisée peut augmenter la fiabilité du réseau, si 

les unités sont configurées pour sauvegarder des zones du réseau lors de l’occurrence 

des défauts. La production décentralisée restera connectée pendant le défaut, si elle a 

une capacité suffisante pour alimenter les charges situées sur l'îlot. Cependant, une 

bonne coordination des systèmes de protection et de contrôle commande 

fréquence/tension est nécessaire. La figure ci-dessous montre un schéma avec un 
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disjoncteur en aval du transformateur et un autre en amont de la GED sur l’artère 

principale du réseau de distribution. Lors de l’occurrence d’un défaut localisé entre la 

GED et le transformateur du réseau amont, ces disjoncteurs doivent ouvrir le circuit. 

Ainsi, la GED doit être capable d’alimenter la charge de la section isolée et maintenir la 

tension et la fréquence dans la plage de valeurs permises pour toutes les charges du 

réseau isolé. La GED doit être capable de suivre la charge pendant le fonctionnement 

isolé. 

�
��
��
��

 

Figure I.7. Îlotage intentionnel d'une artère du réseau de distribution avec une GED. 

Lorsque le défaut est supprimé et le transformateur du poste source ré-enclenché, 
l'interrupteur en amont de la GED ne doit pas fermer à moins que le réseau et la GED ne 

soient synchronisés. La synchronisation entre la production décentralisée et le réseau 

est nécessaire afin de rétablir un fonctionnement normal. Cela nécessite de mesurer la 

tension des deux côtés de l'interrupteur de la GED, fournir ainsi une référence de phase 

et la transmettre à l'unité GED. Ce signal donne une erreur de phase entre les deux 

tensions qui permet à la GED de se mettre au synchronisme avec un dispositif de 

commande pour permettre le raccordement au réseau. Globalement, cette opération 

reste complexe, mais les nouvelles technologies tendent à rendre ce dispositif beaucoup 

plus pratique que dans les années passées. 

b) Opération d’anti-îlotage : L'îlotage se produit lorsque la production distribuée alimente 

une partie du réseau de distribution qui a été séparée du réseau principal. L'îlotage ne 

peut survenir que si le générateur GED est en fonctionnement et s'il peut soutenir la 

charge de la zone îlotée. Dans la plupart des cas, l'îlotage n'est pas souhaitable car cela 

peut conduire à des problèmes de qualité, de fiabilité et de la puissance fournie à la 

charge. L'îlotage augmente la probabilité de sortir de la plage des tensions et de 

fréquence admissibles du réseau. L'îlotage pose aussi des problèmes de sécurité pendant 

les manoeuvres de réparation des lignes, les travailleurs peuvent alors être exposés aux 

circuits sous tension. Compte tenu de ces problèmes qui peuvent être causés par 

l'îlotage, il faut utiliser des dispositifs d'anti-îlotage pour la production décentralisée en 

conformité avec la réglementation en vigueur. Par exemple, pour les petits onduleurs 

photovoltaïques, des normes sont disponibles à ce sujet, qui décrivent les paramètres et 

les types de dispositifs de contrôles nécessaires à l'anti-îlotage [PR-00]. Dans ce cas, 

la GED est déconnectée pendant le défaut et reste déconnectée jusqu'à ce que ce défaut 

soit éliminé. La séquence des événements après l'occurrence du défaut est décrite comme 

suit : 

i. La production décentralisée est déconnectée et le défaut est détecté et isolé par 

un ou plusieurs dispositifs de protection. 

ii. Dès que le défaut est supprimé, le ré-enclencheur reconnecte la zone au reste 

du système. 

iii. La production décentralisée est reconnectée : la tension et la fréquence sont 

rétablies normalement. 

Pour plus de détails sur les réglages et dispositifs de contrôles des onduleurs et 

installations de toutes les tailles ainsi que les technologies de production décentralisée, 

le lecteur peut se référer à la norme IEEE P1547 [ST-03]. 
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I.5.I.5.I.5.I.5. Les critLes critLes critLes critères de planification dres de planification dres de planification dres de planification du ru ru ru réseau seau seau seau électriquelectriquelectriquelectrique    

Les critères de planification sont des exigences à satisfaire par le réseau afin qu'il fonctionne 

correctement. La planification du réseau est liée à la qualité du service, aux coûts de l'énergie 

et à la sécurité pour satisfaire la demande. Les valeurs nominales des éléments du réseau et de 

leurs limites de fonctionnement en tension, courant, doivent rester dans des limites 

admissibles. Le réseau doit être capable de fonctionner de manière adéquate dans des 

conditions normales et de défaillance (mode secours). Les éléments du réseau doivent être 

dimensionnés en fonction de la capacité du réseau. La configuration du réseau peut être 

flexible pour permettre la maintenance du système. Le temps de réponse des protections doit 

être rapide pour confiner la propagation des perturbations et pour rétablir la tension du réseau 

après une défaillance. 

Lors de la planification du réseau de distribution, il est difficile d'optimiser toutes les 

exigences de la section I.4.2 simultanément, il faut donc établir un compromis acceptable des 

contraints. La nécessité de quantifier les propriétés de la planification du réseau de 

distribution, amène à définir certains critères regroupés en deux catégories : déterministes et 

probabilistes, qui considèrent notamment l'incertitude des sources d'énergie. 

Les critères déterministes concernent principalement les événements redoutés qui peuvent 

survenir dans le réseau. Les deux cas extrêmes sont le court-circuit ou la perte d'un ou de 

plusieurs éléments du système. Une fois que ces événements sont établis, il faut évaluer les 

risques qu'ils peuvent causer et leurs conséquences ainsi que leur durée. Les critères 

déterministes sont formulés de telle sorte que le fonctionnement quotidien du réseau soit 

possible et peu impacté par des perturbations fréquentes. Par ailleurs, d'autres critères 

déterministes sont formulés dans les cas de perturbations plus sévères, mais moins probables. 

Dans ces cas, des mesures d'urgence sont prises (i.e. pour le réseau de transport, le 

délestage de la charge pour éviter la perte de tout le réseau électrique). 

La plupart des critères déterministes varient selon le réseau de chaque pays. L'application du 

critère N-1 consiste à simuler une perte d'un ouvrage de réseau (ligne, câble, transformateur, 

compensateur de puissance réactive, générateur). Beaucoup de ces critères ont été établis 

selon les procédures de planification des institutions internationales techniques telles que 

l'IEC, l'IEEE et le CIGRE. Le tableau I-4 présente les critères déterministes utilisés dans le 

système électrique Français suivant les niveaux de tension EN 50 160 [CE-99]. 

Tableau I-5. Critères de développement du réseau de transport de l’électricité Français. 

Régime normal (N) Régime exceptionnel (N-1) 
Tension 

nominale 
Tension 

Max 

Tension 

Min 

Fréquence 

(Hz) 

Tension 

Max 

Tension 

Min 

Fréquence 

(Hz) 

Courant 

de court-

circuit 

Creux 

de 

tension 

de 100% 

400 kV 428 kV 372 kV 440 kV 340 kV 40~50kA 

220 kV 

150 kV 

235 kV 

159 kV 

205 kV 

141 kV 

245 kV 

170 kV 

187 kV 

138 kV 

Pendant 

120 ms 

90 kV 

60 kV 

95 kV 

64 kV 

84 kV 

56 kV 

50±0.2 

100 kV 

72.5 kV 

83 kV 

55 kV 

49.8~47 

50.2~ 52 31.5kA  

200 ms 

Afin de quantifier la fiabilité du système, des approches probabilistes sont formulées sur 

divers indices. Ceux-ci peuvent être divisés en indices système et indices de consommation. 

Lorsque les indices du système concernent les performances du réseau, les indices de la 

consommation mesurent l'impact sur les consommateurs. Ci-dessous, quelques indices utilisés 

pour la planification du réseau de transport [AU-96]. 

Fréquence de coupure de la charge : ( )annéeFF i�=   Équation I.12 

Heures de coupure de la charge : ( )année/hDFD ii�=   Équation I.13 



Chapitre I : Planification du réseau électrique  

 27/151 

Pertes annuelles de la charge : ( )année/MWCFC ii�=   Équation I.14 

Energie non distribuée : ( )année/MWhCDFE iii�=   Équation I.15 

où )(année-1iF est la fréquence de l'événement i, (h)iD  la durée de l'événement i, ( )MWCi  
la 

charge perdue pendant l’événement i, N  nombre d’événements pour lesquels 0>iC . 

I.5.1.I.5.1.I.5.1.I.5.1. Les méthodologies de la planification du réseau électriqueLes méthodologies de la planification du réseau électriqueLes méthodologies de la planification du réseau électriqueLes méthodologies de la planification du réseau électrique    

La planification détermine, entre autres, la configuration du réseau à l’année « n ». Plusieurs 

méthodologies ont été proposées pour résoudre le problème de planification. La première 

tentative de solution évaluait directement toutes les alternatives (méthode exhaustive) pour 

trouver la meilleure parmi toutes les options. Elle impliquait ainsi un gros effort de calcul. De 

nouvelles méthodologies plus efficaces ont été développées pour la planification du réseau 

électrique et sont présentées ci-dessous. 

a) La méthodologie d'évaluation des alternatives directes : C’est une méthode très simple 

qui évalue directement les options disponibles et sélectionne celles qui répondent aux 

critères de planification [AU-96]. La méthodologie est basée sur les étapes suivantes. 

i. Identifier les alternatives de base. 

ii. Réaliser les équivalents des alternatives. 

iii. Sélectionner les meilleures alternatives. 

iv. Optimiser les meilleures alternatives. 

v. Sélectionner un plan d’ investissement final 

Cette méthode est idéale pour les réseaux électriques de transport dans lesquels les 

options sont limitées et les coûts impliqués sont grands. Concernant les grandeurs 

électrotechniques, cette méthodologie analyse les options possibles à l'aide d’un calcul 

de répartition des charges découplé linéarisé (DC). Cette méthodologie évalue les 

alternatives, depuis le début des durées de vie des ouvrages, du point de vue technique 

et économique, en évitant des alternatives qui ne sont pas compétitives. Cependant, le 

principal inconvénient de cette méthodologie est de ne pas pouvoir s’appliquer sur des 

périodes de planification longues (trop de possibilités). 

b) La méthodologie de scénario : La méthode envisage les scénarios futurs possibles qui 

peuvent survenir et, ainsi, prend en compte les incertitudes impliquées dans la 

planification [BI-99]. Plusieurs alternatives de scénarios sont développées. Une analyse 

de décision est alors appliquée pour choisir le meilleur (et le plus robuste) plan 

d'expansion (ou d’ investissement). Les scénarios sélectionnés sont les cas les plus 

probables ou extrêmes. Les critères de décision les plus utilisés sont le critère de coût 

minimum prévu, le critère d'un minimum/ maximum (i.e. compromis entre objectifs et 

contraintes) et le critère de Laplace basée sur le principe de raison suffisante qui 

considère que tous les états ont la même probabilité d'occurrence, tous issus de la 

théorie de décision sous incertitude [BI-99]. 

c) La méthodologie des objectifs multiples : Traditionnellement, le meilleur choix de la  

planification est fait pour obtenir un coût d'exploitation et d’ investissement minimal. 

Toutefois, il existe d'autres objectifs tels que la fiabilité ou la réduction des coûts 

totaux, qui font que la minimisation du coût d’exploitation reste une cible insuffisante. 

La méthodologie d'évaluation des objectifs multiples tient compte simultanément de 

plusieurs objectifs pour sélectionner le schéma du réseau cible [BU-03]. L'évaluation 

des objectifs multiples considère des fonctions largement utilisées dans la théorie 

économique. La fonction d'utilité (U ) exprime le degré de satisfaction pondéré de 

chaque alternative. Les différents attributs sont combinés dans une fonction d'utilité, 
avec des poids relatifs, comme l’ indique l'équation suivante. 
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( ) �+×+×= indexfiabilitébcoûtaU   Équation I.16 

Dans cette méthodologie, l'option qui maximise la fonction d'utilité (U ) qui inclut 

différents facteurs est la meilleure alternative. 

d) La méthodologie des techniques d'optimisation : Le réseau peut être renforcé 
directement à l’aide des techniques d'optimisation. Fondamentalement, la méthodologie 

se base sur une optimisation qui minimise les coûts d'investissement, en tenant en 

compte les équations du réseau et des critères de planification adoptés [AU-96]. Les 

outils d'optimisation usuels sont basées et s'appuient sur les techniques de 

programmation linéaire, de programmation en nombres entiers, de programmation 

dynamique, voire même de méthodes méta-heuristiques (algorithmes évolutionnaires, 

entre autres). 

e) La méthodologie de compromis des risques (Trade off-risk) : Il est nécessaire de 

considérer plusieurs objectifs à la fois, comme pour la méthode précédente. Cela devient 

difficile quand il y a des objectifs qui sont en conflit les uns avec les autres. Comme il 

n'est pas toujours possible d'optimiser tous les attributs au même temps, il est 

nécessaire d'établir un compromis entre ces attributs. La méthode de compromis/risque 

permet d’optimiser des attributs contradictoires [CR-92]. Cette méthodologie tient 

compte du fait qu’on ne peut pas favoriser un objectif sans pénaliser un autre. Par 

conséquent, les meilleures solutions sont celles qui permettent de satisfaire un équilibre 

entre toutes les cibles (optimale au sens de Pareto [CR-92]). Cette méthodologie 

obtient alors une solution de compromis pour chaque possibilité d'expansion et choisi la 

plus robuste pour tous les scénarios, en utilisant la théorie de la prise de décision [CR-

92].  

f) La méthodologie basée sur le calcul de répartition des charges probabiliste : Cette 

méthodologie est basée sur un calcul des indices probabiliste à partir du calcul de la 

répartition des charges probabiliste. La répartition de charges probabiliste considère les 

fonctions de densité de probabilité des charges et trouve les résultats par simulation de 

Monte Carlo [BI-99] ou toutes autres méthodes stochastiques et probabilistes. Un 

calcul de répartition des charges probabiliste est appliqué pour chacune des alternatives 

avec l’évaluation combinée des indices probabilistes. L'alternative des meilleures 

valeurs probabilistes représente la meilleure alternative. Cette méthode est appliquée 

dans les chapitres III et IV des études du réseau électrique sous incertitude. 

I.5.2.I.5.2.I.5.2.I.5.2. Les méthodes d˅Les méthodes d˅Les méthodes d˅Les méthodes d˅éééévaluation des critères de planification valuation des critères de planification valuation des critères de planification valuation des critères de planification     

Les critères de planification évaluent les alternatives d’expansion proposées et les principaux 

attributs du réseau tel que : la répartition de charges pour déterminer les grandeurs en régime 

normal ou dégradé (plan de tension, courants, pertes, courants de court-circuit), la fiabilité, 
entre autres. Cette section décrit les principaux outils qui permettent d'évaluer les critères de 

planification. 

a) Le calcul de répartition de charges : Le calcul de répartition de charges est l'outil de 

base pour déterminer l’état du réseau en régime statique. Le problème est de déterminer 

l'angle et l’amplitude de la tension dans chaque nœud du réseau, pour ensuite déduire les 

flux de puissance sur les lignes en fonction des différentes puissances consommées par 

les clients ou injectées par les générateurs. Les équations du calcul de répartition des 

charges sont non-linéaires, de sorte qu’ il est nécessaire d'utiliser des méthodes 

itératives pour résoudre numériquement ces équations. Le calcul de répartition de 

charges est fait pour différents scénarios typiques de charge : maximum, moyen et 

minimum. Les résultats obtenus permettent de vérifier que les valeurs des variables 

électriques du réseau se maintiennent dans les limites des tensions ou des courants 

autorisés pour les réseaux européens dans la norme EN 50-160 pendant les pics de 

charge ou de production [WO-96]. 
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b) L'analyse de contingence : L'analyse de contingence est un outil pour évaluer la sûreté 
d'exploitation du système électrique. L'objectif est de déterminer s’ il existe des 

situations dangereuses sur le réseau, après la perte d'un élément. Des algorithmes 

simplifiés sont utilisés pour évaluer la sécurité du réseau de transport pendant son 

exploitation. Ces algorithmes peuvent être basés sur des calculs de répartition de 

charges découplés (DC) et l'utilisation de facteurs de distribution [WO-96]. 

c) L’analyse de la stabilité de tension : La stabilité de la tension est la capacité d'un 

système électrique à maintenir, à des niveaux acceptables, les tensions aux nœuds sous 

conditions de fonctionnement normal et après une perturbation. L’ instabilité de tension 

résulte de l’ incapacité du système production-transport à fournir la puissance demandée 

par la charge généralement dans les réseaux électriques qui sont fortement chargés,  en 

situation de court-circuits, et/ou ont un manque de la puissance réactive [WO-96. Dans 

cette situation, le réseau électrique peut ne plus assurer la puissance réactive demandée 

par la charge. Le système devient instable si une perturbation occasionne une baisse 

progressive et incontrôlable de la tension [KU-94]. Elle se manifeste généralement sous 

forme d’une décroissance monotone de la tension. L’effondrement de tension conduit à 
une tension très faible dans une partie ou dans la totalité du réseau, qui cause un 

effondrement en cascade du réseau, sans pour autant causer la perte du synchronisme 

entre les générateurs. 

d) L’analyse de stabilité transitoire : La stabilité transitoire est la capacité du réseau à 
maintenir le synchronisme lorsqu'il est soumis à des perturbations sévères. La réponse 

du système implique de grandes excursions des angles internes des générateurs. La 

stabilité, dans ce cas, dépend des conditions initiales de fonctionnement du système ainsi 

que de la sévérité de la perturbation (de sa durée, du type de perturbation et son 

intensité) [KU-94]. L’analyse de stabilité transitoire est destinée à démontrer l'effet des 

éléments de contrôle et des automatismes afin d’évaluer les dynamiques des machines 

qui se produisent généralement après une perturbation. A partir des résultats, il est 

possible de vérifier si le comportement du système est transitoirement stable ou 

instable. 

e) L’analyse de la stabilité aux petites perturbations : La stabilité aux petites perturbations 

est la capacité du réseau à maintenir le synchronisme des générateurs face aux petites 

perturbations inhérentes au fonctionnement du système. Les équations algébro-

différentielles qui décrivent un système électrique sont non-linéaires, mais pour de 

petites perturbations, les équations peuvent être linéarisées autour d'un point de 

fonctionnement [KU-94]. L'analyse de la stabilité aux petits signaux permet d'obtenir 

les valeurs et vecteurs propres du système. La partie réelle des valeurs propres est une 

mesure de l'amortissement des pôles du système face aux petites perturbations. Le but 

de l'étude de la stabilité aux petits signaux est d'assurer, a minima, que l'ensemble des 

pôles du système sont stables pour une condition donnée de fonctionnement. Ces études 

servent également souvent pour la conception des systèmes de régulation des machines 

et autres actionneurs du réseau. 

f) L’évaluation de la fiabilité : La fiabilité désigne la capacité du réseau à fournir 

l’alimentation électrique aux différents clients en prenant en compte quelques 

interruptions au cours d'une période donnée. La fiabilité donne ainsi la probabilité du bon 

fonctionnement du système. Il y a deux approches principales pour analyser la fiabilité : 
la méthode de dénombrement de contingences et la simulation de Monte Carlo [BI-99].  

La méthode de dénombrement de contingences est une sélection suivie d’une évaluation 

systématique des contingences. La méthode évalue si une contingence donnée peut 

induire des contraintes dans le système électrique. La figure ci-dessous montre le 

schéma de la méthode de dénombrement de contingences. 
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Figure I.8. Méthode de dénombrement de contingences. 

La méthode de simulation Monte-Carlo est souvent utilisée pour la détermination des 

indices de fiabilité. Elle est basée sur la prémisse que les composants du système sont 

en défaillance de manière aléatoire. La méthode génère, d'une façon aléatoire, différentes 

défaillances des composants du système. Dès que le nombre des échantillons généré est 

suffisamment grand, le calcul des indices de fiabilité peut se faire. La méthode de 

dénombrement de contingences prend en compte en détail les événements les plus 

sévères qui surviennent dans le réseau. Cependant, cette méthode ne peut pas visualiser 

les différentes conditions d'exploitation du réseau, tandis que la méthode de simulation 

de Monte-Carlo le permet. Néanmoins, il n'est pas possible d'étudier avec précision de 

l'impact des cas les plus sévères, mais moins probables [AU-96] avec Monte-Carlo. En 

pratique, les deux approches sont complémentaires. 

g) Les techniques d'optimisation : ces méthodologies obtiennent les alternatives les plus 

intéressantes du point de vue économique. Leurs avantages par rapport à d'autres 

méthodologies sont qu’elles simplifient l'identification d'alternatives pour la planification. 

Le principal inconvénient des méthodes de planification basées sur des techniques 

d'optimisation réside dans le risque de concevoir des schémas de développement du 

réseau basés sur le coût minimum, sans réellement prendre en compte d'autres objectifs 

tels que la fiabilité ou la minimisation des risques qui peuvent survenir dans les 

scénarios défavorables. Cependant, les techniques d'optimisation ont été utilisées dans 

les études de planification [WO-96] pour générer des scénarios avec des coûts attractifs 

afin de réduire le nombre d'alternatives. Après avoir défini un nombre limité de scénarios 

économiques, les autres méthodes peuvent être utilisées afin de choisir la meilleure 

solution de planification. 

I.6.I.6.I.6.I.6. ConclusionConclusionConclusionConclusion    

Le réseau de distribution représente le maillon final du système électrique. Il comporte un 

grand nombre d’éléments qui interagissent et il est, de ce fait, très complexe. La planification 

du réseau de distribution poursuit un certain nombre d'objectifs contradictoires : la 

minimisation des pertes, des investissements, des coûts d'entretien et d'exploitation, 

l’amélioration de la qualité d’alimentation, etc. La planification suit un processus de plusieurs 

étapes. Elle comprend des calculs de base et d’analyse du réseau qui permettent la prise de 

décisions. La complexité de la tâche de planification est due aux multiples objectifs à atteindre, 

au nombre élevé de variables, à l'incertitude de l'information initiale et de la nature dynamique 

du problème. Les systèmes d'information type SCADA (en Anglais Supervisory Control And 
Data Acquisition) facilitent la collecte d'informations détaillées qui peuvent être utilisées 

ultérieurement pour améliorer l'efficacité du processus de maintenance et de planification. Les 

informations qui influent sur le fonctionnement du réseau peuvent être classées dans les 

catégories suivantes : déterministes, probabilistes, floues ou vraiment incertaines. 

La tendance du raccordement de la production décentralisée sur les réseaux de distribution, 

conséquence du changement des conditions de l'organisation et l'approvisionnement des 

systèmes électrique (la dérégulation, l'ouverture du marché et la production d'énergie 

localement), augmente le niveau d'incertitude dans les tâches de planification. Ceci amène à 
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vouloir évaluer de nouvelles méthodes adaptées. Cette thèse envisage l'application de calculs 

de base et d'analyse du réseau qui tiennent compte du caractère incertain de certaines 

variables (i.e. la production décentralisée) afin d'évaluer la performance du réseau. Le 

développement de nouvelles méthodologies qui intègrent l'incertitude est particulièrement 

important dans l'environnement dérégulé où les responsabilités sont multiples et séparées. 

Ainsi, la planification sous incertitude pourrait offrir la possibilité d'améliorer la connaissance 

de l'état de fonctionnement en termes de risques et de connaître les conditions de 

fonctionnement du réseau dangereuses et de faible probabilité d’occurence, qui seraient 

susceptibles de créer un incident généralisé (ou blackout en anglais) et à anticiper dans la 

planification. Ces aspects sont très importants dans un scénario du réseau avec le 

raccordement de la production décentralisée. 

Les méthodes probabilistes (méthode de Simulation de Monte-Carlo) et possibilistes (méthode 

de l’arithmétique de nombres flous) seront appliquées dans les calculs statiques du réseau tels 

que les calculs de répartition des charges, l’évaluation des courants de court-circuit et des 

indices de fiabilité. Les méthodes probabilistes seront aussi appliquées dans des études 

dynamiques du réseau, pour étudier la stabilité du réseau et les conséquences de plusieurs 

scénarios incluant des incertitudes sur la production décentralisée. Ces nouvelles méthodes 

d’évaluation d’ incertitudes dans les études d’analyse du réseau seront présentées dans les 

chapitres suivants.  
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II.1.II.1.II.1.II.1. IntroductionIntroductionIntroductionIntroduction    

Traditionnellement, les études du réseau électrique sont déterministes. En pratique, il y a 

toujours des variations dans les paramètres du réseau électrique tels que la charge, la 

production d’énergie, les changements d’état de certains composants et autres évènements. 

Puisque la structure du réseau était typiquement « verticale » et que le flux d'énergie était 

toujours considéré comme unidirectionnel (de la production centralisée vers la consommation), 

l'incertitude des entrées du système était due principalement à la variabilité de la charge et 

aux conditions météorologiques. Ainsi, les scénarios opérationnels les plus critiques 

correspondaient à la production maximale avec la consommation minimale et à la production 

minimale avec la consommation maximale. Les études déterministes du réseau sont basées sur 

l’hypothèse de représentativité des valeurs extrêmes de la demande et de la production, au 

lieu d’explorer toutes les valeurs que peuvent prendre les variables stochastiques. Le 

comportement du réseau s’établit à partir de la transition de plusieurs scénarios stables sous 

différentes conditions de fonctionnement.  

Le changement de la structure du réseau avec le raccordement de la production décentralisée 

(aux différents niveaux de tension) entraîne des flux bidirectionnels de puissance sur des 

portions du réseau de distribution, qui complique l'analyse du réseau et augmente les 

incertitudes des paramètres électriques. Dans une structure « horizontale » du réseau 

comportant un taux significatif de sources intermittentes d'énergie, les méthodes 

déterministes sont insuffisantes. Dans ce contexte, il est évident que la définition du scénario 

opérationnel le plus critique du réseau n'est pas claire, compte tenu de l'incertitude liée aussi à 
la production décentralisée. Dans les nouvelles méthodes d'analyse, il faudrait réussir à 
prendre en compte simultanément les incertitudes de la consommation et celles de la 

production d'énergie décentralisée, sur la base de la collecte des données, des mesures et 

prévisions de production et de consommation. Les aspects déterministes et incertains du 

traitement des variables électriques du réseau sont présentés dans la section II.2. Les 

principes de modélisation d'incertitude sont illustrés à travers un exemple de calcul de la 

chute de tension entre deux noeuds, en utilisant les méthodes probabiliste et possibiliste, en 

rappelant leurs concepts mathématiques développés dans ce chapitre. 

Historiquement, l'incertitude a d’abord été modélisée en utilisant la théorie de la probabilité 
basée sur la construction de fonction de densité de probabilité, à partir de la recollection des 

données statistiques. Néanmoins, étant donné que l'incertitude ne peut pas être quantifiée dans 

tous les cas, d'autres modèles ont été proposés pour gérer l'incertitude sur une variable 

donnée. Par exemple, on peut citer la théorie de possibilité basée sur l'observation qui donne 

une approche qualitative de l'incertitude de Zadeh [ZA-78] ou de Dubois [DU-85], la théorie 

de Dempster-Shafer [SH-76], et les modèles Conseils de Kohlas et Monney [KO-95]. Dans 

ce chapitre, nous avons étudié à la fois la méthode probabiliste et la méthode possibiliste, pour 

modéliser les incertitudes des paramètres électriques du réseau. Nous avons ensuite appliqué 
les modèles développés pour les études de planification du réseau dans les chapitres suivants. 

Les principaux aspects des méthodes de probabilités et de possibilités sont décrites dans les 

sections II.3 et II.4. Les principales différences entre les deux méthodes sont identifiées et 

classées dans ce chapitre,  dans la section II.4. 

La théorie des probabilités modélise les variables incertaines comme des fonctions de densité 
de probabilité. La méthode analytique probabiliste prend en compte les équations analytiques 

des fonctions de probabilité, tandis que la méthode de simulation de Monte-Carlo est une 

méthode probabiliste et itérative. La méthode analytique est difficile à réaliser, car il faut 

prendre en compte les concepts de probabilité pour les opérations entre variables aléatoires. 

Les hypothèses de la méthode analytique probabiliste et les équations des opérations entre 

variables aléatoires sont présentées dans la section II.3.1. La méthode de simulation Monte-

Carlo fait un tirage aléatoire suivant sa fonction de probabilité et évalue les équations 

conventionnelles de l'algorithme employé normalement dans l'étude. C'est une méthode 
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générale, mais qui consomme beaucoup de temps de calcul pour obtenir une réponse détaillée. 

Les principes de la méthode de Monte-Carlo sont décrits dans la section II.3.2, ainsi que les 

différents types de simulation : statique ou temporelle. Cette classification est donnée dans la 

section II.3.2.1. La méthode du tirage aléatoire de variables stochastiques est montrée dans la 

section II.3.2.2. Le théorème central limite stipule que l'ensemble des résultats concernant le 

comportement de la distribution de somme (ou moyenne) de variables aléatoires s'approche 

d'une distribution normale. Ce théorème est présenté dans la section II.3.2.3 ; il aide à établir la 

précision de la méthode de simulation de Monte-Carlo dans la section II.3.2.4. L'équation qui 

définit le nombre d'itérations nécessaires pour la méthode de simulation de Monte-Carlo est 

explicitée dans la section II.3.2.5. Un exemple d'application des méthodes probabilistes de 

simulation de Monte-Carlo et de la méthode analytique, traitant du calcul de la chute de 

tension d'un réseau composé d'une ligne, d'un poste source et d'une charge, est montré dans la 

section II.3.2.6. Il présente les résultats obtenus par les méthodes probabilistes de simulation 

de Monte-Carlo et de la méthode analytique.  

La théorie des ensembles flous, notamment la méthode de l’arithmétique des nombres flous, a 

été explorée pour évaluer les incertitudes. Les différences entre les approches : probabiliste 

quantitative et possibiliste qualitative, sont expliquées dans la section II.4. L’extension de la 

théorie des ensembles classiques définis par une relation binaire, vrai (1) ou faux (0), de la 

section II.4.1, est à l’origine de la théorie des ensembles flous de la section II.4.2. Les 

propriétés des nombres flous sont mentionnées dans la section II.4.3 et le concept des coupes 

alpha (ou alpha-cuts en anglais) [KL-95], qui permet d’avoir une autre représentation des 

nombres flous en fonction des intervalles du degré de confiance, est décrit dans la section 

II.4.4. Les différentes distributions de nombres flous telles que : normale, triangulaire et 

trapézoïdale, sont décrites dans la section II.4.5. Les opérations arithmétiques des intervalles 

flous sont montrées dans la section II.4.6. Le même exemple de réseau électrique que celui 

utilisé dans la partie probabiliste, a été appliqué pour calculer la chute de tension possibiliste 

par la méthode floue, dans la section II.4.7. Les opérations arithmétiques de la méthode floue 

sont plus simples que celles de la méthode analytique probabiliste. L’arithmétique floue a 

besoin de moins d’ itérations que la méthode de simulation de Monte-Carlo pour évaluer les 

incertitudes. La méthode de simulation de Monte-Carlo est une référence dans les études 

probabilistes et peut servir de référence pour comparer les résultats obtenus par la méthode 

de l’arithmétique floue. 

S’ il existe une loi de transformation entre la probabilité et la possibilité, c’est aussi le cas en 

sens inverse. Cette loi est appelée principe de cohérence entre la possibilité et la probabilité. 
Elle est décrite dans la section II.5. Ce théorème nous a servi pour comparer les résultats 

obtenus par les deux méthodes. La transformation possibilité-probabilité est donnée dans la 

section II.6, et la transformation pour les distributions normale et exponentielle est présentée 

dans les sections II.6.1 et II.6.2. La transformation inverse probabilité – possibilité est 

développée dans la section II.7 pour différentes distributions de probabilité. La conclusion du 

chapitre est dans la section II.8. Elle inclut les aspects et les fondements mathématiques sur 

la représentation des incertitudes.  

II.2.II.2.II.2.II.2. LLLLa moda moda moda modélisation dlisation dlisation dlisation déterministe versus incertaine du rterministe versus incertaine du rterministe versus incertaine du rterministe versus incertaine du réseauseauseauseau    

La modélisation des variables électriques du réseau a été traitée classiquement d'une manière 

déterministe, tout au plus en prenant en compte l'incertitude des paramètres pour les cas 

réputés les plus défavorables. L'évaluation des cas extrêmes des variables (des maxima et des 

minima) a été souvent considérée comme suffisante, dans les études du réseau. La modélisation 

déterministe représente la manière dont les variables du système sont combinées dans un 

modèle mathématique, afin de reproduire les cas extrêmes du système, sans prendre en 

compte des variations continues et aléatoires qui peuvent avoir lieu. Cette modélisation 

considère que toutes les contraintes physiques et les actions de contrôle qui ont lieu pendant 



Chapitre II : Modélisation des incertitudes 

 35/151 

le fonctionnement du système sont fixes et il n'y a pas d'autres possibilité. Ce modèle 

représente ainsi le comportement du système en régime permanent. 

La prise en compte de toutes les valeurs possibles d’entrées fait partie de la modélisation 

stochastique. La modélisation stochastique s’attache à décrire et à inclure le comportement 

incertain des variables et de leurs interactions, qui pouvaient potentiellement changer l’état 

du système. Cette modélisation permet d’explorer les états possibles du système et leurs 

conséquences, quand les contraintes du système ne sont pas satisfaites. L’ incertitude a 

différentes origines ; les principales sources d'incertitude du réseau électrique sont : 

a) L'incertitude des variables d'entrée liées aux variations de la charge et à la puissance 

produite par les sources non-dispatchables (facteurs endogènes). L'incertitude de la 

charge peut varier en fonction du comportement des consommateurs (industriels, 

commerciaux ou résidentiels). L'incertitude de la puissance produite non-dispatchable 

dépend, au-delà des paramètres exogènes décrits dans le paragraphe suivant, d'une part 

de l'utilisation des machines (mode de fonctionnement, récupération de la puissance 

maximale), et d'autre part de la perte éventuelle d'un générateur dû à une panne 

(indisponibilité). 
b) L'incertitude des variables externes qui affectent les variables d'entrée comme les 

conditions météorologiques (facteurs exogènes). 

c) L'incertitude de la configuration du système. Cette incertitude est liée à la perte d'un ou 

de plusieurs composants du réseau suite à une défaillance. Cet état conduit à une 

nouvelle topologie du réseau [AL-92]. 

La prise en compte des incertitudes avec une modélisation probabiliste permet de quantifier 

l'incertitude globale liée aux entrées stochastiques du système. Cette approche s'éloigne de la 

technique classique d'évaluation des scénarios et des pires conditions du réseau (calculs 

déterministes extrêmes), pour considérer l'ensemble des états possibles du réseau. La 

modélisation probabiliste représente donc de manière quantitative l'incertitude en utilisant des 

fonctions de densité de probabilité, associées, par exemple, à une arithmétique propre 

(convolutions entre autres, par méthode analytique) ou encore à une analyse d'un grand 

nombre d'essais pseudo-aléatoires (méthode de Simulation de Monte-Carlo). Pour l'analyse 

des incertitudes, il faut donc collecter les données correspondantes à chaque entrée incertaine 

du système, choisir un modèle mathématique approprié. Ce modèle permet de représenter et de 

quantifier l'incertitude des entrées ainsi que d'étudier les effets de l'incertitude des variables 

d'entrée sur le système électrique, grâce à des algorithmes déterministes. 

Différentes méthodes de calcul pour l'analyse des incertitudes des réseaux électriques ont été 
introduites dès le début des années 1970 [BO-74]. Les principales approches trouvées dans la 

littérature sont, soit l'analyse d'incertitude probabiliste [AN-90], soit l'analyse de l'incertitude 

possibiliste avec l’arithmétique floue [ZA-78], [SA-92]. Ces méthodes sont utilisées pour la 

modélisation des deux types d'incertitudes liées aux études des réseaux électriques : 
l'incertitude quantitative et l'incertitude qualitative [AL-92]. 

II.3.II.3.II.3.II.3. La modLa modLa modLa modélisation probabiliste de l'incertlisation probabiliste de l'incertlisation probabiliste de l'incertlisation probabiliste de l'incertitudeitudeitudeitude    

L’approche probabiliste modélise l'incertitude de chaque variable d’entrée du système 

électrique comme une variable aléatoire qui suit une loi de probabilité. La loi de probabilité ou 

la fonction de densité de probabilité, modélise les valeurs que la variable peut prendre avec 

une expression mathématique, en fonction de sa probabilité d’occurrence. La fonction de 

densité de probabilité est toujours liée à une fonction de répartition, qui somme toutes les 

probabilités dues à ses valeurs possibles. Ainsi les valeurs minimales et maximales de 

n’ importe quelle fonction de répartition sont 0 et 1. Dans la littérature, deux approches 

probabilistes sont souvent présentées : les méthodes analytiques et les simulations 

stochastiques comme la méthode de Simulation de Monte-Carlo. 
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II.3.1.II.3.1.II.3.1.II.3.1. Les méthodes analytiquesLes méthodes analytiquesLes méthodes analytiquesLes méthodes analytiques    

Le principal avantage de la solution analytique, par rapport à la méthode de Simulation Monte- 

Carlo, est sa rapidité. Le manque d’outils de calcul performants au début des années 1970 

favorisait le développement d’une formulation analytique probabiliste d'analyse [SC-90]. 

Toutefois, afin d'obtenir une solution analytique, des simplifications sont nécessaires : 

a) Linéarisation du modèle du système : la linéarisation du modèle du système permet la 

représentation des sorties comme une combinaison linéaire des entrées du système. La 

linéarisation est réalisée autour d'un point de fonctionnement qui correspond à la valeur 

moyenne des entrées du système. Cette approximation est valable pour les cas où la 

dispersion des entrées du système est limitée autour de la valeur moyenne. Quand ce 

n'est pas le cas, les données d'entrée sont transformées avec moins de précision par ce 

modèle linéaire, en particulier dans les régions les plus éloignées du point de 

linéarisation. 

b) Indépendance : les entrées du système sont supposées être statistiquement 

indépendantes. Cette hypothèse, en combinaison avec la précédente, permet de calculer 

les sorties du système, par l'utilisation d'une série de convolutions ou par l'application 

de la méthode de l’expansion Gram-Charlier [ZH-04], ainsi que le calcul des fonctions 

de répartition de sorties du système.  

c) Normalité : les entrées du système sont supposées être distribuées normalement. Cette 

hypothèse permet l'utilisation d’une corrélation linéaire pour représenter la dépendance 

entre les variables aléatoires (v.a.). Cette dépendance linéaire des variables aléatoires 

peut être introduite dans l'analyse et, en combinaison avec la première hypothèse, les 

distributions des variables de sortie peuvent être obtenues analytiquement par 

convolution, ou en utilisant des techniques d'orthogonalisation (de Gram-Schmidt). 

Le choix de ces hypothèses, spécialement de linéarisation, est très important pour l’évaluation 

de la solution analytique. Mathématiquement, la propriété de linéarité permet l’évaluation de la 

distribution de la somme, de la soustraction, du produit et du ratio et l’obtention d’une 

distribution résultante basée sur ces opérations. Soit X  et Y  deux variables aléatoires 
continues, avec des fonctions respectives de densité de probabilité f(t) X → et g(t) Y → . Les 

opérations arithmétiques entre variables sont définies de la façon  suivante [BR-12a] :  
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∗−∗=+→ τττ d)g(t)f(YXZ  Équation II.1 

�
+∞

∞−
∗+∗=−→ τττ d)g(t)f(YXW  Équation II.2 

�
+∞

∞−
∗�
�

	
A
B

C∗=→ dx
x

v
x,p

x
XYV X,Y

1
 Équation II.3 

( )�
+∞

∞−
∗∗=→ dyuy,ypyX/YU X,Y  Équation II.4 

où X,Yp  correspond à la probabilité conditionnelle de l’occurrence de la probabilité de X , étant 

donné Y , qui n’est pas toujours calculable. La distribution de la somme correspond à la 

convolution entre variables et la distribution de la soustraction correspond à la corrélation 

croisée entre les fonctions de densité de probabilité.  

Dans la section suivante, l’évolution sur les premières hypothèses de base de la méthode 

analytique est présentée et d’autres approches qui ont été faites dans le domaine du génie 

électrique pour évaluer l'impact des incertitudes dans les études de réseau, sont aussi 

discutées. 

Historiquement, la première formulation probabiliste du réseau électrique en régime permanent 

a été introduite au début des années 1970s [BO-74], [AL-74], sous le terme « Probabilistic 
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Load Flow ». Les deux principales hypothèses de cette approche sont la linéarisation et 

l'indépendance entre variables aléatoires. Grâce à la linéarisation du modèle du système, les 

sorties sont exprimées par une combinaison linéaire des entrées. Si les charges sont des 

variables aléatoires indépendantes, le calcul de répartition de charges est résolu en utilisant 

les techniques numériques de convolution, essentiellement la Transformée Rapide de Fourier 

(TRF) [LA-02]. Initialement, le calcul de répartition de charges découplé linéarisé (DC) a été 
utilisé, mais peu après, d'autres méthodes plus détaillées ont émergé pour résoudre la 

répartition de charges découplée (AC) [AL-75], [AL-76], [AL-81]. Des améliorations du 

calcul de répartition de charges découplée se trouvent dans la littérature [SI-85], [SI-90a], 

[SI-90b]. Dans la référence [SI-81], une approximation multilinéaire du modèle du réseau est 

présentée, afin d'augmenter la précision de l'algorithme. 

Toutefois, l'hypothèse d'indépendance de charges est irréaliste. Dans les références [AL-76] 

et [AL-77], ainsi que dans [AL-81] et [SI-84], les distributions des charges sont normales 

et linéairement dépendantes. Par conséquent, la distribution normale de chaque charge est 

divisée en deux composantes, l'une correspondant à la corrélation linéaire entre les charges et 

l'autre représentant la contribution du bruit, qui est indépendant et modélisé par une 

distribution normale. Toutes les distributions normales sont linéairement corrélées et des 

techniques de convolution sont employées pour déterminer les valeurs de sortie. 

Une autre formulation du calcul de répartition de charges est apparue en 1975 sous la 

terminologie « Stochastic Load Flow -SLF» [DO-75]. Cette dernière reprend les équations 

exactes de la répartition de charges. Dans l'analyse de SLF, la charge et la production sont 

traitées comme des variables aléatoires ; le bruit aléatoire est une distribution normale dont la 

covariance définit les variations des injections de puissance autour de leurs valeurs 

moyennes. En supposant l'application du théorème central limite (TCL), les distributions des 

variables d'état et des sorties suivent des distributions normales. Par conséquent, leurs 

variances peuvent être calculées. Cette approche présente l'avantage d'utiliser à la fois le 

modèle détaillé et la corrélation entre les charges. Toutefois, la Simulation de Monte-Carlo 

indique que la normalité des états du système et des sorties sont des hypothèses peu fiables 

[SI-84], [AL-81], [SI-81]. Pour cette raison, [SA-78] a proposé l'utilisation de moments 

d'ordre supérieur (troisième et quatrième) pour une représentation plus précise de la fonction 

de densité de probabilité (PDF en anglais Probabilistic Density Fonction). D'autres approches 

sont ainsi proposées :  

a) Meliopoulos [ME-83] traite la corrélation entre les charges et la génération pour le 

dispatching. Le modèle suppose une distribution normale des charges et un 

« dispatching » économique linéaire. Le flux de puissance et les tensions nodales sont 

exprimés comme une combinaison linéaire des charges normales. Dans [ME-90], les 

non-linéarités du modèle du réseau électrique, le dispatching économique et la 

disponibilité des unités de production sont traités. Dans [ME-03], une approximation 

quadratique du modèle du réseau est présentée. Cette approche a été développée dans 

[ST-04], où le concept de charges non-conformes stochastique est exposé. Selon les 

auteurs, les charges ont des modèles conformes, c'est-à-dire que la charge sur un nœud 

représente un pourcentage fixe de la charge totale du réseau. Statistiquement, cela 

signifie que toutes les charges sont entièrement corrélées. Le modèle de charge non-

conforme est en corrélation avec les charges d’autres nœuds et est une combinaison 

linéaire des charges conformes. L'hypothèse de base pour l'applicabilité de cette 

approche est la normalité des injections de puissance dans les nœuds du système. 

b) Zhang et Lee [ZH-04] propose, comme solution du problème probabiliste, l'utilisation 

de la fonction de répartition et de la théorie d'expansion Gram-Charlier. Selon cette 

approche, la distribution de sortie est exprimée en une somme pondérée des 

distributions normales ; les coefficients de pondération dans cette somme sont exprimés 

comme une fonction de répartition de la distribution. La méthode suppose, en outre, la 

linéarisation du modèle du réseau et l'indépendance de ses entrées. Les distributions de 
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sortie sont une combinaison linéaire des variables d’entrée indépendantes et les 

fonctions de répartition de la distribution de sortie sont une combinaison linéaire des 

entrées. Ces fonctions de répartition sont utilisées pour calculer les coefficients de 

pondération pour l'expansion de Gram-Charlier de la distribution de sortie. 

Ultérieurement, une autre alternative pour le traitement des entrées du système linéairement 

corrélées a été présentée dans [CA-82], et développée dans [BL-85]. Dans ces articles, 

l'orthogonalisation de Gram-Schmidt est utilisée pour transformer les entrées du système 

corrélées linéairement en une somme pondérée des variables aléatoires indépendantes. En 

linéarisant le système, ces transformations des entrées peuvent être utilisées pour exprimer 

les sorties du système comme une somme pondérée des variables aléatoires indépendantes 

(orthogonales). En outre, les méthodes ci-dessus peuvent être utilisées pour la dérivation des 

distributions de sortie du système. L'hypothèse d'entrées corrélées linéairement est 

équivalente à celle de la normalité. Cette question sera examinée en détail dans le chapitre III. 

II.3.2.II.3.2.II.3.2.II.3.2. La méthode de Simulation de La méthode de Simulation de La méthode de Simulation de La méthode de Simulation de MonteMonteMonteMonte----CarloCarloCarloCarlo    

La méthode de Simulation de Monte-Carlo permet de résoudre des problèmes physiques et 

mathématiques à travers la simulation de variables aléatoires. C'est un outil standard pour 

l'analyse des systèmes complexes multidimensionnels. Il peut être utilisé pour résoudre des 

problèmes stochastiques ou déterministes, mais l'application stochastique est la plus 

habituelle. Cette méthode est basée sur un processus itératif, raison pour laquelle, à chaque 

étape du processus, l'ensemble des valeurs des variables aléatoires impliqués est utilisé. Ces 

valeurs sont générées en fonction des fonctions de densité de probabilité de chaque variable. 

Voici les principes de base, concepts et définitions de la méthode pour son application. 

a) L’approche statistique a deux valeurs : la marge d'erreur et la confiance de l'erreur. 

L'intervalle de confiance pour l'estimation d'une variable aléatoire est l'intervalle 

d'erreur définie autour de cette estimation. La probabilité que la valeur correcte de 

l'estimation soit  dans cet intervalle est le niveau de confiance. 

b) La moyenne d'un échantillon, d'une variable aléatoire converge vers l’espérance de la 

variable. 

c) La procédure d'obtention de l'échantillonnage de la variable aléatoire dépend de la 

fonction de densité de probabilité. 
d) L'erreur statistique d'une solution obtenue par la méthode de Monte-Carlo converge 

vers zéro à une vitesse proportionnelle à 21/n− . La densité de probabilité de la moyenne 

de la variable converge vers une distribution normale. Cela signifie que la distribution 

de la moyenne de l'échantillon d'une estimation est indépendante de la distribution de 

l'estimation. 

e) La méthode de Simulation de Monte-Carlo converge plus lentement qu’une méthode 

numérique, par exemple pour un calcul d'intégrales. Cependant, la convergence est 

indépendante de la dimension du système. 

Le but de la méthode de Monte Carlo est d'obtenir la réponse d’un système en fonction des 

variables aléatoires d'entrée. Le processus d'échantillonnage est répété, jusqu'à arriver à la 

convergence. Si la génération de variables d'entrée est effectuée par un processus approprié, 
la solution converge quand le nombre d'échantillons augmente ∞→n , et l’erreur statistique 

de 21/n−  tend vers zéro [EL-03]. 

II.3.2.1.II.3.2.1.II.3.2.1.II.3.2.1. Les types de simulation de Les types de simulation de Les types de simulation de Les types de simulation de MonteMonteMonteMonte----CarloCarloCarloCarlo    

Les méthodes de simulation Monte-Carlo sont classées en deux types: séquentielle et non 

séquentielle. Les deux types diffèrent dans l’aspect chronologique de la simulation. 

a) Les méthodes non séquentielles : aussi connues sous le nom d'échantillonnage des états, 

effectuent un échantillonnage aléatoire sur l'espace d'état du système pendant la période 
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d'analyse, indépendamment de la chronologie des événements. Ainsi, un nombre 

approprié d'échantillons générés à partir de techniques spatiales d'état est utilisé pour 

estimer les paramètres requis. La méthode ne tient pas compte des aspects temporels 

de la modélisation du système. Elle est donc mieux adaptée aux systèmes où la 

dépendance entre les variables n'est pas pertinente et/ou où l’on peut l’ ignorer avec une 

erreur négligeable. 

b) La méthode séquentielle : simule le comportement du système en fonction du temps. La 

méthode construit un ensemble de séquences d'états des éléments (ou variation des 

variables d'entrée) qui composent le système, choisies au hasard pour la période d'étude. 

Ce type de méthode est plus approprié pour des applications dans les systèmes où il est 

nécessaire de modéliser les événements dépendants du temps ou lorsque la chronologie 

d'événements est importante. Cependant, son principal inconvénient est la condition de 

ressources de calcul (temps de calcul et mémoire) que cela implique. Cela limite 

l'application de la méthode Monte-Carlo aux systèmes réels. Il y a trois types de 

méthodes séquentielles qui diffèrent dans la génération d'événements pendant la 

simulation. Ces types sont : synchrones, asynchrones et temps mélangé. 
i. Méthode synchrone ou en temps discret : Cette méthode considère un intervalle 

de temps de base ( dt ) choisi suivant les caractéristiques du système. Ainsi, 

l'algorithme initialise le système dans un premier état ( 0=t ), puis incrémente le 

temps de simulation ( dt ) et vérifie le nouvel état du système. Par conséquent, cette 

méthode évalue l'état du système aux instants discrets ( dt ) de zéro jusqu’au nombre 

maximum d'intervalles ( n ), sans considérer les variations d’états pendant dt . La 

méthode est appropriée pour les systèmes où les changements de configuration se 

produisent à intervalles de temps réguliers. 

ii. Méthode asynchrone : Cette méthode considère une suite d’événements 

s’espaçantà intervalles irréguliers ; cette méthode s’appuie sur les données 

temporelles de l’occurrence des événements qui se produisent et suppose que le 

prochain événement aura lieu à ( 1+kt ), lorsque cet événement se produira, et avance 

ainsi le temps de simulation à l'instant désiré. La génération d'événements temporels 

est faite à partir de la fonction de probabilité de l’état pour chaque élément du 

système. 

iii. Méthode du temps mélangé : Cette méthode implique des éléments de la méthode 

synchrone et asynchrone à la fois. 

II.3.2.2.II.3.2.2.II.3.2.2.II.3.2.2. LLLL’échantillonnage des variables alchantillonnage des variables alchantillonnage des variables alchantillonnage des variables aléatoiresatoiresatoiresatoires    

Par définition, pour une variable aléatoire X  avec une distribution cumulative de probabilité 

inversible ( ) ( )xXPxFX ≤= , la variable aléatoire suit une distribution uniforme sur l’ intervalle 

[ ]10, . Cette relation constitue la base de l'échantillonnage de toutes les variables aléatoires 

dans les études de Simulation de Monte-Carlo. Ceci est illustré par l’équation suivante : 

[ ] ( )( ) ( )( ) ( )[ ] rrFFrFXPrXFP:,r XXXX ==≤=≤∈ −− 1110  Équation II.5 

Ainsi, si U  est une distribution uniforme, ( ) ( )UFXUXF XX
1−=⇔= . Par conséquent, 

( )UFX
1−

 suit la distribution de X . Pour l'échantillonnage d'une seule variable aléatoire X  

avec une distribution cumulative de probabilité inversible XF , tout d'abord un échantillonnage 

aléatoire u  d'une distribution uniforme U  dans [ ]10,  est généré, puis la transformation 

( )uFx X
1−=  est appliquée. Dans ce cas, les échantillons x  suivent la distribution XF . La 

procédure est présentée dans la Fig. II.1. 

Cette méthode peut également être appliquée pour l'échantillonnage à partir de données 

mesurées, en utilisant la distribution cumulative de probabilité empirique de données 
e

XF . 
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Dans ce cas, l'échantillonnage entre les valeurs adjacentes peut être effectué par interpolation, 

ou en choisissant une des valeurs aux bornes. Cette caractéristique offre des avantages 

significatifs pour la modélisation de systèmes basée sur des données réelles ; ainsi, au lieu 

d'essayer de choisir une distribution paramétrique, la distribution des données exactes pour la 

simulation peut être utilisée. 
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Figure II.1. Échantillonnage de la variable aléatoire par la méthode de Monte-Carlo 

II.3.2.3.II.3.2.3.II.3.2.3.II.3.2.3. Le thLe thLe thLe théororororème central limite me central limite me central limite me central limite     

Comme il a été mentionné précédemment, la méthode de Simulation de Monte-Carlo est basée 

sur un processus itératif ; il faut donc calculer un nombre minimum d'itérations pour obtenir 

des résultats suffisamment fiables avec un niveau de tolérance acceptable.  

Si cette méthode pouvait être appliquée pour un nombre infini d'itérations, les résultats 

auraient une précision de 100% (une marge d’erreur nulle), car toutes les valeurs possibles 

des variables auraient été considérées. Il n’est malheureusement pas possible d’envisager un 

nombre infini d’ itérations, parce que le temps de calcul serait alors infini. La justification est 

basée sur le théorème central limite, et peut s'exprimer comme suit :  

Soit X  une variable aléatoire. Toutes les valeurs que peuvent prendre la variable font partie 
d’une distribution normale caractérisée par : la moyenne ( µ ) des valeurs de X  pondérées par 

leur probabilité, et l’écart type (σ ) qui représente la dispersion de X  égal à la racine de sa 

variance. A partir de cette distribution sont tirés au hasard tous les échantillons possibles de 

X , de taille n  qui est le nombre d'itérations de la méthode. Si on forme une distribution à 
partir des moyennes de tous les échantillons de données (la distribution d'échantillonnage de 

moyennes), on peut constater que : 

a) La moyenne des données est égale à la moyenne de la distribution normale. 

b) Les moyennes des échantillons sont réparties autour de la moyenne de la distribution 

normale, avec un écart type à la moyenne égal à l’écart type de la normale divisé par la 

racine du nombre des échantillons ( n ) ; la distribution typique de la moyenne est 
21/n−×σ . 

c) La répartition des moyennes de l'échantillon est une distribution de type « normal » pour 

des valeurs d’échantillon supérieures à 30 [EL-03], peu importe si la distribution de 

départ est normale ou pas. 

Par conséquent, pour un échantillonnage de taille ( n ) d’une distribution normale ( )σµ ,N , les 

moyennes de ces échantillons suivent une distribution normale ( )21 /n,N −×σµ . La distribution 
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typique de la moyenne ( 21/n−×σ ), indique le degré de variabilité des moyennes de 

l’échantillonnage. Plus n  sera grand, plus la distribution typique se rapprochera de la 

moyenne de la distribution normale.  

II.3.2.4.II.3.2.4.II.3.2.4.II.3.2.4. La prLa prLa prLa précision de la mcision de la mcision de la mcision de la méthode de simulation de thode de simulation de thode de simulation de thode de simulation de MonteMonteMonteMonte----CarloCarloCarloCarlo    

Il est possible d'estimer le nombre d'itérations nécessaires pour assurer une marge d'erreur 

déterminée de l’échantillon d’une distribution de probabilité et de trouver sa valeur moyenne 

avec un certain niveau de confiance et une marge d'erreur donnée. Cela se représente par 

l'expression suivante [EL-03] : 

( )
2

2
2 1

s

ppz
n / −⋅⋅= α    Équation.II.6 

où p  est la probabilité que la variable dépasse une certaine valeur ; s est l'erreur permise ou 

la certitude que les résultats obtenus sont dans l’ intervalle établi, en (%) ; 2/zα  est la valeur 

d'une distribution normale, ( )10,N  définit un intervalle [ ]22 // z,z αα +−  dans lequel se trouve la 

variable aléatoire avec une probabilité ( α−1 ) ; n  est le nombre d'itérations qui garantit un 

niveau de confiance ( α−1 ). 

Ainsi, pour garantir que les résultats obtenus par la méthode de Simulation de Monte-Carlo 

soient assez précis, il faut estimer le nombre minimal d'itérations, à partir duquel l'erreur des 

distributions des variables aléatoires de sortie est en dessous d'une certaine valeur, avec un 

niveau de confiance donné. Ce nombre minimum d’ itérations garantit que l’échantillonnage des 

variables aléatoires des distributions d'entrée à partir desquelles sont obtenus les résultats, 

est bien compris dans la marge d'erreur correspondante aux distributions théoriques. 

II.3.2.5.II.3.2.5.II.3.2.5.II.3.2.5. LLLL’analyse de la convergence de la manalyse de la convergence de la manalyse de la convergence de la manalyse de la convergence de la méththththode de simulation de ode de simulation de ode de simulation de ode de simulation de MonteMonteMonteMonte----CarloCarloCarloCarlo    

Le nombre d'itérations nécessaires est une variable aléatoire de distribution log-normale. De 

cette propriété, il est possible de déterminer le nombre d'itérations nécessaires pour atteindre 

un niveau de confiance de l'erreur maximale spécifiée. Donc, l’équation II.7, qui définit la taille 

de l'échantillon en fonction de la précision d’estimation et de l’échantillon développé dans la 
section précédente, peut s’écrire en fonction de l’erreur souhaitée avec 50.p =  [EL-03] : 

n

z
e

2
=  Équation.II.7 

où n  est la taille de l'échantillon ; z est la fonction du degré de confiance de l’estimation et e 

est la marge d'erreur, qui est la fraction pour que l’estimation soit incorrecte. Le tableau 

suivant contient les valeurs de z pour certains niveaux de confiance typiques :  

Tableau II-1. Niveaux de confiance pour des simulations par la méthode de Monte Carlo 

z 1,96 2,58 3,29 

Degré de confiance 95,00% 99,00% 99,90% 

II.3.3.II.3.3.II.3.3.II.3.3. La représentation probabiliste des paramètres électriques incertainsLa représentation probabiliste des paramètres électriques incertainsLa représentation probabiliste des paramètres électriques incertainsLa représentation probabiliste des paramètres électriques incertains    

La mise en œuvre de l'approche probabiliste du réseau électrique est effectuée par la 

modélisation des incertitudes des variables électriques (telles que : la puissance active et 

réactive consommées par les charges, les paramètres linéiques de ligne, la tension au poste 

source, entre autres), comme des fonctions de densité de probabilité. On peut construire la 

fonction de densité de probabilité des paramètres à partir des mesures déterministes 

annuelles. Dans cette section, on calculera la tension probabiliste au nœud deux d’un réseau 

électrique radial composé d’une ligne et d’une charge alimentée par un poste source, comme  
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illustré dans la figure II.2. Nous avons appliqué la méthode analytique et la méthode de 

simulation de Monte-Carlo pour résoudre ce problème. 

 

Figure II.2. Réseau radial avec une charge. 

Les paramètres électriques de ce petit réseau et leurs variations sont utilisés pour faire un 

modèle incertain de chaque variable électrique. Ces valeurs sont les suivantes :  

a) La longueur de la ligne est de 92 km, avec une erreur de mesure de 6 km, 

b) Les paramètres de ligne : résistance de 0,536 Ohm/km et réactance de 0,384 Ohm/km, 

c) La tension du poste source est de 21 kV avec un changeur de prises (1,67%), 

d) La demande sur la charge varie entre 3 et 5 MVA, avec un maximum de 6,0 MVA et un 

minimum de 2,0 MVA, 

e) Le facteur de puissance de la charge, de valeur 0,95 inductif. 

Les fonctions de densité de probabilité modélisent l’ incertitude des paramètres électriques. En 

utilisant les valeurs précédentes, on peut modéliser les incertitudes par une fonction de 

densité de probabilité normale ( )2σµ,N  de valeur moyenne ( µ ) et d’écart type (σ ). Les 

variables déterministes sont : l’ impédance de la ligne par unité de longueur 

Z(Ohm/Km)=0.0536+j0.0384 et le facteur de puissance (f.p.) de la charge cos(ø)=0,95 

inductif. Les paramètres d’ incertitude du réseau sont caractérisés par leurs fonctions de 

densité de probabilité comme suit :  

a) La longueur de la ligne : ( )kmNL 1km, 92 == σµ ,  

b) La tension du nœud poste source : ( )0.21/6kV*1,67kV, 12 == σµVN   

c) La demande de charge : ( )VA/VANS M32,M4 == σµ , 

Les paramètres de ligne sont calculés en effectuant la multiplication de l’ impédance par unité 
de longueur avec la longueur de la ligne, et les puissances active et réactive de la charge à 
partir du facteur de puissance. C’est l’opération qui correspond à une transformation linéaire 

de la fonction de probabilité bax+  avec x  variable aléatoire et b,a  deux scalaires (valeur 

déterministe). La transformation linéaire d’une fonction de densité normale ( )2σµ,Nx→  est 

définie par ( )22σµ a,baNbax +→+ . Ainsi, les fonctions de densité de probabilité de l’ impédance 

et de la puissance de la charge obtenues sont : 

a) La résistance de ligne est : ( )Ω×=Ω×=  105360, 9205360 ..NR σµ ,  

b) La réactance  de ligne est : ( )Ω×=Ω×=  103840, 9203840 ..NX σµ ,  

c) La puissance active est : ( )W./.NP M95032MW,9504 ×=×= σµ  

d) La puissance réactive est: ( )VAr./VAr.NQ M31032,M3104 ×=×= σµ  

Si on considère que le facteur de puissance de la charge est proche à l’unité (f.p.=1), la chute 

de tension depuis le poste source jusqu’à la charge peut être approchée par l’équation 

suivante : 

1
12 V

QXPR
V

×+×=∆
  Équation II.8 
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où R et X  sont la résistance et réactance de la ligne respectivement, P  et Q les puissances 

active et réactive de la charge respectivement, 1V  la tension du poste source. Dans le cas 

probabiliste, ces valeurs correspondent aux fonctions de densité de probabilité RN , XN , PN , 

QN  et VN  respectivement. 

La résolution de l’équation II.8 par la méthode analytique doit considérer les opérations entre 

les variables aléatoires (v.a.), dans ce cas : le produit et la somme entre les variables PR NN ×  

et QX NN × , et le ratio par VN . Les opérations de produit et de ratio entre deux variables 

aléatoires normales ),(NX X
20σ→  et ),(NY Y

20σ→  indépendantes sont définies par :  

a) La fonction du produit est ( ) ��
�

	
AA
B

C

×
××→× −

YX
YX

|z|
K�YZ = X

σσ
σσ 0

1
 où 0K  est la fonction 

de Bessel de deuxième ordre qui correspond à  �
∞

−+=
0

212
0 1  dt)t)(ztcos(K /

. 

b) La fonction du ratio est ( )
22

1
10Cauchy 

)/(Z

)/(

�
|,YZ = X

YX

YX

σσ
σσ

+
×=→÷

 où Cauchy est une 

fonction de densité de probabilité de type Cauchy. 

La détermination de la fonction de densité de probabilité de la chute de tension par la méthode 

analytique est très complexe. Elle a besoin de développer des méthodes d’ intégration pour les 

équations analytiques qui modélisent les variables avec les équations II.1 - II.4. Les 

expressions déjà montrées pour deux fonctions de probabilité normale ont été obtenues avec 

ces équations. La chute de tension analytique probabiliste est faite avec quelques 

simplifications. On considère que les paramètres de ligne ( Ω=  934.R  et �  3.53=X ) et la 

tension ( kV 121 =V ) du poste source sont des variables déterministes et les puissances active 

et réactive de la charge ( )W..NP M630MW,83 == σµ  et ( )VAr.VAr.NQ M210,M241 == σµ  sont les 

seules variables d’ incertitude. La chute de tension correspond à l’évaluation de l’expression 

suivante : QP NVXNVRV ×+×=∆ )/()/( 1112  et de la somme de deux fonctions normales.  

a) La puissance active est : ( )kV150kV,8901 ..NN)V/R( P ===× σµ  

b) La puissance réactive est : ( )kV.kV.NN)V/X( Q 030,2101 ===× σµ  

La somme de deux fonctions normales est ( )22, YXYXNYZ = X σσµµ ++→+ . Ainsi, la chute 

de tension probabiliste par la méthode analytique est une autre fonction normale avec des 

paramètres suivants tels que : ( )kV1600kV,101
12

..NN V ===∆ σµ
. 

Cet exemple peut être résolu en appliquant la méthode de simulation de Monte-Carlo. La 

méthode permet de prendre en compte toutes les variables d’ incertitude considérées 

initialement sans aucune simplification. Toutefois, la simulation de Monte-Carlo exige un 

minimum d’ itérations pour avoir un bon niveau de convergence. Nous avons réalisé la 

simulation de Monte-Carlo pour 1200 tirages aléatoires, ce qui implique une erreur marginale 

de 0,0475 à un degré de confiance de 99,9%.  

Le résultat de la chute de tension, prenant en compte tous les variables d’ incertitude tels 

que : la tension poste source (V), la puissance consommée par la charge (PQ) et les 

paramètres de ligne (RX), est ajusté à une distribution normale de valeurs 

( )kV1520kV,101
12

..NN V ===∆ σµ . La chute de tension résultante prend en compte que la seule 

variable d’ incertitude est la puissance consommée par la charge (PQ). La distribution de 
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probabilité de la chute de tension est ( )kV1490kV,101
12

..NN V ===∆ σµ . Le temps de 

simulation requis pour chaque simulation est de 0.12 sec et 0.07 sec respectivement.  

Les fonctions de densité de probabilité obtenues par la méthode de simulation de Monte-Carlo 

et par la méthode analytique (qui ne considèrent que les incertitudes de puissance 

consommée) sont montrées dans la figure II.3. La moyenne de la chute de tension analytique 

est kV1021.ANT =µ
 et la moyenne obtenue par la méthode de simulation de Monte-Carlo est 

1.099kV=MCSµ  ; les valeurs sont ainsi très proches. Par contre, la valeur de la déviation 

standard analytique kV1600.ANT =σ  est supérieure à celle de la méthode de simulation de 

Monte-Carlo 0.149kV=MCSσ . Les differences entre les moyennes et déviations standards sont 

dues à l’approche numerique de Monte-Carlo. Les résultats de la simulation de Monte-Carlo 

qui considère toutes les sources d’ incertitude a une deviation standard ( 0.152kV=MCSσ ) aussi 

inférieure à celle de la méthode analytique ( kV1600.ANT =σ ) due à la division avec les 

incertitudes provenant de la tension poste source et de l’erreur associée à la simulation de 

Monte-Carlo. 
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Figure II.3. Chute de tension probabiliste par les méthodes de Monte-Carlo et analytique. 

II.4.II.4.II.4.II.4. La modLa modLa modLa modélisation possibiliste de l'incertitudelisation possibiliste de l'incertitudelisation possibiliste de l'incertitudelisation possibiliste de l'incertitude    

En 1965, L.A. Zadeh introduit la théorie des ensembles flous comme un mécanisme pour 

représenter le caractère vague et imprécis des concepts utilisés dans le langage commun. Ces 

ensembles flous ont été définis comme une extension des modèles classiques prenant en 

compte l'imprécision des concepts humains. Au milieu des années 70, l’extension de la notion 

d'ensemble logique apparaît ainsi que leurs applications aux systèmes de contrôle-commande. 

L’existence de la méthode possibiliste a été souvent source de confusion dans l'analyse de 

l'incertitude.  

En effet, les degrés de certitude sont souvent confondus avec des probabilités. Cependant, ils 

sont conceptuellement différents ; le degré d’appartenance à l’ensemble dénote le degré de 

vérité suivant lequel la propriété de l’ensemble est valable, et non la probabilité d'un 

événement. Pour illustrer cette différence, considérons l’exemple classique suivant : Bob est 

dans une maison avec deux pièces adjacentes : la cuisine et la salle à manger. Dans de 

nombreux cas, la position de Bob peut se réduire à l’ensemble  « dans la cuisine » : il est, soit 

« dans la cuisine », soit « pas dans la cuisine ». Qu'en est-il quand Bob se tient sur le seuil de 

la porte ? Il peut être considéré comme « partiellement dans la cuisine ». Quantifier cet état 

partiel donne une appartenance à un ensemble flou. Si le gros orteil de Bob est dans la salle à 
manger, nous pourrions dire que Bob est à 99% « dans la cuisine » et 1% « dans la salle à 
manger ». Aucun événement (comme un tirage au sort) ne va pas résoudre le problème pour 

savoir si Bob est complètement « dans la cuisine » ou « pas dans la cuisine », tant qu'il est sur 
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le seuil de la porte. Les ensembles flous sont basés sur la définition des ensembles vagues et 

non sur celle d’un événement aléatoire. 

La théorie des ensembles flous a été reconnue comme un outil potentiel pour améliorer la 

capacité de traitement des problèmes trop complexes ou pas assez définis pour être résolus 

par des méthodes conventionnelles. Un modèle flou peut décrire un degré d'incertitude de la 

valeur exacte du modèle ou donner une description linguistique de la gamme possible des 

valeurs basées sur des jugements humains. Prenons, par exemple, l’analyse comparative de 

l'impact de l’ interconnexion de deux types de sources d'origines éolienne et solaire dans la 

planification du réseau électrique. Cela implique l’étude de deux types d’ incertitudes : 

a) Qualitative3: cette incertitude qui concerne le type de source d’énergie (énergie solaire 

ou éolienne) et le lieu de production. Le concepteur du réseau peut avoir un degré de 

certitude concernant le type de source à installer. Ce type d'incertitude se modélise en 

utilisant l'approche possibiliste. 

b) Quantitative4: cette incertitude se réfère à la production de puissance du générateur 

stochastique en un lieu donné. Cette incertitude peut être quantifiée en termes 

numériques par l'analyse statistique de données, ou par un jugement d'expert. 

Par erreur, on interprète souvent l'incertitude quantitative [PA-04] à l'aide d'une approche 

possibiliste. Un exemple récent peut être trouvé dans [SA-04], où une approche floue est 

présentée pour la modélisation de la corrélation entre les entrées stochastiques, se référant à la 

sortie de petites centrales hydroélectriques, les systèmes solaires, les parcs éoliens et les 

charges. Dans ce cas, une représentation qualitative est utilisée pour évaluer quantitativement 

la répartition d’énergie dans le système, conduisant à une interprétation erronée des résultats. 

La confusion concernant la frontière entre les deux méthodes provient de l'absence de 

définitions concernant la théorie de possibilité et le nombre flou [SA-04]. Dans la définition du 

problème, il convient de préciser quel type d'incertitude est concerné. L'incertitude de la 

sortie de production stochastique ou de charge dans un système spécifique est de nature 

quantitative. L'approche de modélisation appropriée est celle utilisant l’analyse probabiliste. 

Comme nous l’avons indiqué plus haut, l'origine de la logique floue découle de la notion 

d'ensembles flous. Avant d'aborder l'étude de la théorie des ensembles flous, certains 

concepts de base de la théorie classique seront tout d’abord présentés afin de parvenir à une 

plus grande compréhension des deux. Le point de départ de la théorie des nombres flous est la 

notion d'élément et celle d’ensemble. 

II.4.1.II.4.1.II.4.1.II.4.1. Les ensembles classiquesLes ensembles classiquesLes ensembles classiquesLes ensembles classiques    

Un ensemble est défini de façon générique comme une collection d'éléments. Typiquement, les 

éléments qui font partie d'un ensemble ont une certaine propriété en commun qui les rend 

susceptibles d'appartenir à cet ensemble, mais cette exigence est simple.  

La relation d'appartenance, est désignée par l'expression : Aa ∈ . Dans le cas où b n'appartient 

pas à A, on écrit : Ab∉ . La description de l'ensemble s’écrit, soit sous forme énumérative 

[SI-85], soit par la loi de formation.  

Face à un problème donné, l'ensemble universel noté par S  est la combinaison de tous les 

éléments du problème. En complément, l'ensemble vide, notée ø, est un ensemble sans élément. 

Suivant la théorie des ensembles classiques, tout élément x  de S  appartient ou n’appartient 

pas à   A de manière claire et sans ambiguïté. 

                                            
3 L’ incertitude quantitative est l'incertitude qui est quantifiable en termes numériques par une 

fonction mathématique avec des paramètres déterministes. 
4 L’ incertitude qualitative est l'incertitude qui est initialement exprimée en termes vagues et 

non-numériques (généralement verbaux) des termes tels que "approximativement égal à» ou 

«un pourcentage petit». 
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Fonction caractéristique : La notion d'appartenance ou non d’un élément à un ensemble   A  

peut être exprimée numériquement par une fonction caractéristique ou fonction 

d'appartenance. Cette fonction affecte à chaque élément x une valeur 0 ou 1. 

{ } ( )
E
F
�

∉
∈

=→
Ax

Ax
x,S: AA  si     0

 si     1
     10 ϕϕ   Équation II.9 

Tout ensemble   A ആ S  peut être défini par les couples qui composent chaque élément x  de 

l’univers et par sa fonction caractéristiqueϕ , exprimée comme suit : ( )( ){ }Sx:x,xA A ∈= ϕ  

II.4.2.II.4.2.II.4.2.II.4.2. Les ensembles flousLes ensembles flousLes ensembles flousLes ensembles flous    

Les ensembles classiques sont définis par un état qui résulte d’une bipartition claire de 

l'univers S . Toutefois, le raisonnement humain ne peut pas toujours être tranché en termes de 

oui ou non (0 ou 1), nous devons donc faire appel à la notion d'ensemble flou. La façon la plus 

appropriée pour résoudre ce problème est de considérer que l'appartenance ou la non-

appartenance d'un élément x  de l'ensemble   A n'est pas absolue mais graduelle, et qu’elle 

définit un ensemble flou   A [ZA-73].  

Fonction d'appartenance : La fonction caractéristique Aϕ  de l'ensemble   A est remplacée par 

une fonction d'appartenance Aµ . La fonction d'appartenance ne prend plus les valeurs 

discrètes {0,1}, mais celles de l'intervalle fermé continu [0,1]. Cette fonction détermine le 

degré selon lequel un élément [ ]10,x ∈  (où S  est l’univers) appartient à l’ensemble   A . 

[ ] ( ) [ ]10     10 ,x,S: AA ∈→ µµ  Équation II.10 

où ( )xAµ  donne le degré d’appartenance de la variable x  dans l'intervalle continu [0,1] vers 

la condition qui constitue l’ensemble. Lorsque ( ) 0=xAµ , l'élément n’appartient pas à 

l’ensemble A , et quand ( ) 1=xAµ  il lui appartient entièrement.  

En utilisant la notation mathématique utilisée pour les ensembles classiques, tout ensemble 
  A ആ S  peut être défini par les couples composés de chaque élément x  de l’univers et de sa 

valeur par la fonction d’appartenance, définie par l’expression ( )( ){ } Sx:x,xA A ∈= µ . 

II.4.3.II.4.3.II.4.3.II.4.3. Les nombres flousLes nombres flousLes nombres flousLes nombres flous    

Les nombres flous sont définis à partir d’un ensemble flou A  sur l'univers S . Ils constituent 

l’ensemble des paires ordonnées qui accomplissent la condition ( )( ){ }Sx:x,xA A ∈= µ  avec 

leurs degrés d'appartenance respectifs. Ils sont définis sur la droite ℜ  en fonction de ses 

intervalles de variation. Il existe aussi des nombres flous complexes ; leurs parties réelle et 

imaginaire doivent accomplir les conditions d’appartenance. Tout nombre flou, ou ensemble 

flou A  de ℜ , possède les propriétés suivantes [KL-95] : 

a) La fonction est normalisée : il y a au moins un élément x de ℜ  tel que ( ) 1=xAµ . 

b) La fonction est convexe, c’est-à-dire, géométriquement, que tous les niveaux de 

l’ensemble A  appelés aussi coupes alpha (ou en Anglais alpha-cuts), sont des 

intervalles fermés dans ℜ . Ces intervalles indiquent le degré α
 
d'imprécision de 

chaque valeur de la fonction dans la figure II.3. Cette propriété peut s’exprimer 

mathématiquement par l’expression : 

( )( ) ( ) ( )( )y,xminyx AAA µµδδµδ ≥−+ℜ∈∀∈∀ 1      y   x, [0,1]      Équation II.11 

c) La fonction d'appartenance est toujours continue et bornée. 

Les propriétés des nombres flous sont montrées dans la courbe générale de la figure II.4. La 

propriété a) est reflétée par le fait que le maximum de la fonction est ( ) 1=A
~

hgt . Le noyau de 
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la fonction d’appartenance est la valeur ou intervalle des valeurs pour lesquelles la fonction 

vaut 1. Le noyau de la fonction de la figure II.4 est égal à ( )A
~

core . La propriété b) est reflétée 

par le fait que la fonction d'appartenance est croissante, jusqu’a ( ) 1=x
A
~µ  et décroissante 

ensuite. La propriété c) est reflétée par le fait que la fonction est continue et bornée par 

( )A
~

sup .  

  

Figure II.4. Propriétés du nombre flou. 

II.4.4.II.4.4.II.4.4.II.4.4. Les alphaLes alphaLes alphaLes alpha----cuts du degré de confiancecuts du degré de confiancecuts du degré de confiancecuts du degré de confiance    

La fonction d’appartenance ( )xAµ  de la figure II.4 de la section précèdent peut être coupée, 

par exemple, par deux droites réelles des valeurs du degré de confiance de la fonction 1α  et 

2α  appelées coupes alpha ou alpha-cuts. Le degré de confiance détermine un intervalle de 

variation de la fonction.  

Les coupes alpha sont constitués par les éléments dont le degré d’appartenance ( )xAµ  du 

nombre flou dépasse ou atteint le seuil de α �. On peut passer des ensembles flous aux 

ensembles classiques en utilisant le degré de confiance de la fonction d’appartenance. Etant 

donné un nombre [ ]10,∈α  et un ensemble flou A , les coupes alpha de A  sont définis comme 

l'ensemble αA dont la fonction caractéristique est définie comme suit : 

( ) ( )
E
F
� ≥

=
autrement     0

 si     1 αµ
ϕ α

x
x A

A   Équation II.12 

On peut construire un ensemble flou par l’union de leurs coupes alpha comme suit : 

( )
[ ]

( )[ ]� x,maxx A
,

A αα
ϕαµ

10∈
=   Équation II.13 

Les coupes alpha sont particulièrement utiles dans l'étude de l’arithmétique des nombres flous.  

II.4.5.II.4.5.II.4.5.II.4.5. Les types de nombres flousLes types de nombres flousLes types de nombres flousLes types de nombres flous    

Les nombres flous (ou ensembles flous) peuvent avoir de nombreuses formes ; toutefois, ils 

doivent accomplir les conditions expliquées dans la section II.4.3. Si la fonction 

d'appartenance modélise un phénomène physique, sa forme est soumise à une certaine 

composante subjective, par rapport à la forme rigide (objective) des fonctions caractéristiques 

de la logique classique. Bien que les nombres flous puissent avoir n'importe quelle forme, on 

se réfère généralement à des fonctions d'appartenance standards : 

a) La fonction d'appartenance gaussienne qui est caractérisée par une fonction normalisée 

et, en général, asymétrique gaussienne paramétrée [HA-05]. 
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( )
( )

2

2

2σ
µ

µ
−−

=
x

A ex  Équation II.14 

où µ  est l’espérance mathématique et σ  est l’écart type. Dans la figure II.5 (a), on peut 

trouver la forme de cette fonction. La fonction d’appartenance peut être écrite en 

fonction des intervalles de confiance par l’équation suivante : 

[ ]10    22 11 ,,ln,lnA ∈∀
��
�

��
� ××+××−= −− αασµασµα  Équation II.15 

b) La fonction d'appartenance trapézoïdale est déterminée par quatre paramètres qui se 

réfèrent aux points 4321 a,a,a,a

 

de la fonction d'appartenance. La forme exacte de la 

fonction d'appartenance trapézoïdale est définie comme suit [HA-05] : 

( )

D
D
D

E

DD
D

F

�

≤≤
−
−

≤≤

≤≤
−
−

=

43
14

4

32

21
12

1

pour     

pour               1

pour     

axa,
aa

xa

axa,

axa,
aa

ax

xAµ    Équation II.16 

où 41 a,a  sont les valeurs pour les extrêmes 0=α , 32 a,a  les valeurs extrêmes 1=α  avec 

4321 aaaa ≤≤≤ . La fonction d’appartenance peut être aussi écrite en fonction des 

intervalles de confiance des α -cuts avec l’équation suivante : 

( ) ( )[ ] [ ]10    344121 ,,aaa,aaaA ∈∀−−−+= αααα  Équation II.17 

Ce modèle à quatre paramètres peut également être utilisé pour représenter les fonctions 

d'appartenance triangulaire ( 32 aa = ) ou rectangulaire ( 21 aa =  et 43 aa = ). 

Figure II.5. Représentation des nombres flous (a) gaussien, (b) triangulaire et (c) trapézoïdal 

II.4.6.II.4.6.II.4.6.II.4.6. Les opérations arithmétiques des intervalles flousLes opérations arithmétiques des intervalles flousLes opérations arithmétiques des intervalles flousLes opérations arithmétiques des intervalles flous    

Les règles pour les opérations arithmétiques entre les nombres flous peuvent être déduites à 
partir du principe d'extension de Zadeh [ZA-78]. Si le nombre flou C  est une fonction de 

deux nombres flous A  et B  (i. e.  )B,A(fC = ), le principe d'extension donne : 

( ) ( ) ( ) ( ){ }[ ]zy,xf:x,xminmaxz BAC == µµµ  Équation II.18 

Si A  et B  sont deux nombres flous triangulaires [ ]321 a,a,aA =  et [ ]321 b,b,bB = , les 

opérations arithmétiques de base sont les suivantes : 

[ ]
[ ]
[ ]
[ ]132231

332211

132231

332211

ba,ba,baBA

ba,ba,baBA

ba,ba,baBA

ba,ba,baBA

÷÷÷=÷
×××=×
−−−=−
+++=+

  Équation II.19 
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Maintenant, si A  et B  sont deux nombres flous trapézoïdaux [ ] 4321 a,a,a,aA =  et 

[ ]4321 b,b,b,bB = , les opérations arithmétiques de base deviennent : 

[ ]
[ ]
[ ]
[ ]14233241

44332211

14233241

44332211

ba,ba,ba,baBA

ba,ba,ba,baBA

ba,ba,ba,baBA

ba,ba,ba,baBA

÷÷÷÷=÷
××××=×

−−−−=−
++++=+

  Équation II.20 

On peut observer que les opérations arithmétiques entre nombres flous sont évaluées pour 

chacune des valeurs extrêmes de chaque intervalle. Les résultats de l’ intervalle extérieur sont 

les résultats des opérations entre 1a  et 4a  et aussi pour l’ intervalle intérieur 2a  et 3a . Pour 

le noyau, les opérations sont réalisées comme pour un nombre qui n’est pas flou. 

II.4.7.II.4.7.II.4.7.II.4.7. La représentation possibiliste des paramètres électriques incertainsLa représentation possibiliste des paramètres électriques incertainsLa représentation possibiliste des paramètres électriques incertainsLa représentation possibiliste des paramètres électriques incertains    

La mise en œuvre de l'approche possibiliste est illustrée sur le calcul de la chute de tension au 

nœud 2 du réseau électrique de la figure II.2. Les incertitudes sont modélisées par fonctions 

d'appartenance floue. La fonction floue ( )xAµ  donne un degré d'appartenance pour chaque 

valeur possible de la variable incertaine. On peut obtenir la fonction d'appartenance floue à 
partir des variations des valeurs déterministes ou des erreurs de calcul des paramètres 

d’ incertitude.  

Supposons l’exemple du réseau électrique étudié par l’approche probabiliste dans la section 

II.3.3. Les erreurs des paramètres électriques du réseau radial de la figure II.2 sont utilisées 

pour faire un modèle flou de chaque variable électrique incertaine. Les nombres flous peuvent 

avoir une variété de formes ; par simplicité, on suppose les données représentées par des 

fonctions d'appartenance trapézoïdale ou des nombres flous trapézoïdaux avec les valeurs 

suivantes :  

a) L’ impédance de ligne par unité de longueur :  Z=0.0536+j0.0384 Ohm/Km 

b) La longueur de la ligne flou est : L = [89 91 93 95] Km 

c) La tension du poste source en nombre flou est : V = [20.65 ; 20.88 ; 21.12 ; 21.35] kV 

d) La demande de puissance en nombre flou est : S = [2,0 ; 3,5 ; 5,2 ; 6,0] MVA 

e) Le facteur de puissance cos ø = 0,95 inductif. 

Ainsi, les paramètres de ligne sont calculés par la multiplication impédance/longueur par la 

longueur floue de la ligne. Les puissances active et réactive sont déduites du facteur de 

puissance floue de la charge. Nous avons alors les valeurs suivantes : 

a) La résistance de ligne R = 0.0536 x [89 ; 91 ; 93 ; 95] Ohm 

b) La réactance de ligne  X = 0.0384 x [89 ; 91 ; 93 ; 95] Ohm 

c) La puissance active P = 0.95 x [2.0 ; 3.5 ; 4.5 ; 6.0] MW 

d) La puissance réactive Q = sin(acos(0.95)) x [2.0 ; 3.5 ; 4.5 ; 6.0] MVAr 

Les fonctions floues obtenues par la méthode possibiliste sont montrées dans la figure II.6. La 

courbe de la chute de tension qui considère l’ incertitude de la charge (PQ) est définie par le 

quadruple [0.52 ; 0.95 ; 1.26 ; 1.74]. Elle est montrée dans la figure II.6. (a). La courbe qui 

considère toutes les variables d’ incertitude (i.e. de la charge, des paramètres de la ligne et de 

la tension du poste source (PQ, RX, V)) est définie par le quadruple [0.56 ; 0.97 ; 1.23 ; 1.63] 

et est montrée dans la figure II.6. (b). La variation des intervalles sont relativement très 

proches des cas représentés pour la méthode probabiliste analytique et la méthode de Monte-

Carlo. L'analyse possibiliste permet de prendre en compte toutes les incertitudes impliquées 

dans le calcul, comme le fait la méthode de Monte-Carlo qui considère toutes les variables, 

par rapport au cas simplifié traité par la méthode analytique, et ce sans poser aucun problème. 

L'intervalle de variation obtenue par la méthode possibiliste est plus grand, toujours par 

rapport aux méthodes probabilistes. 
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Figure II.6. Chute de tension possibiliste par la méthode de l’arithmétique floue. 

En principe, les méthodes de l’arithmétique floue et de la méthode de simulation Monte-Carlo 

mettent en œuvre des algorithmes (ou modèles) déterministes quelconques. La méthode de 

simulation de Monte-Carlo s’appuie sur un grand nombre d’ itérations du tirage aléatoire des 

variables aléatoires pour obtenir la précision désirée. La méthode floue s’appuie sur des 

opérations arithmétiques ; donc, l’algorithme (ou modèle) doit être linéaire (ou 

simplifié/linéarisé). La principale différence réside dans le fait que les variables aléatoire et les 

opérations arithmétiques floues sont définis différemment [KA-93].  

II.5.II.5.II.5.II.5. Le principe de cohLe principe de cohLe principe de cohLe principe de cohérence entre la possibilitrence entre la possibilitrence entre la possibilitrence entre la possibilité et la probabilit et la probabilit et la probabilit et la probabilité    

L'une des questions les plus controversées en matière de modélisation et d'incertitude dans 

les sciences de l'information est la relation entre la théorie des probabilités et celle des 

ensembles flous. La littérature se rapportant à ce débat peut être trouvée dans [DU-93a] et 

[DU-93b]. Les mêmes auteurs proposent une transformation optimale pour que les pertes 

d'informations soient les plus faibles possibles. Une variable incertaine peut être associée à 
une distribution de probabilité ou à une distribution de possibilité. Intuitivement, la possibilité 
est liée à notre perception du degré de facilité de réalisation. 

Soit U  un univers ; P  la mesure de probabilité associée à la distribution de probabilité p  et 

Π  la mesure de possibilité associée à la distribution de possibilité π . La transformation est 

possible si les conditions suivantes sont vérifiées : 

a) Le principe de cohérence : 

( ) ( ) XA,AAP ⊂∀Π≤   Équation II.21 

b) Le principe de préférence :  

( ) ( ) ( ) ( )
( ) ( ) ( ) ( ) Xb,a,

babpap

babpap
∈∀

E
F
�

=�=
<�<

ππ
ππ

 Équation II.22 

Le concept du principe de cohérence entre la possibilité et la probabilité (PCPP) a été proposé 
par Zadeh [ZA-78] pour parvenir à un compromis entre la possibilité et la probabilité de 

l'information. Ce compromis démontre que la diminution de la possibilité d'un événement tend à 
réduire sa probabilité, mais non réciproquement.  

Soit U  un ensemble fini et soit X  une variable qui prend les valeurs de U  avec la possibilité 
ȫ et la probabilité P . La mesure de la cohérence (PCPP) est exprimée par [MO-94] : 

( ) ( ) ( ) ( ) ( )��
∈

⋅=⋅=
Ux

xpxxpxp,Cz πππ   Équation II.23 
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La valeur Cz  montre le degré de cohérence de la transformation entre la fonction de densité 
de probabilité et sa distribution de densité de possibilité. Elle implique le degré de maintenance 

de l'information au cours de la transformation. 

II.6.II.6.II.6.II.6. La La La La transformation possibilittransformation possibilittransformation possibilittransformation possibilité----probabilitprobabilitprobabilitprobabilité    

Dans la littérature, des techniques d'optimisation sous contraintes ont été développées pour 

obtenir des fonctions de probabilité à partir des fonctions de possibilité [CI-86] qui 

correspondent à un degré déterminé par la méthode d'optimisation utilisée ci-dessous : 

( )�
+∞

∞−

⋅ dxxmin 2

2

1 µ   Équation II.24 

tels que ( ) ( ) ( ) 0≤⋅⋅− �
+∞

∞−

dxxpxp,Cz ππ  ( ) 10 ≤≤ xµ   Équation II.25 

où ( )xµ  est la moyenne dérivée de la fonction de possibilité, zC  le degré de cohérence de 

cette transformation, ( )xp  la possibilité que la valeur réelle moyenne soit située dans 

l'intervalle moyen défini par la fonction de possibilité moyenne. La borne inférieure de zC  doit 

satisfaire le lemme suivant pour pouvoir trouver la valeur minimale de la transformation. 

Lemme : Pour chaque fonction de probabilité, il existe une limite inférieure pour le degré de 

cohérence zC . Pour les valeurs supérieures à zC , les fonctions de possibilités dérivées 

satisfont le principe de cohérence. Dans les deux sections suivantes, deux fonctions de 

probabilité très utilisées sont transformées en fonction de possibilité afin de démontrer le 

processus. Il s’agit des distributions normale et exponentielle. 

II.6.1.II.6.1.II.6.1.II.6.1. Distribution normaleDistribution normaleDistribution normaleDistribution normale    

On suppose une fonction de probabilité ( )xp  de type gaussienne notée par

 

( )10,N . La fonction 

de possibilité moyenne ( )xµ
 

est représentée par le paramètre S . La valeur de S  détermine le 

degré de cohérence zC , et leurs relations sont représentées par les équations suivantes et la 

figure II.7. 

( )
D
E

D
F

�

<

>=
−

S x, 

S x, ex�

xS

1
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22

   Équation II.26 

( )SFdxedxeeC cg

S x
x

S

=
�
�

�

�

�
�

�

�
⋅+⋅⋅= ��

−
+∞

∞−

−

0

22

2

2

2

2

1
  Équation II.27 

La valeur C  peut être évaluée en utilisant une technique d'analyse numérique. Lorsque la 

valeur de C  est supérieure ou égale à 21/ , la fonction de possibilité dérivée de la densité 
normale standard sera en conformité avec le principe de cohérence. La relation entre le 

paramètre C  défini par la fonction de possibilité ( ( )SFcg ) indique le passage de cohérence de 

la transformation possibilité et probabilité. 
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Figure II.7. Fonctions de densité de probabilité p(x) et distribution de possibilité Ɇ(x) 

II.6.2.II.6.2.II.6.2.II.6.2. Distribution exponentielleDistribution exponentielleDistribution exponentielleDistribution exponentielle    

La distribution exponentielle est la distribution la plus largement utilisée dans l'évaluation de 

fiabilité des systèmes [BI-96]. Cette distribution de probabilité est souvent utilisée pour 

modéliser le taux de défaillance et la durée de coupure de l’énergie électrique. Ces deux taux 

obéissent respectivement à une distribution de Poisson et à une distribution gamma [BI-96, 

BI-94]. Les fonctions modifiées sont : 

( )
DE

D
F
� ≥=

−

autrement,

Sr,Ke
rf

Kr

0
   Équation II.28 

avec 
DE

D
F
�

⋅
=

−

−

Gammaon distributi unepour  ,

Poissonon distributi unepour  ,
2 λ

λ

λ e

e
K

t

  Équation II.29 

où, λ  est le taux de défaillance, et t  est une période de temps donnée. En utilisant une 

technique similaire à la technique décrite pour la distribution normale, les relations entre ( )rf , 

( )rµ et S  sont représentées par les équations suivantes : 

( )
( )

DE

D
F
�

≤
>=

−⋅−

Sr  1

Sr 

,

,e
r

rSK

µ   Équation II.30 

Avec ( )SFeC cb
SK =⋅−= ⋅−

2

1
1   Équation II.31 

où K  et S  désignent le taux de défaillance (fréquence/ans) et la durée de panne (heures) en 

fonction de leur valeur moyenne en pourcentage. 

II.7.II.7.II.7.II.7. La transformation probabilitLa transformation probabilitLa transformation probabilitLa transformation probabilité    ---- possibilit possibilit possibilit possibilité    

Afin de passer des fonctions de densité de probabilité aux fonctions de densité de possibilité, 
la transformation proposée par [LA-98] a été adoptée. Cette transformation est appelée 

tronquée triangulaire ; c’est une approximation de la transformation optimale. La forme 

générale de la transformation appliquée à des fonctions de probabilité symétriques satisfaisant 

une distribution de possibilité tronquée triangulaire est décrite par l’équation suivante : 

( )

( )

( ) ( )
( )

D
D
D

E

D
D
D

F

�

−≥−

−≤−≤−

−≤−−
−
−−
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xxxx

xxxxxx

xxxxxx
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  si           ,

  si  ,
1

1

ε

ε
ε

ε

ε

µ  Équation II.32 
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Dans la référence [LA-98], la distribution de possibilité tronquée a été appliquée sur quatre 

fonctions symétriques de densité de probabilité. La distribution de possibilité qui en résulte 

peut être décrite par quatre paramètres : cx , nx , εx  et ε . La transformation des paramètres 

de la fonction de probabilité aux paramètres de l’équation II.28 est basée sur les valeurs 

suivantes : 

a) La valeur cx  coïncide avec la valeur moyenne mx  , soit mc xx =  

b) La valeur nx  contribue à [ ] 9902 .xxP nm =− , où P est la mesure de probabilité associée à 

la fonction de densité de probabilité p ; ainsi, le sous-ensemble est délimité par un 

intervalle de confiance de 99%. 

c) La valeur εx correspond à la superficie minimum, tandis que la condition est satisfaite : 

( ) ( ) UA,AAP ⊂∀Π≤ , où U est un univers; P  la mesure de probabilité associée à la 

distribution de probabilité p  et Π  la mesure de possibilité associée à la distribution de 

possibilité π . 

d) La valeur ε  est déduite à partir de εx , en utilisant la transformation d'une fonction 

optimale de densité de probabilité p  comme suit : 

( ) ( )dttpx

ex

eopt �
∞

== 2πε  Équation II.33 

Il peut être démontré mathématiquement que le paramètre ε  ne dépend pas de σ . Par 

conséquent, la valeur de ε  est la même pour tout σ  d'une loi de probabilité donnée. Les 

résultats de la transformation pour les quatre distributions sont résumés dans le tableau II.2. 

Tableau II-2. Paramètres caractéristiques de la distribution triangulaire tronquée de l’équation 

II.28 pour quatre différentes distributions de probabilité différentes et une générale. 

Distribution Equation nx  εx  ε  

Gaussienne ( )
( )

2

2

2

2

1 σ
πσ

mxx

exp
−

−
=  σ582.xm +  σ541.xm +  120.  

Exponentielle ( ) σ
σ

mxx

exp

−
−

=
2

2

1
 σ203.xm +  σ461.xm +  130.  

Triangulaire 
( )

266

1

σσ
mxx

xp
−

−=  

6  si σ<− mxx  

σ452.xm +  σ631.xm +  110.  

Uniforme 
( )

32

1

σ
=xp  

3  si σ<− mxx  

σ452.xm +  σ631.xm +  0  

Générale - σ203.xm +  σ731.xm +  0.086 

II.8.II.8.II.8.II.8. ConclusionConclusionConclusionConclusion    

Les calculs de réseau sous incertitude affectent les résultats obtenus de manière déterministe. 

L'incertitude reflète le degré de connaissance des variables dans les calculs. Le réseau 

électrique contient déjà des grandeurs temporelles variables comme la charge. Ceci a 

encouragé le développement des techniques probabilistes pour fournir une approximation de 

la réalité. Les méthodes probabilistes permettent d’obtenir un spectre de valeurs possibles de 

variables électriques. La méthode d’évaluation de l'incertitude analytique s’appuie sur des 

concepts de normalité et d'indépendance. L'application de la méthode analytique est limitée à 
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une approximation linéaire du modèle du système. D’autres formulations pour l’analyse des 

incertitudes considèrent les interdépendances entre les variables. Si les variables d’entrée ne 

sont pas indépendantes, on peut supposer une corrélation linéaire des variables d’entrée du 

système. Cela réduit les erreurs graves dans le cas de simulations temporelles sur les 

variables de sortie. Cette considération rend le problème encore plus complexe et invalide les 

hypothèses de la méthode analytique. 

La méthode de simulation de Monte-Carlo a été aussi développée pour la résolution des 

problèmes probabilistes. Cette méthode peut évaluer, d’une part, les différentes distributions 

de probabilité sans problème d’ intégration entre les variables aléatoires. D’autre part, elle 

exige des efforts de calcul considérables. Pendant longtemps, cet inconvénient a été décisif. 

Dans quelques cas particuliers, la méthode de simulation Monte-Carlo a été appliquée dans des 

réseaux électriques réels. Cependant, le développement des moyens de calcul permet 

d’envisager l'application pratique de cette méthode pour les systèmes de grande taille. En 

utilisant plusieurs calculateurs en parallèle, le temps requis pour la simulation de Monte-Carlo 

peut être plus rapide. Le temps de calcul d’une simulation Monte-Carlo d'un grand nombre 

d'échantillons N avec m  ordinateurs sera réduit d'environ un facteur de m , car il n'y a pas 

besoin d'échanger d’ informations entre les processeurs en parallèle. 

Les calculs de réseaux tel que les études de planification doivent prendre en compte toutes 

les combinaisons possibles des entrées du système pour avoir un meilleur panorama des 

scénarios de fonctionnement possibles. Ainsi, l'intégration des nouvelles sources d'énergies 

intermittentes présentées dans le chapitre I pose un nouveau défi dans la planification des 

réseaux qui vont les accueillir. L'intégration de la production stochastique dans le réseau 

électrique nécessite ainsi l'utilisation d'une approche incertaine pour la modélisation de 

l'incertitude de la puissance produite, qui a des conséquences sur le comportement du réseau, 

mentionnées dans le chapitre I, ce qui affecte ainsi la planification. Les modèles traditionnels 

probabilistes, comme la méthode analytique, ne répondent pas à ce problème. Par conséquent, 

la méthode de simulation de Monte-Carlo est utilisée en modélisant les variables d'incertitude 

comme des variables aléatoires suivant des distributions unidimensionnelles marginales de 

probabilité. La méthode de Monte-Carlo permet de résoudre le problème avec la génération 

stochastique présentant des valeurs d'incertitude non négligeables. 

L’existence de la transformation probabilité-possibilité offre l’opportunité de choisir l'une ou 

l’autre des approches pour, par exemple, le problème de la planification du réseau sous 

incertitude. Il s’agit, soit des variables floues/arithmétique floue, soit la méthode de simulation 

Monte-Carlo. Ces deux méthodes permettent la prise en compte de l'incertitude et des 

facteurs incertains. La méthode de simulation Monte-Carlo a un inconvénient par rapport à 
l'approche floue ; elle exige des efforts de calculs considérables. L’utilisation de l’approche 

avec des variables floues permet de résoudre d’une autre manière le problème lié aux 

incertitudes. A la différence de la méthode de simulation de Monte-Carlo, l’approche avec les 

nombres flous n'a pas besoin d’un minimum d'itérations pour arriver à la convergence. Les 

calculs sont effectués en fonction des intervalles obtenus par les alpha-cuts. Cependant, il 

faut transformer la distribution de probabilité en une fonction d'appartenance et valider les 

résultats obtenus par l’arithmétique floue avec la simulation de Monte-Carlo. 

Le choix de la simulation Monte-Carlo comme méthode de référence ne veut pas dire que 

l'utilisation des informations floues et variables floues est rejetée. Ces variables peuvent être 

utilisées si l'information statistique n'est pas disponible. L'approche possibiliste peut être 

adéquate pour le traitement des problèmes avec incertitude qui nécessitent des temps de 

calcul court (comme par exemple pour des réseaux de grande taille). Les méthodes 

probabilistes et possibilistes seront mises en œuvre et comparées dans le chapitre suivant. 
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III.1.III.1.III.1.III.1. ntroductionntroductionntroductionntroduction    

L’objectif de ce chapitre est de développer et de mettre en œuvre les méthodes présentées au 

chapitre précédent pour l’étude de l'impact de l'intégration de la production décentralisée 

(GED) sur le comportement du réseau électrique en régime statique (ou quasi-statique). En 

effet, l’évaluation des conséquences des GEDs (en particulier intermittentes) sur les 

contraintes du réseau nécessite des études techniques et non-techniques. Les études non-

techniques visent à évaluer et à analyser l'impact environnemental et économique des GEDs 

sur le réseau. Les études techniques permettent d’évaluer les performances et les conditions 

de sécurité de fonctionnement du réseau pour divers scénarios d’exploitation. Dans ce 

chapitre, nous nous limiterons à l’évaluation de l'impact technique lié à l'intégration des GED 

au réseau.  

La classification des phénomènes temporels du réseau influe sur la modélisation du système et 

de ses composants. Nous distinguons d’un côté les études statiques et quasi statiques et les 

études transitoires et dynamiques impliquant l’évolution des variables dans le temps. Dans ce 

chapitre, nous nous attacherons à développer les études classiques statiques (de quelques 

minutes) et quasi-statiques (de quelques centaines de millisecondes) du réseau.  

Les études statiques sont à la base de la planification et de l'exploitation du réseau. Elles 

permettent d’évaluer et d’analyser sa performance et sa sécurité, en s’appuyant sur des outils 

tels que le calcul de répartition de charges, le calcul des courants de court-circuit et le calcul 

des indices de fiabilité (qui mesurent la qualité du service), etc. Cependant, de nombreuses 

variables électriques sont souvent entachées d’ incertitudes, ce qui peut modifier sensiblement 

les résultats obtenus par des approches déterministes de ces outils d’analyse. Les incertitudes 

ont de multiples causes, par exemple : la variation permanente de la courbe de la charge dans 

une plage de valeurs grossièrement prédite ou l’ incertitude sur les paramètres électriques des 

lignes due notamment à des variations de la température ou de l’humidité, etc. 

La présence des GEDs de type renouvelables ajoute une nouvelle contrainte dans les études 

statiques, car sa puissance varie, entre autres, avec les conditions météorologiques. La prise 

en compte de l’ incertitude de la puissance produite par des GEDs est indispensable car son 

taux de pénétration est de plus en plus important dans les réseaux actuels. Les GEDs peuvent 

avoir un rôle non marginal dans la constitution du plan de production (de la veille pour le 

lendemain), de la gestion des charges, de la minimisation de coût d’exploitation, du maintien 

de l’équilibre production-consommation, du respect des contraintes, etc. Les études statiques 

réalisées dans ce chapitre sont brièvement décrites ci-dessous :  

a) Le calcul de répartition de charges : permet de calculer les différentes grandeurs 

électrotechniques (puissances générées, tensions de nœuds, transits de puissance dans 

les lignes, pertes, etc) du réseau pour un point de fonctionnement donné. Il permet 

également de vérifier si le réseau rencontre des contraintes opérationnelles pour des 

conditions spécifiques de fonctionnement du réseau. Les équations classiques non 

linéaires de la répartition de charges sont présentées dans la section III.2. Le modèle des 

lignes de distribution triphasées utilisé pour la répartition de charges du réseau de 

distribution est présenté dans la section III.2.1. L’algorithme linéaire retenu pour le 

réseau de distribution radial est développé dans la section III.2.2. L’ importance de la 

prise en compte des incertitudes des variables électriques dans la répartition de charges 

est expliquée: dans la section III.2.3. Les données� historiques de la charge et de la 

vitesse du vent sont étudiées dans les sections III.2.4 et III.2. 5 (pour le cas de la 

production éolienne), ainsi que leurs modèles d’ incertitude probabilistes et possibilistes. 

La transformation de l’énergie cinétique du vent, source primaire d’énergie du parc 

éolien, en énergie électrique grâce au modèle non linéaire de l’aérogénérateur est abordée 

dans la section III.2.7. Les modèles de la puissance de sortie éolienne probabiliste et 

possibiliste sont etudiés dans les sections III.2.8. Le réseau de distribution de 28 nœuds 
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utilisé est décrit dans la section III.2.9. Les résultats de la répartition de charges 

équilibrée du réseau et l’analyse des résultats du réseau de 28 nœuds sont présentés dans 

la section III.2.10. 

b) Les études de court-circuit : permettent d'obtenir les valeurs des courants de court-

circuit, ainsi que les tensions nodales entre phases, et entre phase et terre, pendant le 

défaut. Le court-circuit est l'un des événements les plus sévères pouvant survenir sur un 

ouvrage du réseau électrique. Les éléments du réseau doivent résister aux forts 

courants, donc à des contraintes thermiques et électrodynamiques (mécaniques) 

importantes lors de court-circuits. Ces études sont essentielles pour le choix des 

équipements (tenues aux courants de court-circuit), pour le réglage des systèmes de 

protection et pour le calcul du pouvoir de coupure de différents disjoncteurs. La section 

II.3.1 développe les causes et l'importance du calcul des courants de court-circuit du 

réseau. Dans les sections III.3.2 et III.3.3, on présente la modélisation des éléments du 

réseau par les impédances de séquence (Fortescue) et les facteurs de correction 

indiqués par la norme IEC 60909, qui permettent de déterminer la valeur du courant de 

court-circuit. Les sections suivantes présentent, succinctement, les modèles de 

Fortescue pour le calcul de courants de court-circuit et tensions correspondant à 
chaque type de défaut (monophasé, biphasé isolé, biphasé à la terre et triphasé). La 

section III.3.4 prend en compte la contribution au court-circuit des GED reposant sur 

des sources d'énergies renouvelables telles que : les machines asynchrones à double 

alimentation ou les machines synchrones avec interface d'électronique de puissance. Un 

réseau de distribution de 11 noeuds est utilisé pour réaliser les calculs de courant de 

court-circuit avec la contribution de plusieurs types de GEDs au courant du défaut. La 

section III.3.5 présente les paramètres d'incertitude qui ont été pris en compte. La 

section III.3.6 présente l'analyse des résultats des courants de court-circuit. 

c) La fiabilité : est liée à la capacité du réseau à fournir de l'énergie électrique, dans les 

limites admissibles de tension et de fréquence, requise par la demande. Pour évaluer la 

fiabilité, il faut tenir compte de la demande, des taux de défaillance des éléments du 

réseau et de leurs durées de réparation associées. La section III.4 présente l’ importance 

des indices de fiabilité et leur classification. Les sections III.4.1, III.4.2 et III.4.3 

développent les principaux indices de fiabilité, dépendant de variables telles que le taux 

de défaillance, le taux de réparation et le taux d’ indisponibilité. . D’autres indices de 

fiabilité évaluent l’ impact de la défaillance sur les consommateurs, tels que l’énergie non 

distribuée, l’ indice de la fréquence moyenne d'interruption et l’ indice de la durée 

moyenne d'interruption. Ces indices sont présentés dans les sections III.4.4, III.4.5 et 

III.4.6. La section III.4.7 présente le test des indices de fiabilité dans un réseau de 

distribution de 34 nœuds. Quelques incertitudes des paramètres du réseau telles que les 

paramètres de ligne et son taux de défaillance sont considérées dans le calcul. Les 

résultats, ainsi que leur analyse, sont présentés dans la section III.4.8. 

Les méthodes de modélisation des incertitudes du chapitre II ont été abordées dans l’optique 

de les utiliser pour la résolution des calculs d’analyse de réseau. Ainsi, nous avons considéré 
les variations de puissance des GED, de la demande et des paramètres réseau dans les études 

statiques. D’autres sources d’ incertitude ont été prises en compte, telles que les tensions des 

GEDs et la tension du nœud de référence. Les méthodes probabilistes (la méthode de 

simulation de Monte-Carlo) et possibiliste (la méthode de l’arithmétique des nombres flous) 

ont été utilisées pour modéliser les différentes variables considérées. Les variables de sortie 

estimées sont les tensions des nœuds du réseau, les courants pendant les courts circuits, les 

pertes d'énergie et la qualité du service par les indices de la fiabilité au niveau des 

consommateurs. Les conclusions de l’évaluation des incertitudes dans les études statiques se 

trouvent dans la section III.5. 
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III.2.III.2.III.2.III.2. Le calcul de rLe calcul de rLe calcul de rLe calcul de répartition de charges pour les rpartition de charges pour les rpartition de charges pour les rpartition de charges pour les réseaux de distributionseaux de distributionseaux de distributionseaux de distribution    

Le calcul de répartition de charges est l’un des outils le plus largement utilisé pour 

l'exploitation, l’analyse et la planification des réseaux de transport et de distribution d’énergie 

électrique. Il fournit les valeurs en régime permanent (à fréquence nominale) des variables 

électriques d’un réseau pour un scénario spécifié des charges et des conditions d’exploitation. 

Le calcul de répartition de charges a une grande importance dans les réseaux existants (pour 

trouver un plan de production économiquement optimal, un réglage en tension optimisé, entre 

autres) et dans la planification et l'expansion de nouveaux réseaux (en vérifiant les 

contraintes électriques des éléments du réseau de type compensateurs shunt, prises des 

transformateurs, entre autres, ceci avec différentes topologies).  

Cette méthode permet d’évaluer les effets de la perte temporaire des générateurs, des lignes 

et des transformateurs ; les effets de la reconfiguration du réseau sur les variables électriques 

et l’évaluation d’améliorations futures du réseau qui se produisent avec le changement de 

section des lignes, par exemple. La résolution de la répartition de charges permet de 

déterminer les puissances fournies par les générateurs, les flux de puissance dans les lignes, 

la tension et la phase relative de tous les nœuds du réseau, ainsi que les pertes.  

La formulation mathématique du problème de répartition de charges part des données du 

diagramme unifilaire du réseau et de sa topologie. La tension du nœud i peut être exprimée 

par : 

iiiiiii sinVjcosVVV δδδ +=∠=   Équation III.1 

où iV  et iδ  sont respectivement l'amplitude et l'angle de la tension. De même, l’admittance de 

ligne entre les nœuds i et j est représentée par :  

ijijijijijijijijij jBGsinYjcosYYY +=+=∠= θθθ  Équation III.2 

où ijG  et ijB  sont respectivement la conductance et la susceptance ; ijY  et ijθ  sont 

respectivement le module et l'angle de l’admittance. Suivant la loi des nœuds, le courant 

injecté dans le nœud i du réseau en fonction des éléments de inY  est donné par [LI-99] : 

�
≠
=

=+++=
N
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n

ninNiNiit VYVYVYVYI
1

2211 �   Équation III.3 

Les injections de puissances active et réactive iP  et iQ  au nœud i peuvent être obtenues selon 

les équations suivantes [GR-94] : 
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 Équation III.4 

Si GiP  et GiQ  sont, respectivement, les puissances active et réactive produites ; LiP  et LiQ , 

respectivement, les puissances active et réactive consommées ; inj,iP  et inj,iQ , respectivement 

les puissances active et réactive injectées au nœud i, qui sont : 

LiGiinj,i

LiGiinj,i

QQQ

PPP

−=

−=
  Équation III.5 

Si les valeurs calculées des puissances active et réactive sont notées par cal,iP et cal,iQ , nous 

pouvons définir les fonctions iP∆  et iQ∆  avec l’équation suivante : 
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cal,id,ig,ical,iinj,ii

cal,id,ig,ical,iinj,ii

QQQQQQ

PPPPPP

−−=−=∆

−−=−=∆
 Équation III.6 

Les méthodes de résolution numérique classiques du calcul de répartition de charges 

s’appuient sur les équations III.4 et la recherche des racines de l’équation III.6. Les méthodes 

classiques utilisées sont celles de Gauss-Seidel indirecte et directe (matrice d’admittance et 

d’ impédance de nœud), et de Newton-Raphson complet (AC) et découplé (DC) [ST-74], [LI-

99]. Elles sont applicables sur des topologies maillées normalement en haute tension, où les 

déséquilibres entre les phases sont négligeables (car les charges sont considérées comme 

équilibrées et les lignes sont transposées). De plus, la valeur du ratio r résistance/réactance 

(R/X) est faible, car l’effet capacitif de lignes est non négligeable. Ces algorithmes sont 

relativement peu adaptés (temps de calculs relativement longs, problèmes éventuels de 

convergence pour le modèle DC) aux réseaux de distribution, principalement à cause des 

caractéristiques spécifiques de ce dernier (exploitation radiale entre autres).  

En effet, les réseaux de distribution sont principalement exploités en structure radiale ou 

faiblement maillée. Ils sont caractérisés : par un régime de fonctionnement potentiellement 

polyphasé et déséquilibré ; par différents types de charges (résidentiel, commercial, industriel) 

; par un très grand nombre de branches et de nœuds ; par des valeurs de résistance et de 

réactance comparables (ce qui implique que le ratio résistance/réactance (R/X) est plus élevé) 
et par une non transposition des conducteurs. Ces caractéristiques influent sur les 

performances et la robustesse des méthodes traditionnelles de la répartition de charges 

(Gauss Seidel et Newton-Raphson) dans le cas des réseaux de distribution. Les techniques de 

Gauss Seidel et Newton-Raphson ne satisfont pas aux exigences de performance et de 

robustesse de réseaux de distribution.  

En particulier, les hypothèses de simplification utilisées dans la méthode découplée de 

Newton-Raphson ne sont pas valables pour les réseaux de distribution (hypothèse R/X faible 

non valide). Par conséquent, un algorithme de répartition de charges plus adapté aux réseaux 

de distribution est nécessaire pour prendre en compte toutes les spécificités de ces derniers. 

Plusieurs algorithmes de calcul de répartition de charges ont été proposés dans la littérature 

[TE-94] pour les systèmes de distribution. Certaines méthodes ont été développées sur une 

topologie maillée similaire aux systèmes de transport [BI-76]. 

Le calcul de répartition de charges que nous développerons dans ce chapitre est basé sur 

l'algorithme de Jen-Hao Teng [TE-03] qui prend en compte les avantages des 

caractéristiques topologiques des réseaux de distribution. Deux matrices sont employées, la 

matrice BIBC  (en Anglais Bus injection Branch Current) et la matrice BCBV (en Anglais 

Branch Current Bus Voltage). Ces matrices se multiplient dans l’algorithme de la répartition 

de charges. Cela signifie que la matrice d’admittance, des algorithmes traditionnels, n’est pas 

nécessaire dans l’algorithme retenu. Il peut être également utilisé dans les réseaux de 

distribution faiblement maillés. La méthode est plus précise et plus efficace que les méthodes 

conventionnelles dans le cas des réseaux de distribution. 

De plus, cet algorithme a été choisi parce qu’ il repose sur des résolutions partielles, linéaires 

et successives. La linéarité du processus de solution permet l’application des opérations de 

l’arithmétique des nombres flous et, ainsi, l’évaluation de la théorie des possibilités. La 

méthode de simulation de Monte-Carlo a été aussi testée avec cet algorithme de répartition de 

charges. 

III.2.1.III.2.1.III.2.1.III.2.1. Le Le Le Le modmodmodmodèèèèle de ligne triphasle de ligne triphasle de ligne triphasle de ligne triphaséééée de de de dééééssssééééquilibrquilibrquilibrquilibré é é é     

Les paramètres d’une section de ligne triphasée connectée entre les noeuds i et j peuvent être 

obtenus par la méthode développée par Carson et Lewis [KH-06]. Cette dernière permet 

notamment de déterminer les éléments parasites de la ligne. 
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Figure III.1 Modèle triphasé d’une section de ligne 

La méthode de Carson et Lewis permet la construction d’une matrice 4x4, qui prend en 

compte les effets des couplages propres et mutuels des conducteurs de la section de ligne 

triphasée. Cette matrice peut être synthétisée par l’équation suivante : 
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Équation III.7 

où les impédances iiZ  et ijZ  sont, respectivement, les impédances propres et de couplage 

mutuelles entre les lignes. Cette matrice tient compte uniquement des éléments en série 

(variations de tension) et ne tient pas compte de l'effet capacitif ou des pertes diélectriques 

entre les lignes et la terre (variations de courant). Ainsi, il n'est donc valable que pour les 

lignes courtes. La réduction de Kron [KE-95], nous permet de réduire l'ordre de la matrice : 
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Équation III.8 

La relation entre les tensions de nœuds et les courants de branche de la figure III.1 peut être 

exprimée grâce à l’équation suivante : 
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Équation III.9

 

III.2.2.III.2.2.III.2.2.III.2.2. L˅algorithme de répartition de chargesL˅algorithme de répartition de chargesL˅algorithme de répartition de chargesL˅algorithme de répartition de charges    

Comme nous l’avons indiqué plus haut, la méthode repose sur deux matrices dérivées de la 

topologie du réseau : la matrice BIBC  (en Anglais Bus injection Branch Current) et la matrice 

BCBV (en Anglais Branch Current Bus Voltage). Dans cette section, la procédure de 

l’algorithme est décrite en détail. 

 

Figure III.2. Réseau de distribution radial avec un poste source. 
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Le terme équivalent de l'injection de courant par phase à l'itération k  est dérivé de la 

puissance consommée sur le nœud i, qui est exprimée par : 

( ) N,...,i,jQPS
phaseiphaseiphasei 1=+=

−−−

 

Équation III.10
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Équation III.11

 

où phaseiS − est la puissance apparente consommée par la charge de l’une des trois phases (a, 

b, ou c), composée de 
phasei

P
−

et 
phasei

Q
−

qui sont, respectivement, les puissances active et 

réactive de la charge par phase ; N est le nombre de charges ; 
k

phasei
V

−
et 

k
phasei

I
−

sont, 

respectivement, la tension du nœud et l'équivalent d'injection de courant du nœud par phase à 
l'itération k . 

Un réseau de distribution est illustré, comme exemple, à la figure III.2. Les injections de 

puissance peuvent être converties en injections de courant équivalent par l'équation III.12. La 

relation entre les injections de courant de noeud et les courants de branche est déterminée 

par la loi des noeuds ou de courants de Kirchhoff. Les courants de branches peuvent alors 

être formulés en fonction de différents courants injectés aux noeuds. Par conséquent, cette 

relation peut être exprimée comme :  
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Équation III.12

 

où BIBC (en Anglais Bus injection Branch Current) est la matrice qui exprime la relation entre 

le courant injecté au nœud et le courant de branche ; [ ] 521 ,...,,i,BBBB T
icibiaiabc ==  est le 

vecteur des injections de courants de branche i  ; [ ] 632 ,...,,i,IIII T
icibiaiabc ==  est la vecteur 

des courants de nœud i . Les symboles 10
~
,

~
 representent les vecteurs [ ]T000 et [ ]T111 . 

Pour le cas équilibré, 10
~
,

~
 sont simplement 10, . La matrice BIBCest triangulaire supérieure, et 

ne contient que des valeurs de 0 et 1. 

La tension de noeud peut être exprimée comme une fonction des courants de branche, des 

paramètres de ligne et de la tension de référence au niveau du poste source (HTB/HTA). La 

relation entre les courants de branche et les tensions de noeud, comme il est indiqué dans la 

Fig. II.2, est obtenue par l'équation III.13 et III.14.   
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Équation III.13

 

[ ] [ ] [ ]abcabcabc BBCBV=∆V

   

Équation III.14

 
où BCBV (en Anglais Branch Current Bus Voltage) est la matrice qui représente la relation 

entre les courants de branches et les tensions des nœuds ; [ ] 632 ,...,,i,VVVV T
cibiaiabci ==  
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est la tension triphasée du nœud i , et 
abcijZ  est l'impédance de ligne triphasée entre le nœud i  

et le nœud j . 

Les matrices BIBCet BCBV  sont élaborées en fonction de la structure topologique du réseau 

de distribution. En combinant les équations III.12 et III.14, la relation entre ces deux matrices 

peut être exprimée comme : 

[ ] [ ][ ][ ]abcabc IBIBCBCBV�V =  Équation III.15 

[ ] [ ][ ]abcabc IDLF�V =   Équation III.16 

où DLF représente la matrice produit de BCBV  par BIBC . La solution du calcul de répartition 

de charges est obtenue par une résolution itérative, de l’équation III.10. La tension est calculée 

grâce à l’équation de récurrence III.11 et suivant le critère d’arrêt de l’équation III.18. 

[ ] [ ] [ ]abcabcabc
1k01k VVV ++ ∆+=   Équation III.17 

[ ] [ ] ε<∆−∆ +
abcabc

k1k VV    Équation III.18 

où ε  est la précision désirée sur la chute de tension. La seule matrice nécessaire pour la 

résolution du calcul de répartition de charges est la matrice DLF . En conséquence, la méthode 

proposée peut économiser un temps de calcul considérable. L’algorithme utilisé peut être 

résumé par la figure suivante : 

 

Figure III.3. Algorithme de la répartition de charges pour des réseaux radiaux. 

III.2.3.III.2.3.III.2.3.III.2.3. Les incertitudes dans les calculs de répartition de chargesLes incertitudes dans les calculs de répartition de chargesLes incertitudes dans les calculs de répartition de chargesLes incertitudes dans les calculs de répartition de charges    

L'évaluation des performances des réseaux modernes de distribution nécessite des études 

statiques, tels que le calcul de répartition de charges, celui du calcul des courants de court-

circuit, l’évaluation de la fiabilité et des analyses économiques. Ces modèles doivent prendre 

compte la représentation des lignes, les charges, les équipements de manœuvre et la 

connectivité entre les éléments du réseau. La modélisation des principaux éléments du réseau 

dans l’algorithme comprend : 

a) Les lignes de distribution, qui sont représentées par une impédance série, suffisamment 

précise pour les lignes courtes du réseau de distribution.  

b) Les transformateurs, qui peuvent être représentés par une impédance shunt (qui 

représente le courant magnétisant et les pertes fer) et une impédance en série (qui 

représente l’ inductance de fuite et les pertes Joule). 

c) Le modèle statique des charges électriques est considéré par une combinaison linéaire 

des trois catégories suivantes : courant constant, puissance constante, ou impédance 

constante. Les équations III.19 et III.20 présentent la modélisation exponentielle retenue 

[LI-99]. 

( ) 1k
nn V/VP= P ×   Équation III.19 

( ) 2k
nn V/VQ= Q ×   Équation III.20 

où nP  et nQ  sont respectivement les puissances actives et réactives à la tension 

nominale, nV  la tension nominale du nœud, V  la tension du nœud de la charge. Pour les 
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charges à puissance constante : 021 == kk , pour les charges à courant constant : 

121 == kk  et pour les charges à impédance constante : 221 == kk . Dans la suite du 

développement de l’algorithme et compte tenu des données réseau disponibles pour 

l’étude, la modélisation à puissance constante a été retenue. 

Les incertitudes affectent les résultats de la répartition de charges. Du point de vue de la 

planification du réseau électrique, l’ incertitude a souvent été traitée, dans la littérature, avec 

des variables aléatoires et en utilisant des calculs de répartition de charges probabiliste [CH-

99], [LE-90]. Ces méthodes sont surtout faites pour le réseau de transport et il existe 

nettement moins de publications concernant le réseau de distribution. 

La modélisation des incertitudes des variables électriques a été mise en œuvre, dans cette 

étude, avec l’approche probabiliste (par leur fonction de densité de probabilité avec une 

simulation de Monte-Carlo) et avec l’approche possibiliste (par leur fonction d'appartenance 

et les outils de l’arithmétique floue). Ces fonctions sont obtenues à partir de l’analyse des 

mesures déterministes faite sur les éléments d’ incertitude. Les principales sources 

d’ incertitude à prendre en compte dans les études du réseau sont : 

a) Les variations des paramètres de ligne, comme conséquence des variations de la 

température et des erreurs d’estimation des paramètres des lignes. 

b) Les variations de tension au poste source (HTB/HTA) dues aux variations de tension du 

réseau de répartition et du régleur en charge. 

c) Les variations de la demande, comme conséquence des activités liées à la consommation 

de puissance par la charge (demande imprévisible). 

d) Les variations du facteur de puissance des charges par l’action des compensateurs de 

puissance réactive. 

e) L'intermittence des GEDs dépend des conditions météorologiques 

En principe, les algorithmes pour effectuer les calculs de répartition de charges probabilistes 

(simulation de Monte-Carlo) et possibilistes (arithmétique floue) sont semblables à ceux dans 

le cas déterministe. La figure ci-dessous montre la procédure générale des algorithmes 

appliqués aux études statistiques du réseau pour traiter les incertitudes liées à ces problèmes. 

  

Figure III.4. Procédure générale des algorithmes de : (a) Monte-Carlo et (b) arithmétique floue. 
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Les principales différences entre les deux algorithmes sont : le nombre d’ itérations requises 

dont a besoin chaque méthode pour obtenir une certaine précision, et le temps pour résoudre 

le problème. Les nombres flous appliquent les lois de l’arithmétique floue. Pour les différentes 

études présentées cette thèse, les deux méthodes s’appuient sur l’algorithme de répartition de 

charges décrit par la méthode itérative pour des réseaux radiaux (cf. figure III.3). En utilisant 

des données sur les sources d’ incertitude liées aux variables électriques du réseau, les valeurs 

des variables aléatoires puis les nombres flous sont déterminées en utilisant les 

transformations citées dans la section II.6.1 du chapitre précèdent. 

III.2.4.III.2.4.III.2.4.III.2.4. Le modèle de la demandeLe modèle de la demandeLe modèle de la demandeLe modèle de la demande    

La modélisation de la charge est une tâche complexe. La charge est le paramètre le plus 

incertain du réseau, elle varie constamment. La complexité de sa modélisation est due à 
l'existence de cycles de charge journaliers et annuels, qui varie, de plus, suivant la 

segmentation des clients. En général, la valeur la plus intéressante pour le planificateur est la 

demande de pointe annuelle, car elle détermine les besoins en capacité pour le parc de 

production mais également pour les contraintes supportées par le réseau. D'autre part, pour la 

comparaison économique, il est nécessaire de calculer les pertes annuelles du système et leur 

coût associé. Parmi les facteurs fondamentaux qui influencent la demande, on peut citer : 

a) Le facteur économique : qui affecte la charge de pointe annuelle à long terme, le facteur 

démographique et le niveau de l'activité industrielle de la région. Ces paramètres 

définissent l'augmentation ou la baisse de la charge du réseau. Ils doivent être pris en 

compte dans la prévision de charge à long terme, qui est l'un des points de départ pour 

les études de planification du réseau.  

b) D’autres sources d’ incertitude : qui sont liées aux facteurs temporels et 

météorologiques. Les facteurs temporels proviennent des variations saisonnières, des 

cycles de charges hebdomadaires, quotidiens et de l’activité économique (cf. pendant 

jours fériés). La température varie d'un pays à l’autre en fonction de la saison et affecte 

la charge. En outre, les charges résidentielles sont les charges les plus 

thermosensibles, pendant l’hiver dans certains pays et pendant l’été dans d’autres pays. 

La charge est le paramètre le plus important qui affecte la solution du problème de la 

planification du réseau. La demande électrique de chaque client ne peut pas être déterminée 

précisément. Il est nécessaire généralement de connaître les charges existantes ou prévues sur 

une base de données statistiques du réseau pour estimer la charge à venir dans le système. 

Pour répondre aux demandes futures, les planifications sont généralement basées sur 

l'hypothèse que les modèles ne changeront pas de manière significative (sauf preuve de l'effet 

contraire). Le modèle probabiliste des incertitudes de la charge à court terme est déterminé 
par les facteurs déjà mentionnés plus haut. 

La construction du modèle retenu agrégé de la charge est faite à partir de données mesurées 

au niveau d’un poste source de 33 kV : 110kV, pendant un an avec des intervalles de temps 

de 10 minutes. Les variations saisonnières de la charge par rapport à la moyenne journalière 

et hebdomadaire sont représentées dans la figure III.5. Il y a aussi des différences entre les 

pics des jours ouvrables et les pics du week-end. Le comportement de données de la charge 

est donc décrit par une variable aléatoire et sa fonction de densité de probabilité. Les données 

annuelles de variation de la charge de la figure III.6 sont soumises à une analyse détaillée. 
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Figure III.5. Variation de la charge (a) journalière (b) hebdomadaire par saison de l’année. 
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Figure III.6. Variation de la charge annuelle par rapport à la moyenne. 

La figure III.7 montre la fonction de densité de probabilité et la fonction cumulative pour la 

charge annuelle modélisées par une distribution normale, ainsi que les histogrammes de 

données réelles de la charge. L'histogramme montre la fréquence avec laquelle un intervalle 

des valeurs se répète pendant le temps d'étude. 

0.8 0.85 0.9 0.95 1 1.05 1.1 1.15 1.2 1.25
0

0.5

1

1.5

2

2.5

3

3.5

4

4.5

Puissance active de la charge normalisé 

D
en

si
té

 d
e 

pr
ob

ab
ili

té

 

 

Distribution
de donées

Distribution
normal

0.8 0.85 0.9 0.95 1 1.05 1.1 1.15 1.2 1.25
0

0.1

0.2

0.3

0.4

0.5

0.6

0.7

0.8

0.9

1

Puissance active de la charge normalisée

 

 

P
ro

ba
bi

lit
é 

cu
m

ul
at

iv
e 

Cumulative de données

Cumulative de normale

 

Figure III.7. (a) Fonction de densité de probabilité normale et histogramme (b) Fonction 

cumulative de probabilité normale et le cumulatif de données annuelles de la charge. 
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On peut voir que l’histogramme de données est bien représenté par la distribution normale 

calculée à partir de la comparaison des fonctions cumulatives de probabilité x. On note 

cependant l’existence d’un maximum local de la charge,à 0.85 de sa puissance moyenne. 

Néanmoins, la densité de probabilité de la charge (pdf) a été ajustée par une distribution de 

probabilité type normale : 

22

2

1
x σ

µ

πσ

)x(

x e)(pdf
−−

=  Équation III.21 

De la même façon, la fonction possibiliste d’appartenance (podf) de la charge normale est 

aussi décrite par l’équation suivante : 

( )
 

2

2

2    e(x)podf
 

�

�x

A
⋅
−−

=   Équation III.22 

où  µ  est la moyenne et σ  l’écart type. Selon le test de vraisemblance, les données 

correspondent avec une précision de 95% ; la fonction de densité de probabilité est 

caractérisée par les valeurs  0.037 99.999±=(%)µ et 0.0268.510±=(%)σ , où le symbole ±  indique 

la plage d’erreur de l’approximation de ces deux paramètres. 

III.2.5.III.2.5.III.2.5.III.2.5. Le modèle de génération éolienneLe modèle de génération éolienneLe modèle de génération éolienneLe modèle de génération éolienne    

L’ intégration à large échelle de la production décentralisée (de nature intermittente) dans le 

réseau de distribution pousse à l’utilisation d’approches probabilistes. Ainsi, la modélisation du 

caractère incertain de la disponibilité des ressources primaires renouvelables a été 
spécialement développée pour les parcs éoliens et photovoltaïques. Les sources primaires 

d’énergie de ces types de GED sont respectivement la vitesse du vent et le rayonnement 

solaire, qui dépendent de facteurs tels que les saisons, le moment de la journée, la localisation 

et des conditions climatiques, etc. Tous ces paramètres rendent très variable la production de 

puissance des GEDs. La modélisation de l’énergie éolienne est étudiée dans cette section pour 

évaluer l'impact de sa connexion au réseau à travers des études classiques de réseau. 

Le modèle utilisé pour la génération éolienne prend comme point de départ des échantillons de 

la vitesse du vent sur un an. La modélisation de ces données a été réalisée avec une fonction 

de densité de probabilité. La turbine éolienne fait la conversion de l'énergie cinétique en 

énergie mécanique et enfin en énergie électrique au travers du générateur. La puissance 

nominale d'une éolienne est la puissance maximale du générateur installé. La puissance 

transmise au générateur par la turbine est limitée à cette valeur grâce au système de contrôle. 

Cette dernière limite l'énergie cinétique récupérée, souvent par l'action sur l'angle d'incidence 

du vent sur les pales. Il faut veiller à ce que cette puissance ne soit pas dépassée par vents 

forts.  

Actuellement, deux grands types d'éoliennes sont couramment utilisées, à axe vertical ou à 
axe horizontal, avec un nombre de pales généralement de deux ou trois. Les éoliennes bipales 

sont moins chères, mais elles tournent plus vite que les éoliennes tripales. Cette section ne 

traite pas en détail du modèle dynamique de l'éolienne, qui sera développé en détail plus loin 

dans le chapitre IV. Par contre, on s'intéresse à la puissance de sortie en fonction de la 

vitesse du vent de l'éolienne et à leurs modèles respectifs. 

En effet, dans le cas de l’éolienne, le facteur fondamental qui influence la puissance fournie 

est la variation de la vitesse du vent. La vitesse du vent varie d’une région à une autre, elle 

dépend aussi fortement des conditions météorologiques. Grâce à la collecte de mesures de la 

vitesse du vent sur une région ou sur un site de production potentiel, il est possible d’établir 

un modèle probabiliste (fonction de densité de probabilité) pour les vitesses du vent. 
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III.2.6.III.2.6.III.2.6.III.2.6. Le modèle de la vitesse du vent Le modèle de la vitesse du vent Le modèle de la vitesse du vent Le modèle de la vitesse du vent     

Les données de la vitesse du vent sont généralement obtenues à partir d'une rose des vents ou 

d’un histogramme à partir des mesures du vent sur une période de temps longue. Le calcul de 

la fonction de probabilité de la vitesse du vent est donc fait avec son histogramme des 

données, (cf. dans la section précédente pour distribution de probabilités de la charge). Les 

variations de la vitesse du vent sont décrites par une distribution de type Weibull par 

l’équation : 

β
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β
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β �
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v e
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1

 Équation III.23 

où v  représente la vitesse du vent, α  le facteur d'échelle et β  le facteur de forme. 

Généralement, le facteur d'échelle α  est compris dans l’ intervalle ( )101,∈α . Le facteur de 

forme 2=β , conduit à la distribution de Rayleigh, tandis que pour 3>β , la distribution se 

rapproche d’une distribution normale et 1=β  indique une distribution exponentielle. Le 

facteur β  est lié à la vitesse moyenne du vent. Ainsi, une valeur élevée de β  est favorable à 

une production d'énergie. Pour les études dynamiques (voir chapitre IV), les variations 
temporelles de la vitesse du vent ( )tv~  doivent être prises en compte. Ainsi, les équations 

suivantes permettent de réaliser le tirage aléatoire de la vitesse du vent ( )tv~  : 

( )( )αβ
1

1t Rln)(v −−=   Équation III.24 
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eR 1    Équation III.25 

( ) ( )( ) 01 vvtvtv~
�++=   Équation III.26 

où R  est un générateur uniforme de variable aléatoire, v
�
 la valeur moyenne et 0v  la première 

vitesse moyenne obtenue dans l'étape d'initialisation de la vitesse du vent. 

Les données réelles annuelles de la vitesse du vent dans une région de France ont été 
représentées par leur histogramme. Les fonctions de densité de probabilité et les fonctions 

cumulatives ont été approchées par une distribution Weibull, à partir de l’histogramme de 

données réelles de la vitesse du vent dans la figure ci-dessous. 
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Figure III.8. Variation de la vitesse du vent (a) hebdomadaire (b) annuelle 

De la même manière que pour la charge, le test de vraisemblance avec une précision de 95%  
sur les données de l'histogramme, a été appliqué. La fonction de densité de probabilité ajustée 

correspond à une fonction de type Weibull avec des valeurs m/s02804948 .. ±=α  et 

m/s00504871 .. ±=β  ; le symbole ± indique la plage d’erreur maximale de l’approximation. 
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Figure III.9. (a) Fonction de densité de probabilité de Weibull et histogramme de données du 

vent ; (b) Fonction cumulative de probabilité de Weibull et cumulative de données du vent. 

III.2.7.III.2.7.III.2.7.III.2.7. Le modèle de l˅aérogénérateurLe modèle de l˅aérogénérateurLe modèle de l˅aérogénérateurLe modèle de l˅aérogénérateur    

La courbe de puissance est déterminée par l'efficacité aérodynamique de la turbine, par le 

rendement de la transmission mécanique, par la technologie de conversion électromécanique, 

par la hauteur de l’éolienne et de la vitesse du vent sur le site. Les données électriques 

typiques fournies par un fabricant d’éolienne sont la puissance maximale, la vitesse de 

démarrage, la vitesse nominale, et la vitesse de coupure. Grâce à ces données, la courbe de 

puissance de sortie peut être extraite ; elle permet de calculer la puissance de sortie de 

l’éolienne pour n'importe quelle vitesse du vent. Par exemple, la courbe de puissance de la 

turbine Risø DTU modèle NM80 de puissance nominale de 2 MW sur la plage de vitesse de 

vent de 0m/s à 27m/s est présentée à la figure III.10. Quelques éoliennes peuvent produire 

aussi une puissance réactive avec un facteur de puissance (cos �), en régime permanent qui 

varie souvent de 95% à 100%. Le facteur de puissance nominal de l’éolienne est fourni par le 

fabricant. Pour la turbine Risø DTU modèle NM80 de 2MW, ce facteur vaut 95%. 
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0 0,00
1 0,00
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17 2,00
18 2,00
19 2,00
20 2,00
21 2,00
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23 2,00
24 2,00
25 2,00
26 0,00
27 0,00
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Figure III.10. Fonction de transfert vitesse du vent et puissance de sortie éolienne. 

La courbe de puissance de l'éolienne en fonction de la vitesse du vent peut être approximée et 

linéarisée par parties à partir de la courbe réelle de puissance donnée par le fabricant (figure 

III.10). Le modèle de la turbine, peut ainsi être décrit par une fonction en trois parties : l’une 

qui représente les valeurs pour lesquelles il n’y a pas de génération de puissance, l’autre pour 

laquelle la puissance générée varie linéairement en fonction de la vitesse du vent, et enfin un 

intervalle de valeurs sur lequel la puissance produite par la turbine est constante et égale à la 

puissance nominale de la turbine. Ce modèle de courbe de puissance de la turbine est indiqué 
dans l'équation suivante : 
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où RP est la puissance nominale, CV  la vitesse de démarrage, RV  la vitesse nominale et CV  la 

vitesse de coupure pour laquelle la turbine s’arrête pour des raisons de sécurité. Dans le cas 

de la turbine Risø DTU de 2MW présentée à la figure III.10, les valeurs de ces paramètres 
correspondent à m/s 5=CV , m/s 512.VR = , m/s 25=FV  et MW 2=RP .  

III.2.8.III.2.8.III.2.8.III.2.8. Le modèle de la puissance de sortie éolienneLe modèle de la puissance de sortie éolienneLe modèle de la puissance de sortie éolienneLe modèle de la puissance de sortie éolienne    

La puissance de sortie éolienne est obtenue à partir de l’échantillonnage de la vitesse du vent 

et de la courbe de puissance donnée par l’équation III.19. La fonction de densité de probabilité 
de la puissance éolienne produite est montrée dans la figure ci-dessous. 
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Figure III.11. (a) Fonction de densité de probabilité de la production d'énergie éolienne         

(b) Fonction d’appartenance floue de la production d'énergie éolienne approximée en rouge 

barré descendant et fonction de densité de probabilité en traits pointillés bleu. 

La fonction de densité de probabilité de la puissance éolienne produite est décrite par 

l'expression analytique suivante de deux créneaux [BR-11] : 
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  Équation III.28 

Cette distribution peut être approchée par une distribution normale ( ) ( )02509750 .,.N,N =σµ , voir 

Figure III.11.b. Le modèle flou de la production d’énergie éolienne a été déterminé par une 

fonction d’appartenance (x)Aµ  trapézoïdale, comme il a été fait pour la demande d’énergie. Les 

extrêmes de cette fonction trapézoïdale sont définis par les quatre valeurs suivantes : 
( ) ( )0019809709504321 .;.;.;.;a;a;aa = . 

III.2.9.III.2.9.III.2.9.III.2.9. La description du réseau de distribution de 28 nřudsLa description du réseau de distribution de 28 nřudsLa description du réseau de distribution de 28 nřudsLa description du réseau de distribution de 28 nřuds    

Le réseau de distribution « 28-bus test » est présenté dans la référence [KH-06]. Le système 

original est un système réel de distribution en 11 kV (puissance de référence de 100kVA) 

auquel on a ajouté, sur le nœud 6, une source éolienne de 20% de la charge totale. Dans ce 

système, tous les noeuds sont des nœuds de type consommateur (PQ), à l’exception du nœud 1 

qui est un nœud bilan avec une tension de nœud de 1 p.u. Le diagramme unifilaire du réseau 

est montré dans la figure ci-dessous. 



Chapitre III : Etudes statiques du réseau 

 70/151 

 

Figure III.12. Diagramme unifilaire du réseau 28 nœuds. 

Ce modèle suppose que le système triphasé équilibré peut être représenté par son équivalent 

monophasé direct. Dans le cas déséquilibré, les trois phases a, b, c doivent être prises en 

compte. Les données de paramètres électriques du réseau et charges pour le cas équilibré et 

déséquilibré sont indiquées dans l’annexe A. Le modèle comprend les éléments suivants : 

a) Les lignes de distribution représentées par leurs résistances et réactances directes.  

b) Les capacités shunts des lignes (différents des bancs de condensateurs) sont souvent 

négligées pour les lignes courtes du réseau HTA typiques pour le réseau de distribution.  

c) Les charges sont représentées par leurs puissances actives et réactives. 

d) Le nœud de raccordement  de l’éolienne est considéré comme un noeud PQ d’ injection 

de puissance avec un facteur de puissance inductif de 0.95. 

Le taux de pénétration de la production éolienne a été modélisé selon le Global Wind Energy 

Council [GL-06]. En effet, d’après cette référence, et d’après les méthodes de contrôle déjà en 

place et de la capacité de soutien disponible pour gérer les facteurs variables (la demande et 

le niveau d'approvisionnement), les réseaux électriques admettent environ 20% de GED de 

type éolienne sans problèmes particuliers. 

Les paramètres d’ incertitude sont représentés par une fonction de densité de probabilité ou par 

des nombres flous. Ces deux modèles sont équivalents grâce au principe de cohérence de 

transformation de probabilité en possibilité, avec une perte minimale d’ information. Les 

nombres flous peuvent avoir une variété de formes (sous certaines conditions), mais par souci 

de simplicité, on traite principalement des données représentées par des fonctions 

d'appartenance trapézoïdale. Les sources d’ incertitude sont attribuées aux éléments suivants : 

a) La puissance active et réactive des charges varie d’une manière continue en fonction 

d’une loi normale déterminée dans la section III.2.8 de ce chapitre. L’ incertitude de la 

distribution normale est caractérisée par 0.0268.51±=(%)σ . Les extrêmes de la fonction 

floue trapézoïdale associée sont définis par le quadruple ( ) ( )1010519509004321 .;.;.;.;a;a;aa = . 

b) Les paramètres électriques des lignes varient en fonction de la température suivant les 

conditions météorologiques et la charge. L’ incertitude des paramètres de lignes suit, 

comme la charge, une fonction normale de paramètre 1.00=(%)σ  par rapport à la valeur 

nominale des valeurs des paramètres de la ligne. Les extrêmes de la fonction 
trapézoïdale floue sont définis par le quadruple ( ) ( )0210119909804321 .;.;.;.;a;a;aa = . 

c) La tension au poste source est régulée avec un changeur de prise en charge du 

transformateur de pas ±2.5%, pour maintenir la tension du réseau dans l’ intervalle 

permis. L’ incertitude de la tension du nœud bilan est considérée comme une fonction 

normale avec %.251=σ  par rapport à la valeur nominale des paramètres. Les extrêmes 

de la fonction floue trapézoïdale associée sont définis par le quadruple 

( ) ( )025101199097504321 .;.;.;.;a;a;aa = . 

d) La puissance produite par l’éolienne varie en fonction de la vitesse du vent. Les modèles 

d’ incertitude probabiliste et possibiliste sont continus et correspondent aux modèles 

déterminés dans la section III.2.8 de ce chapitre. 
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On considère que toutes les variables d’ incertitude sont continues. L’ intervalle de confiance 

des valeurs possibles d’ incertitude floue est déterminé avec les alpha-cuts des fonctions 

d'appartenance (x)Aµ  de chaque variable. 

III.2.10.III.2.10.III.2.10.III.2.10. La répartition de charges La répartition de charges La répartition de charges La répartition de charges dddd˅˅˅˅un run run run rééééseau de distribution seau de distribution seau de distribution seau de distribution ééééquilibrquilibrquilibrquilibréééé    

Avant de considérer l’ impact de toutes les variables entachées d’ incertitude dans la répartition 

de charges, l’effet de la production décentralisée sur le profil de tension a été étudié de 

manière déterministe, ainsi que les pertes du réseau électrique de la figure III.13. Les résultats 

déterministes du profil de tension et des pertes Joules du réseau sont montrés dans la figure 

III.13. 
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Figure III.13. Profil de tension et de pertes de ligne du réseau 28 bus test. 

On observe que la chute de tension est moins grande après l’ insertion de l’éolienne et que le 

profil de tension est amélioré dans les nœuds en amont et en aval de l’éolienne. Ce 

changement dans le profil de tension indique que de la puissance est bien fournie par 

l’éolienne. De même, dans la figure III.13, le profil des pertes par ligne du réseau est 

globalement plus bas, dans le cas avec de l’éolienne : les pertes totales du réseau sans 

l’éolienne sont 1.88 fois celles obtenues avec l’éolienne. On constate, pour ce cas, les aspects 

positifs de l’ insertion de sources de l’éolienne au réseau de distribution. Cependant, il est à 
préciser que les pertes peuvent baisser ou augmenter et les surtensions peuvent survenir 

dans le réseau à la suite d’ insertion de GED en fonction du taux de pénétration des GED, du 

lieu de raccordement, de l’état de charge, du type du réseau, etc. 

Les résultats montrés dans la section suivante correspondent aux études de répartition de 

charges utilisant la méthode de l’arithmétique floue et la méthode de simulation de Monte-

Carlo. Les résultats obtenus par la simulation de Monte-Carlo ont été faits pour 2500 tirages 

aléatoires avec une erreur marginale de 0,0475 pour un degré de confiance de 99,9%. La 

méthode de simulation de Monte-Carlo représente la simulation de référence, pour comparer 

avec les résultats obtenus par la méthode floue. Les résultats des variables électriques 

(représentées par quatre courbes) obtenues par la méthode de l’arithmétique floue 

correspondent aux valeurs extrêmes d’ incertitude du quadruple d’un nombre flou trapézoïdale. 

Les valeurs extrêmes du nombre flou des résultats sont comparées avec les résultats des 2500 

tirages aléatoires de la méthode de Simulation de Monte-Carlo. On étudiera ainsi l’ influence de 

l’ incertitude. 

Le premier cas de l’étude du réseau de la figure II.12 correspond à l’ impact de la variation de 

la tension du poste source (avec une incertitude variable de 0.975 à 1.025 p.u.) sur le profil 

de tension. Les résultats sont représentés dans la figure III.14. On observe que les baisses de 

tension les plus significatives se trouvent sur les nœuds 10, 26 et 28 qui sont localisées après 

la GED dans les branches des extrémités. Ces tensions nodales atteignent jusqu’à 0.90 p.u. 

pour les simulations de Monte-Carlo tandis que par l’arithmétique floue, elles sont plus 

basses. On observe, sur cet exemple, que l’ incertitude de la tension est plus importante pour 
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les résultats obtenus par la méthode de l’arithmétique floue. La GED injecte de la puissance, 

réduit la puissance consommée par le poste source et améliore le profil de tension. En 

principe, l’effet de l’ incertitude sur la chute de tension dépend principalement de la topologie 

et des valeurs relatives entre les charges et les impédances de ligne. Pour des lignes du 

réseau ayant les mêmes paramètres électriques (�/Km), l’ incertitude dépendra de la longueur 

de la ligne définie par la topologie du réseau et de la température. 

Les charges équivalentes vues par les nœuds 10, 26 et 28 sont les plus grandes du réseau (ce 

sont des extrémités des lignes) ; de fait, l’ intervalle de variation de chute de tension est plus 

grand sur ces nœuds que sur les autres. La variation de tension sur les nœuds 28 et 26 est de 

4.25 % ; elle est de 4.15% pour le nœud 10. Quand on observe les résultats obtenus par 

Monte-Carlo, on voit que très peu de valeurs s’approchent des valeurs extrêmes obtenues par 

la méthode de l’arithmétique floue. Ces valeurs correspondent au tirage aléatoire avec une 

faible probabilité d’occurrence. 

0 5 10 15 20 25 30

0.9

0.92

0.94

0.96

0.98

1

1.02

T
en

si
on

 (
p.

u)

Nœud
5 10 15 20 25

0.9

0.92

0.94

0.96

0.98

1

1.02

  

Figure III.14. Profil de tension avec incertitude sur la tension de la source (a) par la méthode 

floue (b) par la méthode de simulation de Monte-Carlo. 

La figure III.15 montre le profil de tension avec la prise en compte de l’ incertitude 

uniquement sur les paramètres des lignes. Dans le profil de tension déterminé par la méthode 

de Monte-Carlo, la tension baisse pour le nœud 26 (le point plus bas) jusqu’à 0.93 p.u. Les 

variations les plus importantes se trouvent sur les nœuds 10, 26 et 28 comme dans le cas 

précédent. Le profil de tension donné par la méthode floue contient les valeurs extrêmes de 

tension. Donc, l’arithmétique des intervalles flous trouve la variation de tension avec moins de 

tirages que la simulation de Monte-Carlo. La variation de tension extrémale sur les nœuds 28, 

26 et 10 est respectivement de 1.06%, 0.8% et 1% dans le cas possibiliste, tandis qu’elle est 

de 0.98%, 0.76% et 0.95% dans le cas probabiliste. 
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Figure III.15. Profil de tension avec incertitude sur les lignes (a) par la méthode floue (b) par 

la méthode de simulation de Monte-Carlo. 
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La figure III.16 montre le profil de tension avec une incertitude sur les charges. On observe 

que la chute de tension est plus grande dans ce cas (en arrivant jusqu’à 0.91 p.u) par rapport 

au cas de variation des paramètres de ligne (avec une chute de tension jusqu’à 0.93 p.u). 

Ainsi, l’ impact de la charge est plus grand que celui des paramètres de lignes avec les 

variabilités considérées. Les valeurs obtenues par l’arithmétique floue sont plus grandes que 

celles obtenues par la simulation de Monte-Carlo : de nouveau, elles contiennent les 

résultats ; ceci avec le réseau considéré et les valeurs des podf et pdf retenues. La variation 

de tension dans le cas possibiliste sur les nœuds 28 et 10 est respectivement de 1.61% et 

1.7%, tandis que pour le cas probabiliste, elle est respectivement de 1.16% et 1.17%. 
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Figure III.16. Profil de tension avec incertitude sur les charges (a) par la méthode floue (b) 

par la méthode de simulation de Monte-Carlo. 

La figure III.17 montre le profil de tension avec incertitudes sur, simultanément, la tension de 

la source, sur les paramètres des lignes et sur les charges. La variation de tension sur les 

nœuds 28 et 10 dans le cas possibiliste est respectivement de 4.81% et 5%, tandis que dans le 

cas probabiliste, elle est respectivement de 3.62% et 3.74%. Le temps de simulation avec un 

processeur Intel-core i5 1333MHz et 5-Gb par la méthode de Monte-Carlo a été de 22 

secondes, tandis que par la méthode floue, il a été uniquement de 0.87 secondes. Les résultats 

de l’arithmétique floue sont plus larges, tant pour les limites supérieures que pour les limites 

inférieures, mais les tendances des résultats sont assez semblables.  
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Figure III.17. Profil de tension de lignes avec incertitude tenant compte de la tension de la 

source, des paramètres de lignes et des charges (a) par la méthode floue (b) par la méthode 

de simulation de Monte-Carlo. 

On a aussi calculé les pertes par effet Joule des différentes lignes du réseau de distribution 

pour comparer les résultats des deux méthodes dans la figure III.18. On peut voir que 

l’estimation faite par la méthode de l’arithmétique floue est plus grande dans la plage des 

valeurs de pertes occasionnées par les différences dans la chute de tension et l’erreur 

quadratique entre les deux méthodes. De la même manière que pour les autres cas, les limites 

d’ incertitudes obtenues par l’arithmétique floue sont plus importantes que pour la méthode de 
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Monte-Carlo. La variation la plus importante est observée au niveau de la branche 5 entre les 

nœuds 5 et 6 où l’éolienne est couplée. 
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Figure III.18. Profil de pertes de lignes avec incertitude tenant compte de la tension de la 

source, des paramètres de lignes et des charges (a) par la méthode floue (b) par la méthode 

de simulation de Monte-Carlo. 

On peut remarquer, sur le temps de convergence déjà mentionné pour les deux méthodes, que 

la méthode de Monte Carlo est plus lente que l’arithmétique floue (25 fois le temps requis 

dans ce réseau de 28 nœuds). Le temps de convergence d’une méthode est très important pour 

les calculs associés à un réseau plus grand (plus de nœuds) par rapport à une autre méthode. 

Du fait que la méthode de l’arithmétique floue a été plus rapide dans l’évaluation des 

incertitudes que la méthode de simulation de Monte-Carlo, nous avons poursuivi l’évaluation 

et la mise en œuvre des deux méthodes dans les études statiques du réseau électrique.  

III.3.III.3.III.3.III.3. Le calcul des Le calcul des Le calcul des Le calcul des courants de courtcourants de courtcourants de courtcourants de court----circuit circuit circuit circuit     

Le calcul des courants de court-circuit permet de déterminer les niveaux et la répartition de 

courants de défaut sur les conducteurs des lignes, ainsi que leurs conséquences sur les 

tensions du réseau pendant le défaut. Ces valeurs permettent de dimensionner les éléments du 

réseau et de régler les seuils des protections. Les causes, endogènes et exogènes, les plus 

courantes de court-circuit sont diverses ; elles peuvent être [IE-02] : 

a) Le vieillissement du matériel qui engendre des défauts d’ isolation du contact entre 

phases, ou entre ligne et terre. 

b) Les erreurs humaines (négligence, mauvaise manœuvre, entre autres). 

c) Les conditions atmosphériques sévères comme la foudre, la neige collante, la tempête et 

le vent engendrent des destructions de matériel, et provoquent des courts circuits 

(surtension de foudre par exemple). 

d) La végétation, les animaux (i.e. les oiseaux) provoquent souvent des courts circuits. 

Les conséquences du courant de court-circuit sont variables selon le type, la durée du défaut 

et la localisation. Elles incluent [IE-02] : 

a) La présence d'arcs électriques à l'emplacement du défaut qui peut entraîner des 

dommages sur les isolants, la soudure des conducteurs, des incendies et un danger pour 

les personnes. 

b) La présence de forces électrodynamiques dans le circuit sur défaut déforme les barres, 

provoque la déconnexion des câbles, augmente la température des composants par 

pertes Joule et risque d‘endommager l'isolation électrique. 

c) La présence de creux de tension pendant le temps d’élimination du défaut (de quelques 

millisecondes à une centaine de millisecondes) peut provoquer le déclenchement des 

productions décentralisées. 

d) La déconnexion d'une partie du réseau et des usagers par les dispositifs de protection. 
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e) La création de dynamiques d’ instabilité, de perte de machines et de désynchronisation. 

f) La création de perturbations sur les circuits de contrôle–commande des composants du 

réseau. 

Une estimationdes fréquences d’occurrence des court-circuits symétriques et dissymétriques 

est donnée dans le tableau ci-dessous, extrait de [BO-06]. 

Tableau III-1. Fréquence d’occurrence de court-circuit. 

Triphasé Biphasé isolé Biphasé à la terre Monophasé 
3% 10% 6% 81% 

Le courant de court-circuit du réseau est usuellement calculé selon la norme IEC 60909. La 

norme CEI 60909 est applicable pour le calcul des courants de court-circuit dans des 

systèmes triphasés à courant alternatif 50 ou 60 Hz. Une source de tension équivalente permet 

de calculer les courants de défaut, en utilisant la tension nominale du réseau et des 

paramètres de lignes. Il faut tenir compte des conditions d'exploitation du réseau (tensions 

pré-défaut, le niveau de charge, la position du changeur de prises du transformateur, entre 

autres) et de l'utilisation de différents facteurs de correction d'impédance. Le courant de 

court-circuit est calculé comme la somme d’une composante alternative symétrique (ac) et 

d’une composante apériodique (cc). Le calcul des différents courants de court-circuit 

maximaux est basé sur le calcul de la période initiale symétrique. Les règles de raccordement 

pour la production décentralisée (GED) exigent de ne pas dépasser la capacité nominale de 

court-circuit en tout ouvrage du réseau. La contribution au courant de court-circuit de petites 

GEDs, n’est pas abordée dans la norme et plusieurs hypothèses doivent être faites, comme on 

le verra par la suite.  

Dans un réseau de distribution typiquement radial, avec un transformateur au poste source 

HTB/HTA ou HTA/BT, le courant de court-circuit en amont du transformateur diminue 

rapidement en aval, du fait des impédances série des lignes. Si l’ impédance interne de la GED 

est élevée par rapport à l'impédance des lignes, le courant de court-circuit du réseau est réduit 

aux nœuds éloignés des machines tournantes. Le courant de court-circuit total sur le point de 

défaut est la somme vectorielle des courants de défaut du transformateur du poste source, des 

moteurs et de la production décentralisée connectée au réseau de distribution. 

III.3.1.III.3.1.III.3.1.III.3.1. Les impédances de courtLes impédances de courtLes impédances de courtLes impédances de court----circuitcircuitcircuitcircuit    

Selon la norme IEC 60909, dans le cas des réseaux non-maillés, le courant symétrique de 

défaut initial est donné par la somme vectorielle des courants de court-circuit de toutes les 

sources. Dans le cas des réseaux maillés, les impédances de séquence de court-circuit sont 

déterminées par des techniques de réduction des impédances des composants du système. Les 

impédances des machines synchrones et asynchrones sont remplacées par leurs impédances 

internes. La méthode des composantes symétriques est valable pour le calcul des courants de 

court-circuit symétriques et déséquilibrés. 

Le courant de court-circuit le plus élevé dépend des impédances de séquences directe ( 1Z ), 

inverse ( 2Z ) et homopolaire ( 0Z ) au point de défaut. Le modèle des impédances de séquence 

des différents composants du réseau est décrit ci-dessous : 

a) L'impédance équivalente du réseau amont ( QZ ) ramenée côté HTA est QQQ jXRZ +=  

avec QR  et QX  respectivement la partie résistive et inductive de cette impédance. 

L'impédance équivalente du réseau amont est déterminée à partir du courant de défaut 

comme suit : 

kQ

Q
Q

I

cU
Z

3
=  Équation III.29 
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où kQI  est le courant de court-circuit du réseau amont, QU  la tension nominale au 

secondaire du transformateur. Dans les réseaux de tension nominale supérieure à 35 kV, 

la norme IEC suggère 0=QR  et pour les tensions inférieures, il est recommandé de 

prendre 10.X/R QQ =  comme hypothèse de sécurité. Le facteur c  tient compte des 

variations de la tension du réseau et doit être en accord avec les écarts de tension 

autorisés dans le réseau. Lors du calcul de la valeur maximum de court-circuit, il est 
recommandé de retenir 11.cmax =  [IE-09] pour tous les niveaux de tension. 

b) L'impédance de court-circuit d'un transformateur ( TZ ), avec ou sans changeur de 

prises, est TTT jXRZ +=  avec TR et TX  respectivement les parties résistive et inductive 

de cette impédance. L'impédance de court-circuit d'un transformateur est calculée en 

utilisant les équations suivantes : 

rT

rTkr
T S

Uu
Z

2

100
=   Équation III.30 

2

2

3100 rT

krT

rT

rTRr
T

I

P

S

Uu
R ==   Équation III.31 

22
TTT RZX −=   Équation III.32 

où kru est la tension de court-circuit du transformateur (l’ impédance série en %), Rru  la 

composante résistive nominale de la tension de court-circuit (en %), rTU et krTP  la 

tension et les pertes en charge au courant nominal. Ces équations sont également 

applicables au courant de court-circuit des réactances. 

c) L'impédance des lignes aériennes ( LZ ) et des câbles est LLL jXRZ +=  avec LR  et LX  

respectivement la partie résistive et inductive de cette impédance. L'impédance de ligne 

est calculée à partir des données des conducteurs et de la géométrie des lignes. 

d) L'impédance des générateurs synchrones ( GZ ) est remplacée par l’ impédance 

dGG "jXRZ +=  avec GR  la résistance du stator et d"X  la réactance sub-transitoire du 

générateur synchrone valide pendant les premières millisecondes du défaut. 

e) L'impédance de moteurs asynchrones ( MZ ) est MMM jXRZ +=  avec MR et MX  

respectivement la partie résistive et inductive de cette impédance. Elle est donnée par : 

rM

rM

rMLRrM

rM

rMLR
M S

U

I/II

U

I/I
Z

21

3

1 ==  Équation III.33 

où rMLR I/I est le rapport du courant de rotor bloqué sur courant nominal ; rMU  et rMS  

sont respectivement la tension nominale et la puissance apparente nominale de la 

machine. Le ratio MM X/R est évalué à partir des données du circuit équivalent ; les 

valeurs typiques sont fonction de la puissance nominale et de la tension du moteur.  

f) L'impédance des convertisseurs statiques réversibles est traitée dans la norme IEC 

60909 de la même manière que pour les moteurs asynchrones, avec un rapport du 
courant de rotor bloqué au courant nominal 3=rMLR I/I  et le rapport de la résistance à 

l’ inductance de la machine 10.X/R MM = . Tous les convertisseurs statiques d'autres 

types sont ignorés pour le calcul des courants de défaut. 

g) Les condensateurs shunt et les charges non tournantes sont ignorés. 

III.3.2.III.3.2.III.3.2.III.3.2. Les facteurs de correctionLes facteurs de correctionLes facteurs de correctionLes facteurs de correction    

Pour compenser les diverses hypothèses simplificatrices de la méthode, la norme IEC 60909 

présente des facteurs de correction des impédances des transformateurs ( TK ), des 
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générateurs synchrones ( GK ) et des unités des petites centrales ( SK et SOK ) avec 

transformateurs (avec ou sans changeur de prises respectivement) qui multiplient les 

impédances dans le calcul.  
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 Équation III.37 

Le facteur de tension maxc  est déterminé en fonction de la tension nominale de l'équipement. 

Le facteur )p( G±1  correspond au ratio de transformation maximum et minimum où Gp  est la 

surtension permise du générateur. S’ il n’y a pas de données spécifiques, 0=Gp et 0=Tp . 

III.3.3.III.3.3.III.3.3.III.3.3. Le calcul du courant de courtLe calcul du courant de courtLe calcul du courant de courtLe calcul du courant de court----circuitcircuitcircuitcircuit    

Le calcul du court-circuit initial ( fI ) sur le point du défaut est effectué à partir des formules 

de la norme IEC 60909. La norme s’applique aux réseaux électriques d’une tension inférieure à 
550 kV et permet de calculer les courants de court-circuit maximaux et minimaux. Les 

différents types de court-circuit sont montrés dans la figure ci-dessous. 

φ3fI φ1fI
φ2fI

φ4fI

 

Figure III.19. Les différents types de défauts (a) court-circuit triphasé (b) court-circuit 

monophasé (c) court-circuit biphasé isolé (d) court-circuit biphasé à la terre. 

Le calcul du courant de court-circuit initial, est fait à l’aide des impédances équivalentes de 

composantes symétriques vu du point de défaut.  

Défaut triphasé 
ZZ

cU
I

d

n
f +

=
3

3φ   Équation III.38 

Défaut monophasé 
ZZZZ

Uc
I

oid

n
f 3

3
1 +++

=φ  Équation III.39 

Défaut biphasé isolé 
ccid

n
f ZZZ

cU
I

++
=φ2   Équation III.40 

Défaut biphasé à la terre 
odoiid

in
f ZZZZZZ

ZUc
I

++
=

3
4φ  Équation III.41 

où nU est la tension efficace composée du réseau triphasé ; c  un facteur de tension pour tenir 

compte : des variations de tension dans l’espace et dans le temps, des changements éventuels 
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de prise des transformateurs, du comportement subtransitoire des alternateurs et des 

moteurs entre 0.95 et 1.05 en BT et entre 1 et 1.1 en HT ; ccZ l’ impédance de court-circuit 

entre phases, kI  le module du courant de court-circuit ; Z l’ impédance équivalente de mise à 

la terre du neutre ; oid Z,Z,Z  les impédances en composantes symétriques équivalentes vues 

du point du défaut. Ces impédances se définissent à partir des caractéristiques des différents 

éléments (indiquées par le constructeur) du réseau électrique étudié. Parmi ces caractéristiques 

il faut noter que id ZZ ≈  sauf pour les machines tournantes, alors que oZ  varie selon les 

éléments, la configuration du réseau et le couplage des transformateurs. Dans les impédances 

homopolaires classiques des éléments du réseau, on peut citer les machines synchrone 

( do Z, Z 50≈ ) et asynchrone ( 0 Zo ≈ ), les lignes ( do Z Z 3≈ ), les transformateurs de 

connexion5 Yyn ou Zyn avec flux libre ( ∞→oZ ), avec flux forcé ( do X Z 51~10≈ ), les 

transformateurs de connexion YNyn ou Zyn ( do  XZ ≈ ) et de connexion Dzn ou Yzn 

( do X. Z .20~10≈ ). 

Les équations du courant de court-circuit de III.38 à III.41 sont déterminées à partir du schéma 

équivalent du réseau selon les composantes symétriques, montrées dans la figure III.21, qui lie 

les tensions et impédances de séquence correspondantes aux composantes électriques. 

 

Figure III.20. Les schémas du réseau selon les composantes symétriques (a) triphasé           
(b) monophasé (c) biphasé à la terre (d) biphasé isolé. 

Le courant de court-circuit ( fI ) et les tensions de phase ( 321 V,V,V ) sont reliés par le modèle 

des composantes symétriques et des impédances de séquence. Les courants sont déterminés 

en utilisant le schéma équivalent du réseau de la figure III.19. Les tensions de phase dérivées 

des quatre types de défaut sont montrées dans le tableau ci-dessous. Les phases en défaut 

sont L1 pour le défaut monophasé, et L2-L3 pour les défauts biphasés isolé et à la terre. 

Tableau III-2. Tensions de phase sur le point en défaut. 

Défaut 1V  2V  3V  

Monophasé 
ZZZZ

UZ

oid
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3

3
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 �
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�
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A
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+++
++−
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A
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Biphasé à 
la terre 

( )
( )( )ZZZZZZ

ZZZU

oidid

oin

3

23

+++
+×××

 ( )( )ZZZZZZ

ZZU

oidid

in

3
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3

3
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5 Les schémas de la connexion des enroulements de phase d'un transformateur triphasé en 

étoile, triangle et Zigzag sont représentés par les lettres « Y », « D », « Z » ou « y », « d », « z ». 
Le neutre est représente par la lettre « N » ou « n ». Les lettres majuscule et minuscule 

représentent la tension primaire et secondaire du transformateur. 
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Défaut 1V  2V  3V  

Biphasé 
isolé 

( )
ccid

ccin

ZZZ

ZZU

++
+× 2

 
( )

ccid

ccin

ZZZ

ZZaU

++
−× 2

 
( )

ccid

ccin

ZZZ

ZaZU

++
−×

 

où a  est un opérateur complexe °∠= 1201a ; le terme valant  

( ) ( )ZZZZ/ZaaZZ oidid 31 2 +++++−  est appelé facteur de défaut à la terre ; sa valeur varie 

entre 1 et 1,8. 

III.3.4.III.3.4.III.3.4.III.3.4. La contribution au courant de courtLa contribution au courant de courtLa contribution au courant de courtLa contribution au courant de court----circuit des GEDcircuit des GEDcircuit des GEDcircuit des GED    

En ce qui concerne la contribution du courant de court-circuit des générateurs décentralisés, 

on distingue quatre principaux types de production, basés sur le type de générateur ou de 

convertisseur de puissance utilisé. L'approche présentée ici constitue une extension de la IEC 

60909, et ne figure quelquefois pas dans la norme [IE-09]. 

a) Les générateurs synchrones directement couplées au réseau : Dans le cas des petites 

centrales hydroélectriques et de la cogénération, il existe des dispositions explicites 

dans l’ IEC 60909. La contribution au courant de court-circuit est donnée par les 

impédances du générateur, du transformateur, de la ligne et des réactances en série à 
l'endroit du défaut. Pour les générateurs synchrones connectés directement au réseau, 

on applique les équations de la section III.3.1 pour l'impédance du générateur ( GZ ) et le 

facteur de correction ( GK ). Si le générateur est branché via un transformateur avec 

régleur en charge, le facteur de correction ( SOK ) est utilisé avec les relations 

dG X.R 070=  pour kVU rG 1<  et dG X.R 150=  pour kVU rG 1>  citées dans la norme [IE-09]. 

Pour accomplir la régulation de tension et minimiser les pertes du réseau, un facteur de 

puissance (p.f) de 0,95 capacitif à 0,95 inductif est nécessaire. 

b) Les machines asynchrones directement connectées au réseau : Dans le cas des 

éoliennes à vitesse constante, et des petites centrales hydroélectriques. La IEC 60909 

fait référence uniquement aux moteurs asynchrones, pour lesquels des valeurs 

indicatives sont fournies. Toutefois, le principe du calcul est identique et applicable aux 
générateurs. Par conséquent, l'impédance du générateur GZ  est déterminée par le 

courant, rotor bloqué, de la machine. En l'absence de données spécifiques, on peut 
choisir 8=rMLR I/I et ( ) GG X.~.R 150100= , selon la taille du générateur (ces valeurs 

diffèrentes des données indicatives fournies dans la IEC 60909 pour les moteurs). Les 

facteurs typiques du transformateur pour la connexion du générateur sont la tension de 

court-circuit %~ukr 64=  et la composante résistive %.~.uRr 5101= .   

c) Les machines asynchrones à double alimentation (à travers un convertisseur branché sur 

le circuit du rotor) : ou DFIG en Anglais Double Fed Induction Generator). Elles sont 

largement utilisées dans les turbines modernes et font l’objet de nombreuses 

publications [BL-03], [NI-04]. Grâce à la puissance réduite du convertisseur du rotor 

(autour de 30% de la puissance nominale) et de sa capacité limitée de courant, la 

contribution du courant de défaut d’une machine asynchrone à double alimentation est 

déterminée par son courant statorique. Un dispositif à électronique de puissance, aussi 

nommé en Anglais crowbar [NI-04] dissipe une partie de la puissance active 

excédentaire pour protéger les convertisseurs, lorsque des surtensions ou des 

surintensités dépassent la capacité du bus continu du convertisseur. La réponse de la 

machine asynchrone à double alimentation dans le cas d'un court-circuit dépend aussi 

de la commande du rotor du côté de convertisseur AC/DC, de la capacité de surcharge 

et du fonctionnement des protections du dispositif crowbar.  
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Après l'apparition d'un défaut, des surtensions et des courants sont développés dans 

l'enroulement du rotor, ce qui peut déclencher la protection crowbar et « découpler » le 

rotor du réseau. Dans un tel cas, le comportement de la machine jusqu'à sa déconnexion 

du réseau est identique à un générateur asynchrone classique. Cela s'applique aux 

machines asynchrones à double alimentation en basse tension [MA-04]. Les exigences 

imposées sur les nouveaux parcs éoliens ne sont pas toujours applicables aux 

installations raccordées au réseau de distribution.  

Selon la conception du fabricant Vestas [VE-01], le stator de la machine V52-850 kW 

est déconnecté après quelques cycles du défaut (30~50 ms), tandis que le convertisseur 

qui interface le rotor reste en fonctionnement pour maintenir le générateur magnétisé. 
Après la restauration de la tension, le générateur est de nouveau synchronisé 
immédiatement. Le courant de sortie maximum avant le déclenchement du stator peut 

atteindre 5 p.u. [VE-03], ce qui est très similaire à la contribution d'un générateur 

asynchrone classique, si un transformateur élévateur est présent. 

D’autres fabricants examinent des modifications du dispositif crowbar, pour protéger le 

convertisseur et maintenir le contrôle du générateur pendant le défaut, ainsi que le 

surdimensionnement des convertisseurs du côté du rotor. La simulation des courants de 

défaut plus importants est présentée dans [PE-04] et [ER-06]. 

Les machines asynchrones à double alimentation sont traitées comme des machines 

classiques (cf du point b) lors du calcul de leur contribution au courant de défaut 

maximal. Les unités restent connectées pendant au moins 100 ms, suivant les 

règlementations et après 5 cycles, l’ouverture des disjoncteurs annule leur contribution.  

Par contre, si les machines asynchrones à double alimentation sont équipées avec des 

interrupteurs statiques à déconnexion rapide au circuit du stator, l’unité peut se 

connecter après le premier demi-cycle suivant le défaut, ce qui peut diminuer sa 

contribution au courant crête [ER-06]. Dans ce cas, la contribution au défaut comprend 

essentiellement le courant du circuit du rotor du convertisseur côté du réseau, qui est 

bien inférieur au courant nominal. Ce cas est permis par exemple dans les règles de 

raccordement (Grid Code) Allemandes E.ON Netz [EO-06]. 

d) Les unités avec interfaces d’électronique de puissance : C’est le cas de quelques 

éoliennes à vitesse variable, des cellules photovoltaïques et des microturbines à gaz. La 

norme CEI 60909 peut s’appliquer pour calculer la contribution au courant de court-

circuit des convertisseurs statiques. Ces sources peuvent être traitées [EK-03] comme 
des machines synchrones, avec 3=rMLR I/I  et 10.X/R MM = , c’est-à-dire une impédance 

de 3 p.u. pour le calcul du courant initial de court-circuit. Cependant, l'expérience et les 

informations sur ces sources indiquent que les contrôleurs rapides de courant et la 

capacité de surintensité limitent le courant du défaut. Celui-ci n'excède pas 200% du 

courant nominal, ceci sans composantes apériodiques. La contribution au courant de 

défaut ( "
kI ) peut donc s’exprimer comme : 

�tkII rG
"

k  intervall'sur  =   Équation III.42 

où 0251 ..k −=  et �t  est la durée de la contribution au défaut de 100 ms. La 

représentation d’un courant constant s'écarte du principe impédance équivalente de la 

IEC 60909. La contribution au courant de court-circuit s’ajoute algébriquement au 

niveau total du courant de défaut. 

III.3.5.III.3.5.III.3.5.III.3.5. La description du réseau de distribution de 11 nřuds La description du réseau de distribution de 11 nřuds La description du réseau de distribution de 11 nřuds La description du réseau de distribution de 11 nřuds     

Le cas d'étude est un réseau de distribution de 20 kV présenté à la figure III.23, qui comprend 

les quatre types de production décentralisée explicités dans la section précédente. Ce réseau a 

été déjà présenté dans la littérature pour le cas d’un défaut triphasé. Les données pour le réseau 
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et les unités de production d’énergie sont présentées dans [BO-08] et dans l’annexe A. Le 

réseau est alimenté par un transformateur au poste source de rapport 150 kV/20 kV et de 

puissance nominales de 50 MVA. La puissance de court-circuit du réseau amont est de 3000 

MVA avec un ratio résistance sur impédance Ramont/Zamont = 0,1. La charge maximale du réseau 

est de 35 MVA, avec un facteur de puissance inductif de 0,85. Il y a trois parcs éoliens et une 

petite centrale hydroélectrique, connectés au travers de lignes et de divers transformateurs 

HTA/BT. Le réseau contient aussi une réactance pour limiter le courant de court-circuit, 

installé à la sortie du parc éolien 3. La capacité totale de toutes les unités de production 

décentralisée est de 17,16 MW. 

 

Figure III.21. Diagramme unifilaire du réseau HTA de 11 nœuds. 

De la même manière que pour le calcul de répartition de charges, les incertitudes des 

fonctions de densité de probabilité ont été traduites en fonctions de possibilité ou 

d’appartenance. Grâce à l’utilisation de la transformation du principe de cohérence expliqué 
dans le chapitre II section 6, on peut comparer les résultats obtenus par la méthode de 

simulation de Monte-Carlo avec ceux obtenus par l’arithmétique floue. Les paramètres 

d’ incertitudes tiennent compte des impédances du réseau et des valeurs de sources de tension 

et courant avant le défaut [BR-12b] : 

a) Les paramètres électriques des lignes et impédances internes de la machine varient 

continûment en fonction de la température qui dépend des conditions météorologiques et 

de la charge. Donc, l’ incertitude des paramètres des lignes suit, comme la charge, une 

fonction normale de paramètre 1.00=(%)σ  par rapport à leurs valeurs nominales. Les 

extrêmes de la fonction trapézoïdale floue sont définis par le quadruple 

( ) ( )025101199097504321 .;.;.;.;a;a;aa = . 

b) Les sources de tension et de courant pré-défaut dépendent, entre autres, de la tension 

du réseau amont et de la prise du transformateur du poste source (±2,5%). Cette 

incertitude est considérée comme suivant une fonction normale avec 1.25=(%)σ  par 

rapport à la valeur nominale. Les extrêmes de la fonction floue trapézoïdale associée 
sont définis par le quadruple ( ) ( )0210119909804321 .;.;.;.;a;a;aa = . 

La puissance produite par l’éolienne varie en fonction de la vitesse du vent. Les modèles 

d’ incertitude probabiliste et possibiliste sont continus et correspondent aux modèles présentés 

dans la section III.2.8. 

III.3.6.III.3.6.III.3.6.III.3.6. Le calcul du courant de courtLe calcul du courant de courtLe calcul du courant de courtLe calcul du courant de court----circuit du réseau de distributioncircuit du réseau de distributioncircuit du réseau de distributioncircuit du réseau de distribution    

La puissance de court-circuit est calculée en fonction des impédances des séquences : directe 

inverse et homopolaire, ainsi que des facteurs de correction des impédances et des 

contributions au courant du poste source et des GEDs, suivant la norme IEC 60909. Le 
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courant de court-circuit déterministe est calculé sur le nœud 2. Le profil de tension des nœuds 

a aussi été déterminé avant l’occurrence du défaut. En prenant en compte la classification des 

différents types de GEDs, la contribution au courant de défaut du parc éolien 1 de type d est 

modélisée comme une source de courant, tandis que les autre GEDs sont modélisées comme 

des sources de tension en série, avec une impédance qui dépend de la machine de 

raccordement. La contribution au courant de défaut du réseau amont est aussi modélisée 

comme une source de tension en série, avec l’ impédance Zcc qui traduit la puissance de court-

circuit au nœud 1. Aucune contribution au courant du défaut des moteurs de charge n’est 

considérée. Le tableau ci-dessous montre la contribution au courant de court-circuit des 

différents types de GED, du réseau amont et les courants de défaut. 

Tableau III-3. Contribution à la puissance de court-circuit des quatre types de défaut. 

Puissance de court-circuit (MVA) 
Défaut 

amont Type a Type b Type c Type d Totale 

Monophasé 120 10.4 9.3 8,07 13,45 161 

Biphasé à la terre 207 16.12 18 14 9,35 259 

Biphasé isolé 87 6.8 7.6 5.90 3.44 110 

Triphasé 239 19 21 16,2 5.4 300 

Le courant de court-circuit triphasé ( φ3fI ) déterministe, comprend la somme vectorielle des 

contributions individuelles de toutes les sources. La puissance de court-circuit déterministe 

totale obtenue dans le nœud 2 est de 300 MVA. Elle correspond au courant de court-circuit 

multiplié par la tension nominale du réseau. La contribution du réseau amont est de 239 MVA, 

tandis que la contribution totale de toutes les GEDs est de 61 MVA. La contribution des unités 

du parc éolien 1 (type d – interfaçage à électronique de puissance) est beaucoup plus faible 

que celle de tous les autres types (5.4 MVA, environ 3 fois moindre). De même, le parc éolien 

3 (source Type c), grâce à la réactance série, diminue sa propre participation au courant de 

défaut de 24,5 à 16,2 MVA. Le courant de défaut du parc éolien 2 (source Type b) est de 21 

MVA et de la petite hydraulique (source Type a) est de 19 MVA. Le courant de défaut du 

réseau amont constitue la source de courant de court-circuit dominante.  

Les courants de court-circuit incertains, pour les quatre types de défauts, ont été déterminés 

et comparés par les méthodes de simulation de Monte-Carlo et par la méthode de 

l’arithmétique floue. On a aussi comparé le temps de simulation requis pour chaque méthode. 

Le calcul du courant de court-circuit probabiliste de la méthode de simulation de Monte-Carlo 

a été fait pour 2500 tirages aléatoires, ce qui donne une marge d'erreur de 0,05 (valeur 

absolue) pour un niveau de confiance de 99%. Les valeurs de précision de la méthode pour les 

quatre types de défaut étudiés sont identiques. Le calcul du courant de court-circuit 

possibiliste de l’arithmétique flou a été fait pour onze coupes (�=11-cuts) des fonctions 

d’appartenance trapézoïdales. Les opérations de base de l'arithmétique floue ont été mises en 

œuvre dans Matlab, en fonction des opérations arithmétiques des coupes alpha (alpha-cuts) du 

chapitre précédent en utilisant des nombres flous complexes.  

Les résultats stochastiques du courant de défaut obtenus par la simulation de Monte-Carlo ont 

été représentés par son histogramme. La fonction de densité de probabilité a été approchée à 
partir de son histogramme dans la figure III.22 (a) par une distribution normale ( ) σµ ,N . Le 

test de vraisemblance donne une précision de 95% à partir de ces données. Les paramètres 

trouvés de la distribution normale sont MVA030 299,37 .±=µ et MVA0050 2,264 .±=σ  ; le 

symbole ± indique la plage d’erreur de l’approximation de ces deux paramètres. Par 

conséquent, la valeur de puissance de court-circuit se situe dans l'intervalle de 294 MVA à 
304 MVA, avec une probabilité de 95,4%. L’ intervalle maximum de variation du courant de 

défaut triphasé obtenu par la méthode de l’ intervalle flou varie entre 291 et 308 MVA ; la 
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fonction d’appartenance du courant de court-circuit résultant est montrée dans la figure III.25 

(b). En comparant la variation de la puissance de court-circuit sur cet exemple, on constate 

que la méthode floue inclut de nouveau les résultats issus de Monte-Carlo. Le temps de 

simulation de la méthode de Monte-Carlo a été de 80 secondes, avec un processeur Intel-core 

i5 1333MHz et 5-Gb, tandis que pour la méthode floue, il est de 1 seconde.  
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Figure III.22. Puissance de court-circuit triphasé dans le nœud 2 obtenue par (a) la méthode 

de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

Si on considère que le réseau est en équilibre, les paramètres des lignes sont égaux et les 

tensions de défaut des trois phases sont égales ( 321 VVV == ) pour tous les nœuds (défaut 

triphasé équilibré). Les amplitudes des courants de phase sont égales ( 321 III == ), car les 

courants de séquence indirect et homopolaire sont nuls ( 0== oi II ) pour un défaut triphasé. 

Le courant de défaut est égal au courant direct df II =φ3 . Les résultats du profil de tension 

obtenus par la simulation de Monte-Carlo et de l’arithmétique floue sont dans la figure III.26. 

La variation de tension de défaut triphasé est plus grande pour les résultats de l’arithmétique 

floue que pour la simulation de Monte-Carlo, ce qui est cohérent avec la variation de la 

capacité de court-circuit triphasé. Les variations maximales de tension se produisent au 

niveau des nœuds avec GEDs. 
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Figure III.23. Profil de tension du réseau sur court-circuit triphasé dans le nœud 2 obtenu par 

(a) la méthode de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

Les impédances directe, inverse et homopolaire ( oid Z,Z,Z ) et la connection des 

transformateurs sont considérées dans le calcul des courants de défaut déséquilibrés. Les 
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impédances directe et inverse ont été considérés comme égales ( id ZZ ≈ ). Les impédances 

homopolaires des éléments du réseau utilisés dans les calculs sont : pour les machines 

synchrones ( do Z, Z 50≈ ) ; pour les lignes ( do Z Z 3≈ ) ; et pour les transformateurs avec 

connection YNyn et impédance de liaison à terre, de valeur ( do ZZ 5≈ ).  

La capacité de court-circuit monophasé franc ( φ1fI ) déterministe totale au nœud 2 est de 161 

MVA. Les courants de séquences sont égaux ( oid III == ) et la contribution totale au courant 

de court-circuit est df II 31 =φ . La contribution du parc éolien 1 (type d) est égale à trois fois 

la valeur de courant triphasé (son modèle est une source de courant), tandis que la 

contribution au courant de court-circuit des autres sources est plus réduite, dans un rapport : 

oid ZZZ/ ++1 . La contribution du réseau amont est de 120 MVA, tandis que la contribution 

totale de tous les GEDs est de 41 MVA. La contribution du parc éolien 1 (source type d) est 

de 13,45 MVA. Pour le parc éolien de 3 (source Type c), sa contribution n’est que de 8,07 

MVA. Les contributions aux courants de défaut du parc éolien 2 (source Type b) et des petites 

unités hydrauliques sont respectivement de 10.4 MVA et de 9.3 MVA. 

La fonction de densité de probabilité des résultats stochastiques du courant de défaut 

monophasé obtenus par la simulation de Monte-Carlo a été approchée par une distribution 

normale ( ) σµ ,N , comme cela a été fait pour le réseau triphasé, voir Fig. III.23 (a). Les 

paramètres trouvés de la distribution normale sont 0.040MVA 161.185±=µ  et 

0.028MVA 1.250±=σ . Par conséquent, la puissance de court-circuit est comprise dans 

l'intervalle de 158.68 MVA à 163.90 avec une probabilité de 95,4%. Les bornes de l’ intervalle 

de valeurs possibles du courant de défaut monophasé obtenu par la méthode d’arithmétique 

floue sont 156 et 166 MVA. La fonction d’appartenance du courant est montrée dans la figure 

Fig. III.27 (b). La plage de variation du courant obtenu par la méthode d’arithmétique floue est 

plus grande que celle obtenue par la méthode de simulation de Monte-Carlo. 
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Figure III.24. Puissance de court-circuit monophasé dans le nœud 2 obtenu par (a) la méthode 

de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

La tension de la phase sur le nœud en défaut est égale à zéro, vu que c’est un court-circuit 

monophasé franc. Tandis que sur les autres phases, il y a une surtension de 1.2 p.u., qui est 

occasionnée par le « facteur de défaut à la terre » qui varie entre 1 et 1.8. La tension sur les 

autres nœuds (phases sans défaut) est inférieure à la tension pre-defaut, et elle varie autour 

de 0.90 p.u. Le profil de tension de la phase en défaillance a une tension inférieure par rapport 

aux autres phases. L’analyse déterministe explique les résultats du profil de tension obtenus 

par la méthode de simulation de Monte-Carlo et de l’arithmétique floue de la figure III.28. 
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La plus grande variation de tension se trouve pour les résultats de l’arithmétique floue. En 

effet, les valeurs de courants de court-circuit flous ont varié plus par rapport à celles 

obtenues par la simulation de Monte-Carlo. Le temps de simulation de la méthode de Monte-

Carlo a été de 91 secondes, tandis que pour la méthode floue, elle est de 1.2 seconde.  
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Figure III.25. Profil de tension du réseau sur court-circuit monophasé dans le nœud 2 obtenu 

par (a) la méthode de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

La puissance de court-circuit biphasé isolé déterministe totale dans le nœud 2 est de 259 

MVA. Les relations entre courants de séquences sont ( id II −=  et 0=oI ) et la contribution 

totale au court-circuit est df II 32 =φ . La contribution du parc éolien 1 (type d) est racine de 

trois fois le courant triphasé, du fait que son modèle est une source de courant. Tandis que le 

courant de court-circuit des autres sources est plus petit par rapport aux valeurs de court-

circuit triphasé d’un facteur id ZZ/ +1  dans notre cas de connexion YNyn. La contribution du 

niveau de défaut du réseau en amont est de 207 MVA tandis que la contribution totale de tous 

les GEDs est de 53,32 MVA. La contribution du parc éolien 1 (source type d) est de 9,35 

MVA. Le parc éolien 3 (source Type c) n’apporte que 14 MVA. Les contributions aux courants 

de défaut du parc éolien 2 (source Type b) et des petites unités hydrauliques sont 

respectivement de 18 MVA et de 16.12 MVA. 
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Figure III.26. Puissance de court-circuit biphasé isolé dans le nœud 2 obtenu par (a) la 

méthode de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

La fonction de densité de probabilité des résultats stochastiques du courant de défaut biphasé 
obtenus par la simulation de Monte-Carlo a été approchée par une distribution normale 

( ) σµ ,N . Les paramètres trouvés de la distribution normale sont MVA2210 ,513259 .±=µ  et 

0,156MVA 3,82449±=σ , voir figure III.29 (a). Par conséquent, la puissance de court-circuit est 
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comprise dans l'intervalle entre 253 et 266 MVA, avec une probabilité de 95,4%. Les bornes 

de l’ intervalle de valeurs possibles du courant de défaut obtenues par la méthode floue sont 

251 et 268 MVA ; la fonction d’appartenance du courant est montrée dans la figure Fig. III.27 

(b). Là encore, la plage de valeurs du courant obtenue par la méthode floue est plus large que 

celle obtenue par la méthode de simulation de Monte-Carlo.  

La tension de défaut aux phases 2 et 3 au niveau du nœud de défaut est égale à 0.5 la tension 

nominale pré-défaut (comme montré dans le tableau III.2), vu l’égalité des impédances de 

séquence : id ZZ = , et vu que l’ impédance de défaut entre phases est : 0=ccZ . À partir de la 

figure III.27, on voit que la tension des phases du défaut varie entre 0.45 et 0.75 p.u sur les 

différents nœuds, à l’exception du nœud du réseau amont du transformateur, où la tension est 

de l’ordre de 0.90 p.u. La tension de tout le réseau de distribution est ainsi très influencée par 

le défaut. La tension de la phase restante 1 reste égale à la tension pré-défaut. Cette tension 

n’est pas impactée par le défaut biphasé, car on ne considère pas d’effets de couplage entre 

les lignes. En comparant les résultats, la plus grande plage d’ incertitude du profil de tension 

est déterminée par les résultats de l’arithmétique floue, étant donné que les valeurs de courant 

de court-circuit flou sont plus étalées que celles obtenues par la simulation de Monte-Carlo. 

Le temps de simulation de la méthode de Monte-Carlo a été de 91 sec, tandis que pour la 

méthode d’arithmétique floue, il est de 1.2 sec.  
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Figure III.27. Profil de tension du réseau sur court-circuit biphasé isolé dans le nœud 2 obtenu 

par (a) la méthode de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

La puissance de court-circuit biphasé à la terre déterministe totale dans le nœud 2 est de 110 

MVA. Les relations entre les courants de séquences sont oid III −−=  et la contribution totale 

au court-circuit est of II =φ4 . La contribution du courant de court-circuit pour les sources de 

courant (type d) et pour les sources de tension est une fraction idi ZZ/Z +  du courant 

directe ( dI ), du schéma de la figure III.19. La contribution du réseau amont est 87 MVA, 

tandis que la contribution totale de tous les GEDs est de 23 MVA. La contribution du parc 

éolien 1 (source type d) est de 3.44 MVA. Egalement pour le parc éolien 3 (source Type c) la 

contribution diminue à 5.90 MVA. Les contributions aux courants de défaut du parc éolien 2 

(source Type b) et des petites unités hydrauliques sont respectivement de 7.6 MVA et de 6.8 

MVA. 

La fonction de densité de probabilité des résultats stochastiques du courant de défaut biphasé 
terre obtenue par la simulation de Monte-Carlo a été approchée par une distribution normale 

( ) σµ ,N . Les paramètres trouvés de la distribution normale sont MVA0120 ,513110 .±=µ  et 

0,096MVA 2,12449±=σ , voir figure III.31 (a). Par conséquent, la puissance de court-circuit se 

situe dans l'intervalle de 108 à 112 MVA avec une probabilité de 95,4%. L’ intervalle maximum 

de variation du courant de défaut obtenu par la méthode floue varie de 106,2 à 114,8 MVA, la 



Chapitre III : Etudes statiques du réseau 

 87/151 

fonction d’appartenance du courant est montrée dans la figure III.31 (b). De nouveau, la 

variation du courant obtenue par la méthode floue est plus grande que celle obtenue par la 

méthode de Simulation de Monte-Carlo sur cet exemple. 
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Figure III.28. Puissance de court-circuit biphasé à terre dans le nœud 2 obtenu par (a) la 

méthode de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

Les tensions de défaut des phases 2 et 3 sur le nœud en défaut sont égales à zéro avec un 

court-circuit franc, dû au fait que les impédances de séquence sont égales ( id ZZ = ). La 

figure III.32 montre que les tensions de phases sont plus petites que pour un défaut isolé et 

varient entre 0.40 et 0.65 p.u. La tension du réseau amont reste à 0.80 p.u. Le profil de 

tension de la phase saine présente une surtension dans le nœud en défaut. Le tableau II-2 

donne la relation tension pour ce type de défaut ( )odn Z/Z/UV += 231 , en prenant en compte 

la relation entre les impédances de séquence ido ZZZ => . Ainsi, la tension de la phase ( 1V ) 

varie de 1.0 à 1.5 p.u. Les tensions des autres nœuds de la phase saine sont inférieures à la 

tension avant défaut pour le déséquilibre occasionné sur le nœud 2. En effet, les valeurs de 

courants de court-circuit ont varié plus pour la méthode floue par rapport à celles obtenus par 

la simulation de Monte-Carlo. Le temps de simulation de la méthode de Monte-Carlo a été de 

91 secondes, tandis que pour la méthode floue, elle est de 1.2 seconde. 
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Figure III.29. Profil de tension du réseau sur court-circuit biphasé à terre dans le nœud 2 

obtenu par (a) la méthode de Monte-Carlo (b) la méthode de l’arithmétique de nombres flous. 

III.4.III.4.III.4.III.4. Les indices de fiabilitLes indices de fiabilitLes indices de fiabilitLes indices de fiabilité    

La fiabilité du réseau électrique est exprimée en fonction d’ indices, qui mesurent la qualité de 

service du réseau. Afin de qualifier la  fiabilité, il est nécessaire d’ introduire un certain nombre 

d’ indicateurs qui permettent de la définir. Ces indices doivent être suffisamment précis et 

sensibles pour distinguer les différents scénarios d'opération que doit connaître l’opérateur 

pour réagir aux évènements possibles du réseau. Les indices de fiabilité décrivent le 

fonctionnement du système, les opérations possibles du réseau. Ils permettent de justifier de 
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nouveaux investissements, de comparer de solutions d'expansion du réseau et d’évaluer le 

rapport coût/bénéfice [BI-96]. Il existe deux types des indices de fiabilité : 

a) Les indices de base qui modélisent l’état du composant en panne ou hors service, 

affectant la continuité de l'approvisionnement d’énergie pour les consommateurs. Par 

conséquent, ils évaluent la fiabilité d’un réseau et donnent des indicateurs probabilistes, 

liés à la continuité du service. 

b) Les indices globaux qui peuvent se définir à partir des indices de base. Ils prennent en 

compte le nombre de consommateurs affectés par une défaillance, la durée hors service 

et la fréquence de ces pannes. 

La fiabilité du réseau est importante pour la qualité du service. Les indices principaux de 

fiabilité étudiés sont décrits ci-dessous. 

III.4.1.III.4.1.III.4.1.III.4.1. Le taux de défaillance Le taux de défaillance Le taux de défaillance Le taux de défaillance     

C’est un indice de fiabilité de base. Le taux de défaillance ( λ ) représente le nombre de 

défaillances d'un composant du système pendant sa durée de vie opérationnelle. Le temps 

moyen avant défaillance ( MTTF en Anglais Mean Time To Failure) est défini comme l'inverse 

du taux de défaillance ( λ/MTTF 1= ). L’ indice λ  est calculé selon l’équation suivante [BI-96] : 

T

N

nN

i

i�
== 0λ   Équation III.43 

où in  est le nombre de pannes, N  est le nombre de composants et T  le temps d’observation. 

Les temps de défaillance des composants suivent normalement une distribution de probabilité 
de type exponentielle pendant leur durée de vie utile ou de fonctionement. De plus, le taux de 

défaillance dans un réseau radial ne dépend que des taux de défaillance des composants et non 

des temps de restauration. Par conséquent, les temps de restauration ne modifient pas le taux 

de défaillance. Le relevé des défaillances ( λ ) d'un composant fait apparaître pour une courbe 

en baignoire [BI-99], on constate ainsi que le taux d’arrivée des pannes est constant pendant 

une période étendue de fonctionnement. Le phénomène d’arrivée des pannes dans le temps suit 

une distribution type Poisson. 

III.4.2.III.4.2.III.4.2.III.4.2. Le taux de réparationLe taux de réparationLe taux de réparationLe taux de réparation    

C’est un indice de fiabilité de base. Le taux de réparation ( Μ ) indique le nombre de 

réparations d'un composant ou réseau pendant sa durée de vie. Le temps moyen de réparation 

( MTTRen Anglais Mean Time To Failure) est le temps moyen mis pour réparer le système et 

il est défini comme l'inverse du taux de réparation ( Μ= /MTTR 1 ). L’ indice Μ est calculé selon 

Billinton [BI-96] par l’équation suivant : 

�

�

=

==Μ
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k

j
j

t
0

0

λ

λ

  Équation III.44 

dans laquelle jλ est le taux de défaillance (constant) du composant, jt  le temps pour réparer 

le système et k  le nombre de composants. 

III.4.3.III.4.3.III.4.3.III.4.3. Le taux d˅indisponibilité Le taux d˅indisponibilité Le taux d˅indisponibilité Le taux d˅indisponibilité     

C’est un indice de fiabilité de base. L’ indisponibilité (U ) donne la probabilité de trouver un 

composant (ou le système) en défaillance à n’ importe quel instant. Il définit la période de temps 

pendant laquelle le composant est hors service [BI-96]. 
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Μ+
=

λ
λ

U   Équation III.45 

où Μ  est le taux de réparation et λ  le taux de défaillance du composant. Ces indicateurs sont 

des variables aléatoires, de sorte que les valeurs indiquées sont des valeurs moyennes 

attendues et des prédictions faites à partir des informations historiques sur les événements du 

réseau. Son analyse dépend de la méthode d'évaluation de la fiabilité et de la qualité des 

informations disponibles (historiques ou modélisations physiques/comportementales). 

III.4.4.III.4.4.III.4.4.III.4.4. L˅énergie non distribL˅énergie non distribL˅énergie non distribL˅énergie non distribuée uée uée uée     

L’ indice de l’énergie non distribuée ( EENS en Anglais Expected Energy Not Supplied) est 

utilisé pour représenter la probabilité de panne sur la charge du système. Par exemple, s'il n'y 

a pas d’autres lignes d’alimentation disponibles ni de bouclage du départ, un défaut k sur la 

branche principale interrompt l'alimentation de toutes les branches et les charges associées 

alimentées en aval de la protection. Par conséquent, l'énergie non fournie à cause de la 

défaillance de la branche k  est [NA-03a] :  

[ ][ ]PmlDEENS kkk λ=   Équation III.46 

où λ  est le taux de défaillance de la ligne par unité de longueur ; ; D  la durée de 

l’ interruption, kl  la longueur de la ligne k  et P  la puissance moyenne de la charge. Ces 

valeurs sont des variables qui ne peuvent pas être prédites avec certitude. l'énergie non 

fournie dépend au même temps de la localisation des protections qui minimisent l’étendue de 

son impact. Les éléments de la matrice de connectivité entre branches ( ikm ) sont définis avec 

la relation suivante [NA-03a].  

E
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autrement0

k branche lafournit  i branche la si1

,

,
mik   Équation III.47 

Ainsi, l'énergie totale non-distribuée chaque année est égale à [NA-03a] : 
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λ   Équation III.48 

Le deuxième terme de l’équation III.48 englobe l'énergie non fournie au cours de la reprise de 

service et des diverses réparations. 'D  est la durée de la réparation.  

On peut observer que l’ indice EENS est une fonction monotone croissante qui dépend des 

courants consommés par la charge, du taux de défaillance, et de la durée de réparation.  

III.4.5.III.4.5.III.4.5.III.4.5. L˅indice de la fréquence moyenne d'interruptionL˅indice de la fréquence moyenne d'interruptionL˅indice de la fréquence moyenne d'interruptionL˅indice de la fréquence moyenne d'interruption    

L’ indice de la fréquence moyenne d'interruption d’énergie ( SAIFI  en anglais System Average 
Interruption Frequency Index) est défini comme le ratio du nombre total d'interruptions 

longues des clients sur le nombre total de clients servis. Les coupures longues sont d’au 

minimum d’une minute selon l’ IEEE et de trois minutes selon la CENELEC. Le SAIFI  indique 

combien de fois en moyenne un client est en panne pendant un an. Il est calculé par l’équation 

suivante [NA-03a] :  
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  Équation III.49 

où kg  est le nombre de clients servis. Un SAIFI  de 3 signifie que les clients connectés en 

aval d’un poste source sont susceptibles d’être en rupture d’alimentation trois fois par an. 
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III.4.6.III.4.6.III.4.6.III.4.6. L˅indice de la durée moyenne d'interruptionL˅indice de la durée moyenne d'interruptionL˅indice de la durée moyenne d'interruptionL˅indice de la durée moyenne d'interruption    

L’ indice de la durée moyenne d'interruption du système ( SAIDI  en anglais System Average 
Interruption Duration Index) est défini comme le rapport entre la somme des durées 

d'interruption des pannes sur le nombre total de clients affectés par la panne. Le SAIDI  
indique la durée moyenne d'interruption en minutes par an et par client aussi bien pour les 

interruptions planifiées que celles non planifiées. Il est généralement donné pour une période 

d'un an et est calculé par l’équation suivante [NA-03a] : 
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où [ ]g  est un vecteur colonne de dimension 1nx  qui indique le nombre de clients servis au 

point d'alimentation. Un SAIDI  de 200 minutes signifie que les clients connectés à un poste 

source ont été sujets à des interruptions d’alimentation d’une durée moyenne totale de 200 

minutes cumulées, sur la période d’un an. 

On observe que les indices SAIFI et SAIDI sont proportionnels au taux de défaillance de la 

ligne par unité de longueur. Le SAIDI  est une fonction linéairement croissante du temps de 

réparation et de la durée de défaillance. Ainsi, les limites pour ces indices de fiabilité peuvent 

être calculées facilement en utilisant l’arithmétique des nombres flous. 

III.4.7.III.4.7.III.4.7.III.4.7. La description du réseau de distribution de 43 nřudsLa description du réseau de distribution de 43 nřudsLa description du réseau de distribution de 43 nřudsLa description du réseau de distribution de 43 nřuds    

C’est un réseau de distribution aérien réel triphasé équilibré de 10 kV (avec une puissance de 

référence de 100 kVA). Les principales sources d’ incertitudes considérées pour l’évaluation de 

la fiabilité du réseau sont : la puissance de la charge, le taux de défaillance des lignes, la durée 
de l’ interruption du service et de réparation. Le nombre de clients servis ( kg ) et la topologie 

du réseau sont considérés comme des variables déterministes connues et constantes. Les 

données des paramètres du réseau et des incertitudes sont indiquées dans l’annexe A. Le 

diagramme monophasé direct du réseau sous étude est montré dans la figure suivante [NA-

03a]. 

 

Figure III.30. Cas d’étude du réseau de distribution 10 kV. 

Les paramètres d’ incertitude sont représentés par leurs fonctions de densité de probabilité et 

leurs fonctions d’appartenance. Les deux modèles sont équivalents grâce au principe de 

cohérence de transformation de probabilité en possibilité. La modélisation floue associe un 

degré d'appartenance pour chaque valeur possible. Le nombre flou est représenté par une 

fonction d’appartenance trapézoïdale caractérisée ( )4321 ;a;a;aa  avec 4321 aaaa <<< . Les 

sources d’ incertitude sont attribuées aux éléments suivants : 
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a) Le taux de défaillance ( λ ) des lignes qui représente le nombre annuel de défaillances de 

la ligne pour chaque 100 km. Il suit une loi normale caracterisée par son espérance et 
son écart-type : ( )010070 .,.Nλ . Les extrêmes de la fonction floue trapézoïdale associée 

sont décrits par le quadruple ( ) ( )10.008.006.004.04321 ;;;;a;a;aa = . 

b) La durée d’ interruption du service ( D ) et la durée de réparation de la section en 

défaillance ( 'D ), exprimées en heures. Elles suivent une loi normale caracterisée par 

l’espérance et l’écart-type, soit  respectivement : ( )16,ND  et ( )300251 .,.'ND . Les extrêmes 

des fonctions floues trapézoïdales associées sont définis par les quadruples 

( ) ( )00.900.800.700.34321 ;;;;a;a;aa =  et ( ) ( )00.21.550.9535.04321 ;;;;a;a;aa = . 

c) Les puissances active et réactive des charges varient en fonction d’une loi normale 

déterminée dans la section III.2.8 de ce chapitre. L’ incertitude de la distribution normale 

est caractérisée par 0.0268.51±=(%)σ . Les extrêmes de la fonction floue trapézoïdale 

associée sont définis par le quadruple ( ) ( )1610519508404321 .;.;.;.;a;a;aa = . 

Les données d’ incertitude ont été prises de la référence [NA-03a]. En principe, les données 

floues sont considérées comme provenant de l’expertise de l’opérateur ou d’un échantillon de 

mesures des paramètres incertains. Les valeurs possibles d’ incertitude floue sont déterminées 

avec les −α cuts des fonctions d'appartenance (x)Aµ  de chaque variable. 

III.4.8.III.4.8.III.4.8.III.4.8. Le calcul des indicesLe calcul des indicesLe calcul des indicesLe calcul des indices de fiabilité du réseau de distribution de fiabilité du réseau de distribution de fiabilité du réseau de distribution de fiabilité du réseau de distribution    

Les effets de l'incertitude des variables d'entrée sur les grandeurs qui caractérisent les 

performances des réseaux de distribution sont examinés. Les indices de fiabilité par les 

méthodes de simulation de Monte-Carlo et par la méthode de l'arithmétique floue ont été 
déterminés et comparés. Nous avons comparé aussi le temps de simulation requise pour 

chaque méthode. La simulation de Monte-Carlo a été faite pour 2500 tirages aléatoires, ce qui 

donne une marge d'erreur de 0,0475 (valeur absolue) et un niveau de confiance de 99%. Le 

calcul avec la méthode possibiliste de l’arithmétique floue a été fait pour 11 coupes (�=11-

cuts) des fonctions d’appartenance trapézoïdales. Les opérations de base de l'arithmétique 

floue ont été mises en œuvre dans Matlab. Les résultats des fonctions de densité de probabilité 
et d’appartenance des indices de fiabilité sont montrés dans les figures III.35 à III.37 pour le 

réseau de distribution proposé. Les temps de simulation de Monte-Carlo et de la méthode de 

l’arithmétique floue sont de 0.27 et de 0.15 secondes respectivement, pour les trois indices 

choisis : EENS, SAIDI et SAIFI . Le tableau suivant résume les valeurs de ces indices.  

Tableau III-4. Indices de fiabilité déterministes. 

EENS (MWh)EENS (MWh)EENS (MWh)EENS (MWh)    SAIFI (h/consom.*annSAIFI (h/consom.*annSAIFI (h/consom.*annSAIFI (h/consom.*année)e)e)e)    SAIDI (int./consom.*annSAIDI (int./consom.*annSAIDI (int./consom.*annSAIDI (int./consom.*année)e)e)e)    

154.642 2.144 8.204 

La valeur déterministe de l’énergie non distribuée pour les valeurs moyennes des variables est 

642154.EENS= MWh. L’énergie non distribuée dépend de quatre valeurs d’ incertitude que sont 

la puissance de la charge ( P ), le taux de défaillance de la ligne par unité de longueur ( λ ), la 

durée d’ interruption de service et de réparation ( D  et 'D ). Les résultats obtenus par la 

simulation de Monte-Carlo ont été représentés par un histogramme de la figure III.35 (a). La 

fonction de densité de probabilité a été approchée par une distribution normale 
( )71153.05;34.NEENS=  MWh, selon le test de vraisemblance avec une précision de 99% à partir 

de son histogramme dans la figure III.35 (a). Par conséquent, l’ EENS se déplace dans 

l'intervalle de 50 MWh à 250 MWh avec une probabilité de 95,4%. Tandis que la valeur 

obtenue par l’arithmétique floue de la fonction d’appartenance trapézoïdale est caractérisée 

par le quadruplet ( )275.68186.30128.4632.82 ;;;EENS=  MWh.  
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Figure III.31. L’ EENS obtenue par la méthode de : (a) Monte-Carlo (b) l’arithmétique floue. 

La valeur déterministe du SAIFI  pour les valeurs moyennes des variables est 1442.SAIFI =  

interruption/consommateur/an. Le SAIFI  varie faiblement, vu que la seule source 

d’ incertitude est liée au taux de défaillance des lignes ( λ ). Les résultats obtenus par la 

simulation de Monte-Carlo ont été représentés par un histogramme. La fonction de densité de 

probabilité a été approchée par une distribution normale ( ) 52.125;0.21NSAIFI =  

interruption/consommateur*année, selon le test de vraisemblance avec une précision de 99% à 
partir de son histogramme. Par conséquent, le SAIFI se déplace dans l'intervalle de 2.86 à 1.48 

avec une probabilité de 95,4%. Les valeurs obtenues par l’arithmétique flous de la fonction 
d’appartenance trapézoïdale est caractérisée par le quadruplet ( ) 2.28;3.601.22;2.01;=SAIFI  

heures/consommateur/an. 
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Figure III.32. Le SAIFI obtenu par la méthode de : (a) Monte-Carlo (b) l’arithmétique floue. 

La valeur déterministe du SAIDI  pour les valeurs moyennes des variables est 2048.SAIDI =  

heures/consommateur*année. Le SAIDI  est affecté par plusieurs facteurs d’ incertitude qui ne 

peuvent pas être exactement prédits, telle que la localisation du défaut, les temps de défaut et 

de réparation. Pour cette raison, les résultats varient plus que pour le SAIFI . Les résultats 

obtenus par la simulation de Monte-Carlo ont été représentés par un histogramme. La fonction 

de densité de probabilité a été approchée par une distribution normale ( )8.12;1.43NSAIDI =  

heures/ consommateur/an, selon le test de vraisemblance avec une précision de 95% à partir 

de son histogramme. Par conséquent, le SAIDI  se déplace dans l'intervalle de 5.26 à 10.98 

avec une probabilité de 95,4%. Tandis que la fonction d’appartenance trapézoïdale, obtenue 
par l’arithmétique floue, est caractérisée par le quadruple ( ) 9.33;13.952.72;7.15;=SAIDI  

heures/consommateur/an. 

SAIFI (interruption/consommateur*année) 
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Figure III.33. Le SAIDI obtenu par la méthode de : (a) Monte-Carlo (b) l’arithmétique floue. 

A partir de ces résultats obtenus, on observe que les valeurs déterministes coïncident avec 

les valeurs moyennes des fonctions de probabilité et de possibilité. Les valeurs du SAIFI  et 

du SAIDI  sont basses, ce qui indique une haute qualité du service en termes des durées et 

fréquences d’ interruptions annuelles, tandis que l’ EENS est élevée pour cette topologie. De 

manière générale, l’ intervalle des valeurs possibles des indices est large, car prenant compte 

toutes les incertitudes. Dans tous les cas, l’ intervalle de variation des valeurs possibiliste a 

été plus grand que la variation obtenue par la méthode de simulation de Monte-Carlo. Les 

limites des indices de fiabilité reflètent les incertitudes des entrées. L'indice le plus affecté par 

les incertitudes des données d'entrée est l’ EENS qui devrait être considéré comme un indice 

pertinent pour toute prise de décision. L’ indice le moins touché est le SAIFI . Le temps de 

simulation des deux méthodes est réduit (de moins de 1 sec) ; néanmoins, la durée de la 

méthode de l’arithmétique floue est moitié moindre que pour la simulation de Monte-Carlo. 

III.5.III.5.III.5.III.5. ConclusionConclusionConclusionConclusion    

Le réseau de distribution est exploité de manière radiale, en moyenne et basse tension. Les 

études statiques étudiées dans ce chapitre comprennent le calcul de répartition de charges 

pour les réseaux radiaux, le calcul des courants de court-circuit et les indices de fiabilité. La 

structure radiale du réseau a obligé à chercher un algorithme alternatif aux algorithmes 

classiques (matriciels ou autres, prévu pour les réseaux de transport) de calcul de répartition 

de charges. La détermination des courants de court-circuit a été faite en considérant la 

méthode de calcul et les facteurs de correction des impédances de la norme IEC 60909 avec 

différentes sources de production décentralisées à base d’énergies renouvelables. La topologie 

radiale du réseau permet d’écrire les équations des indices de fiabilité pour ce cas particulier 

qui affectent la qualité de service du consommateur. 

Les variables électriques du réseau ont été modélisées, en prenant en compte les sources 

d’ incertitude déjà existantes dans le réseau. Dans les calculs, les variables électriques sont 

traitées normalement de manière déterministe, considérant des valeurs comme la prédiction de 

la charge par exemple. L’ intégration des GEDs dans les réseaux de distribution fait que la 

prise en compte uniquement des valeurs déterministes extrémales, dans les calculs, pourrait 

sous-estimer les résultats de simulation et conduire à des conclusions trop optimistes. Le 

meilleur choix est de considérer la combinaison des variables dans les algorithmes comme un 

ensemble variable. Toutefois, le modèle des variables électriques du réseau peut être construit 

aussi de manière stochastique ou aléatoire, en prenant en compte des incertitudes pour 

l’évaluation de son impact sur sa performance. Les modèles d’ incertitude sont fondés, soit sur 

l'utilisation directe des résultats de mesures, soit sur le choix d’une distribution de probabilité 
empirique adaptée aux valeurs mesurées (approche probabiliste) ou d’une distribution de 

possibilité (approche floue). 
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Les variables d’ incertitude analysées dans ce chapitre ont été principalement la demande et la 

production décentralisée. La demande des clients est un paramètre qui change 

considérablement au cours de la journée, la semaine et l'année. La production d’énergie des 

éoliennes varie aussi en fonction des conditions météorologiques. Ces deux facteurs causent 

des difficultés dans l'estimation des pertes de puissance par exemple. D’autres types 

d’ incertitudes ont été considérés dans les études de ce chapitre, comme des petites variations 

des paramètres de ligne et de la tension du poste source. Ces modèles d’ incertitude servent à 
évaluer l’ impact de l’ incertitude et les exigences du comportement des variables électriques 

du réseau. 

La mise en œuvre des approches probabiliste et possibiliste a été testée dans les calculs 

statiques. L’approche probabiliste est mise en œuvre en appliquant la méthode de simulation 

de Monte-Carlo et la modélisation des incertitudes des variables électriques (puissance, 

paramètre de ligne, entre autres) est réalisée avec des fonctions de densité de probabilité. 
L’approche possibiliste est faite en appliquant la méthode de l’arithmétique des intervalles 

flous et la modélisation des incertitudes est faite avec des fonctions d'appartenance floues. 

Les nombres flous associent un degré d'appartenance de chaque valeur possible de la 

variable. On peut obtenir la fonction d'appartenance floue à partir des données de mesures ou 

des erreurs de mesures.  

Les résultats des études menées sur les réseaux test ont montré que l’ intervalle de variation 

des sorties par la méthode de l’arithmétique floue englobe celles obtenues par la méthode de 

Monte-Carlo. La méthode de l’arithmétique floue a aussi une meilleure performance au niveau 

de temps de calcul par rapport à la méthode de Monte-Carlo. La méthode de l'arithmétique 

floue a été effectuée en fonction des coupes-alpha pour les variables d’ incertitude avec α=11.  

La raison de la différence entre les résultats de deux méthodes est que l’arithmétique des 

intervalles flous utilise les valeurs extrêmes des variables (minimum et maximum) dans les 

opérations arithmétiques. Par contre, la méthode de simulation de Monte-Carlo fait un tirage 

aléatoire pour chaque variable d’ incertitude en fonction de sa probabilité d’occurrence. La 

méthode de simulation de Monte-Carlo n’explore pas les pires valeurs de faible probabilité ; 
cela oblige le lancement d’un grand nombre d'itérations pour obtenir une loi normale, ce qui 

augmente le temps de calcul. Le temps de simulation peut devenir significatif pour des 

réseaux de grande taille. 

La méthode de l’arithmétique floue peut être utilisée dans les réseaux plus de plus grande 

dimension (grand nombre de variables incertaines), où l'application de la méthode de Monte-

Carlo prendrait trop de temps. Le fait qu’ il soit possible de convertir des nombres flous en 

des fonctions de densité de probabilité permet d'évaluer indirectement les probabilités en 

termes de fonctions de distribution de possibilité. Il est important de noter que la fonction 

d’appartenance doit satisfaire les conditions de base mentionnées dans le chapitre II afin 

d'appliquer la transformation. Aussi, pour l’application de la méthode de l’arithmétique floue, il 

faut que l’algorithme de base pour la résolution du problème soit défini en termes d’opérations 

arithmétiques simples, voir section II.4.6. Le temps de simulation évité par la méthode de 

l’arithmétique floue par rapport à la simulation de Monte-Carlo dépend aussi de la méthode de 

résolution de l’algorithme de base. Ces deux méthodes (probabiliste et possibiliste) peuvent 

être appliquées dans n'importe quelle topologie du réseau avec la limitation des opérations 

arithmétiques simples. 

La méthode de l’arithmétique floue est utile afin d'évaluer les incertitudes, liées à l'intégration 

des sources d'énergie stochastiques, qui ont un impact plus fort que la production d’énergie 

conventionnelle dans les études du réseau en raison de leur production d’énergie variable. 
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IV.1.IV.1.IV.1.IV.1. IntroductionIntroductionIntroductionIntroduction    

Le réseau électrique comprend de nombreux éléments avec des caractéristiques dynamiques et 

des effets non linéaires différents. Le comportement et la stabilité dynamique du réseau sont 

des critères essentiels dans les étapes de l’évaluation de la sécurité du réseau. Les 

phénomènes dynamiques ont des impacts économiques et des impacts sur la qualité du service. 

La prise en compte de ces phénomènes permet également de prévoir les conditions de 

fonctionnement auxquelles le réseau et ses composants peuvent être soumis ainsi que les 

marges de sécurité possibles. Ces considérations techniques sont très importantes pour 

assurer la fiabilité et la sécurité du réseau déjà existant, ainsi que pour l’ interconnexion avec 

d’autres réseaux ou encore pour le raccordement des nouveaux éléments, tout en tenant 

compte des diverses incertitudes mises en œuvre. Le système doit être capable de fonctionner 

sous des conditions de fonctionnement normales, et face à des perturbations tant endogènes 

qu’exogènes. Ainsi, les études dynamiques permettent, entre autres, la mise en œuvre de 

décisions futures pour la préparation à la conduite voire la planification du réseau. Les 

dynamiques du réseau sont dues aux processus électriques ou mécaniques et à leurs effets 

directs ou indirects sur les éléments passifs et actifs du réseau. Les perturbations les plus 

couramment étudiées sont les courts-circuits, les augmentations de la charge, la perte d'un 

générateur, l’ouverture d'une ligne, entre autres. Ces perturbations serviront de base pour nos 

scénarios d’étude du réseau. 

Ce chapitre présente le concept de la stabilité du réseau et sa classification en fonction de ses 

effets sur les variables électriques (la position entre les angles du rotor de machines, la 

tension et la fréquence de nœuds) dans la section IV.2; ou son classement en fonction de la 

nature de la perturbation (statique, dynamique et transitoire). Comme l’énergie électrique ne 

se stocke pas, le terme stabilité du réseau définit la capacité du réseau à maintenir l’équilibre 

entre la production et la consommation d’énergie à tout moment ; le système doit continuer à 
fonctionner après avoir été soumis à une perturbation aussi, en gardant les variables du 

système dans les limites de fonctionnement [SA-98]. Lors de l'analyse de la stabilité, il est 

important d'avoir des modèles mathématiques « précis » des composants du réseau qui reflètent 

au mieux leurs caractéristiques dynamiques et leurs interactions avec le système complet. 

Ainsi, les modèles fondamentaux pris en compte dans ces études sont usuellement les 

machines synchrones, asynchrones, les systèmes de contrôles automatiques primaires des 

générateurs, les automates liés, entre autres, aux transformateurs de puissance avec régleurs 

en charge ainsi que les protections et les charges. Le modèle de la machine synchrone est 

présenté dans la section IV.3. Les régulateurs primaires sont principalement des régulations de 

fréquence (TG en anglais pour Turbine Governor), de tension (AVR en anglais pour Automatic 
Voltage Regulator) et d’amortissement des oscillations de puissance (PSS en anglais pour 

Power System Stabilizer) [KU-94] aux bornes des machines qui réagissent aux perturbations. 

En état stable, la puissance mécanique de la turbine entraînant le générateur et la puissance 

électrique fournie par celui-ci sont en équilibre. Les régulateurs primaires des machines 

jouent un rôle fondamental dans le réglage du point de fonctionnement de la machine lors d’un 

déséquilibre entre la demande et la production. Les schémas du réglage primaire mis en œuvre 

pour la fréquence et la tension (TG et AVR) sont montrés dans les sections IV.4 et IV.5. 

A l’heure actuelle la puissance fournie par les grands parcs éoliens devient de plus en plus 

importante. Cette puissance fournie est variable et dépend de la vitesse du vent. Les 

caractéristiques des trois principaux types de technologies de générateur éoliens sont étudiées 

dans la section IV.6. Ces trois technologies sont la machine asynchrone à vitesse constante 

(CSWT en anglais pour Constant Speed Wind Turbine), la machine asynchrone à double 

alimentation (DFIG en anglais pour Double Fed Induction Generator) et la machine synchrone 

à vitesse variable raccordée au réseau par une interface d’électronique de puissance (DDSG 

en anglais pour Direct Drive Synchronous Generator). Le modèle mathématique de la machine 

asynchrone à double alimentation (DFIG) est développé dans la section IV.7. Le modèle retenu 
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de la vitesse est d’une rafale du vent est présenté dans la section IV.10. La modélisation 

appropriée de la machine, de son système de contrôle-commande et de l’évolution de la 

vitesse du vent permet d’évaluer l’ impact de la production éolienne sur le réseau.  

Le comportement dynamique du réseau est régi par un ensemble d'équations algébro-

différentielles non linéaires d'ordre élevé liant les différents modèles des éléments du réseau. 

On peut réaliser un modèle linéaire du réseau complet et analyser la stabilité du réseau devant 

de petites perturbations autour d’un point d’équilibre. Ces concepts sont étudiés dans la 

section IV.8. Les contraintes tels que les limites thermiques des lignes, les tensions 

maximales aux nœuds, les puissances actives et réactives maximales des machines doivent 

être évaluées pendant et après la perturbation jusqu’à arriver à un nouvel état stable. Les parcs 

éoliens peuvent également être soumis à la fourniture de services système de type régulation 

de fréquence ou de tension  ; de plus, des limites en puissances active et réactive sont à 
respecter dans des conditions particulières de fonctionnement. Dans la section IV.9, nous 

avons comparé les exigences du réseau Irlandais (en anglais grid code) et des réseaux îliens 

français.  

Des études de stabilité ont été employées pour déterminer un taux de pénétration maximal d’un 

parc éolien raccordé au réseau Anderson [AN-02] de 9-bus, 3-generateurs présenté dans la 

section IV.11. On considère un parc éolien avec des machines de type DFIG avec un taux de 

pénétration de puissance important. Le taux de pénétration maximal du parc éolien dépend de 

nombreux paramètres dont la topologie et les contraintes des éléments du réseau. Pour ce 

taux, le réseau doit toujours revenir à un état d’équilibre en respectant les contraintes des 

éléments du réseau. La méthode de Monte-Carlo a été utilisée en tenant compte, entre autres 

incertitudes, de la variation de la charge pour reconstituer une fonction de probabilité des cas 

instables en fonction du taux de pénétration éolien, avec un scénario de fonctionnement du 

réseau qui soit le plus contraignant possible. La section IV.12 décrit les cas de simulations 

dynamiques étudiés tels que : le court-circuit (cas déterministe), l’augmentation de la charge 

(cas stochastique), la perte d'un générateur, l’ouverture d'une ligne. Le cas de perte d’une 

machine est le cas le moins favorable qui déterminera le taux de pénétration maximal du parc 

éolien. Les résultats sont montrés et analysés dans la section IV.13. En utilisant la simulation 

de Monte-Carlo, une courbe de densité de probabilité a été construite pour modéliser les pôles 

situés à droite de l’axe imaginaire qui rendent le système instable aux petites perturbations. 

Pour finir, la conclusion est donnée dans la section IV.14 de ce chapitre. 

IV.2.IV.2.IV.2.IV.2. La stabilitLa stabilitLa stabilitLa stabilité du r du r du r du réseau seau seau seau électriquelectriquelectriquelectrique    

La stabilité du réseau électrique est la capacité du système, étant donné un point de 

fonctionnement initial, à continuer à fonctionner après avoir été soumis à une perturbation, en 

gardant les variables du système dans les limites de fonctionnement admissibles [SA-98]. En 

général, le réseau est caractérisé par les fluctuations temporelles des variables électriques, et 

la stabilité globale du réseau électrique se manifeste par l’équilibre entre la production et la 

consommation d’énergie électrique. Le comportement du réseau et sa stabilité face aux 

perturbations dépendent du lieu, de la nature et de l’ampleur des évènements. Les 

perturbations typiques du réseau sont dues à des défaillances ou aux changements de la 

structure du réseau, des conditions d’exploitation, systèmes de contrôle-commande des 

machines ou du niveau des charges. Ces évènements peuvent aboutir à déstabiliser une partie 

ou l’ensemble du réseau. 

La stabilité peut être sub-divisée, selon l’effet de la perturbation, sur les variables électriques 

du réseau, principalement sur les machines. La stabilité est donc sub-divisée en trois 

catégories : la stabilité angulaire, qui étudie les excursions angulaires des rotors des machines 

synchrones, la stabilité de tension et la stabilité de fréquence du réseau. La stabilité peut être 

classée aussi selon la durée du phénomène, donc divisée en stabilité statique, transitoire et 

dynamique [KU-94]. La figure ci-dessous montre la classification de la stabilité selon l’effet 

sur les variables électriques. 
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Figure IV.1. Classement de la stabilité des systèmes électriques [SA-98]. 

IV.2.1.IV.2.1.IV.2.1.IV.2.1. Les différents types de stabilitéLes différents types de stabilitéLes différents types de stabilitéLes différents types de stabilité    

Le réseau électrique de transport se trouve parfois dans un fonctionnement proche des limites 

de stabilité à cause de facteurs comme la saturation du réseau et la difficulté de construction 

de nouveaux ouvrages, la multiplication des échanges d’énergie aux interconnexions, entre 

autres. Il est donc important d’évaluer la stabilité des réseaux d'énergie électrique pour tous 

les points de fonctionnement, et si possible en temps réel. La durée des phénomènes de la 

stabilité du réseau peut être divisée aussi en deux groupes de dynamique : lente ou rapide. Les 

perturbations lentes se font de manière graduelle (variations lentes de la charge, du plan de 

tension) et les perturbations rapides sont brusques (court-circuit sévère, perte d’ouvrages de 

type machines, jeux de barre, transformateurs ou lignes). L'échelle du temps est importante 

car elle influe sur la modélisation des composants du réseau [SA-98] et l'activation des 

mécanismes de réponse à la perturbation. Les principaux éléments pris en compte dans les 

modèles dynamiques du réseau sont les machines synchrones et asynchrones avec leurs 

excitations, les systèmes de régulation de fréquence (TG en Anglais Turbine Governor), les 

systèmes de régulation de tension (AVR en Anglais Average Voltage Reguator) et des 

systèmes d’amortissement des oscillations de puissance (PSS en anglais Power System 
Stabilizer) [KU-94]. 

a) La stabilité angulaire : est définie comme la capacité du réseau à maintenir le 

synchronisme entre les machines interconnectées et de retrouver un point de 

fonctionnement d’équilibre lorsque le réseau est soumis à des perturbations importantes. 

Les grandes perturbations peuvent conduire à de larges excursions des angles du rotor 

de machines et, lorsque les actions correctives échouent, à la perte de synchronisme en 

fraction de millisecondes. Il faut maintenir l'équilibre entre le couple électromagnétique 

et le couple mécanique de la machine synchrone pour que le système soit stable. Ainsi 

la cause principale de l'instabilité angulaire est donc un déséquilibre entre les forces 

électromagnétiques et mécaniques appliquées à la machine. La stabilité angulaire peut 

être décomposée en deux types correspondant soit à la stabilité transitoire, soit de petits 

signaux.  

La stabilité transitoire étudie la capacité du réseau à maintenir l'équilibre face à de 

grandes perturbations comme, par exemple, un court-circuit, ou la perte d’ouvrages 

importants du réseau de transport. Les conséquences de ces défauts peuvent être très 

graves, elles peuvent même conduire à l’effondrement complet du réseau (black-out en 

Anglais) [KU-94]. La gravité de la perturbation dépend du point initial de 

fonctionnement, du type de perturbation, de la durée, de la localisation, de la 

performance des systèmes de protection (sélectivité, relais, disjoncteurs, fusibles), du 

niveau de puissance active, de la topologie du réseau, du degré d’excitation des 

machines, des caractéristiques dynamiques des générateurs, des charges, des 

régulateurs et des stabilisateurs mis en place.  
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Après un régime transitoire le système atteint un régime dit permanent. Dans ce cas, 

l’étude de la stabilité du système porte sur l'évaluation de la stabilité statique de petits 

signaux du réseau devant de petites perturbations. On dit qu’un réseau électrique est 

stable en régime statique petits signaux si, suite à une perturbation quelconque 

infiniment petite, il retrouve un état fonctionnement synchrone, identique ou infiniment 

voisin de l'état initial [SA-98]. Ainsi, on peut réaliser une linéarisation des équations 

algébro-différentielles non linéaires représentant le réseau autour du point de 

fonctionnement. L’ instabilité aux petits signaux peut être due à une augmentation 

régulière de l'angle du rotor de la machine, occasionnée par l'absence de couple 

synchronisant pour ralentir la machine, ou par des oscillations non amorties des rotors 

occasionnées par l'absence de couple amortissant. Les réglages des différents 

régulateurs peuvent aussi devenir inadaptés au nouveau régime permanent et causer une 

instabilité de petits signaux. Les contraintes de fonctionnement du réseau doivent être 

respectées en régime permanent. Si ce n’est pas le cas, l’opérateur du centre de 

contrôle du réseau doit ramener le système à un état stable en apportant des 

modifications adéquates suffisamment rapidement. Si quelques contraintes d’exploitation 

ne sont pas respectées, une ou des parties du réseau peut/peuvent se séparer du 

système pour assurer leur fonctionnement normal (îlotage intentionnel).  

b) La stabilité en fréquence : C’est la capacité du système à maintenir l'équilibre entre la 

production et la demande, afin de maintenir la fréquence proche de la fréquence 

nominale du réseau à 50 ou 60 Hz. L'instabilité peut être due à des oscillations de 

fréquence non amorties pouvant entraîner la déconnection des centrales et/ou des 

charges. Les petits réseaux îliens supportent souvent mieux les variations de fréquence, 

tandis que dans les grands réseaux interconnectés, les grandes perturbations peuvent 

conduire à des incidents généralisés (blackouts en Anglais). 

La stabilité de fréquence court terme est associée à la déconnection d’une centrale ou 

aux changements intempestifs de la demande, (par exemple l'utilisation de fours à arc 

électrique peut causer des déséquilibres ou des instabilités provoquant la déconnection 

des éléments du réseau).  

En revanche, la stabilité de fréquence long terme a comme origine principale la 

mauvaise coordination des protections, la perte de synchronisme des générateurs, des 

tensions basses, l’ insuffisance des réserves de puissance active (pour réaliser le réglage 

secondaire en fréquence) et l’ incapacité à rétablir l'équilibre de puissance. 

c) La stabilité en tension : C’est la capacité du système à maintenir la tension dans la plage 

de valeurs de tension règlementaire admissible. L’ instabilité en tension se produit 

lorsqu'il y a une diminution ou une augmentation incontrôlée de la tension sur les nœuds 

d'une zone du réseau [SA-98]. Le facteur principal responsable de l'instabilité de 

tension est le déséquilibre de puissance réactive dans le système. 

Les petites perturbations qui peuvent provoquer une instabilité de tension sont 

l’augmentation de la demande, la déconnection de lignes, ou des défauts éloignés qui 

provoquent l’augmentation de la consommation de puissance réactive ou l'augmentation 

des pertes. 

La stabilité en tension aux grandes perturbations est occasionnée par des évènements 

comme un court-circuit à proximité des centres de production, la déconnection des 

machines, les réactions des régleurs en charge des transformateurs ou des contrôleurs 

de tension.  

La stabilité en tension diffère également selon la période d'étude ; il peut y avoir une 

instabilité à court terme et à long terme. L'instabilité à court terme implique le 

comportement transitoire des machines asynchrones, des dispositifs d’électronique de 

puissance et leur réponse dynamique devant un événement. L'instabilité à long terme est, 
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elle, due aux limites de tension des transformateurs avec changeurs de prises, aux 

limiteurs de courant d'excitation des générateurs, ou à l'absence de réserves dynamiques 

de puissance réactive dans le système. 

IV.2.2.IV.2.2.IV.2.2.IV.2.2. Les méthodes d˅évaluation de la stabilité Les méthodes d˅évaluation de la stabilité Les méthodes d˅évaluation de la stabilité Les méthodes d˅évaluation de la stabilité     

Les méthodes d’évaluation de la stabilité dépendent du type de stabilité étudiée et du type de 

perturbation. Les méthodes proposées dans la littérature pour la stabilité transitoire sont les 

méthodes indirectes (intégration numérique), directes énergétiques (critère d’égalité des aires 

ou fonction d’énergie transitoire), directes (apprentissage automatique) et hybrides. Il existe 

deux méthodes principales pour évaluer la stabilité en tension : les méthodes dynamiques 

(intégration numérique) et statiques (point de bifurcation). Nous utiliserons et développerons 

ici la méthode indirecte d’ intégration numérique qui est utilisée pour évaluer le comportement 

de diverses variables du réseau (les tensions, les angles, la fréquence, ainsi que les 

puissances actives et réactives). Cette méthode nous permettra d’établir les conditions de 

fonctionnement et de stabilité des variables du réseau face à d'éventuelles perturbations [MA-

97] avec des incertitudes sur certaines grandeurs. Cette méthode peut, de plus, évaluer la 

robustesse du réseau vis-à-vis de petites et grandes perturbations. 

La méthode indirecte d’ intégration numérique détermine l’évolution temporelle par résolution 

pas-à-pas de l'ensemble des équations algébriques, intégrales et différentielles non linéaires 

qui gouvernent le comportement du réseau. Les modèles mathématiques décrivent la 

dynamique d'un système avant, pendant et après une perturbation. Ainsi, cette méthode 

permet d'inclure dans le modèle mathématique, les caractéristiques dynamiques des 

générateurs, des charges, des systèmes de régulation et des systèmes de contrôle avancés 

(AVR, TG, PSS, entre autres), et de prendre aussi en considération les actions des systèmes 

de protection. 

Les techniques numériques les plus utilisées pour résoudre ces systèmes (intégration 

numérique) sont les méthodes d’Euler direct et modifiée, de Runge-Kutta implicite et explicite 

ou encore celle du « prédicteur-correcteur » [KU-94]. Cette méthode est directement 

applicable à tous les niveaux de détail des modèles de réseau électrique. Toutes les 

informations sur les variables d'état pendant le régime transitoire aussi bien que pendant le 

régime permanent sont disponibles avec cette méthode. D’autre part, les résultats de 

simulations peuvent être interprétés directement par les utilisateurs ; les mécanismes 

d'instabilité et l’évolution temporelle des variables peuvent être examinés en détail. 

Les méthodes classiques de calcul de l’ensemble des équations algébro-différentielles sont 

souvent trop lourdes pour envisager leur traitement généralisé en temps réel. De plus, elles ne 

donnent qu'une simple réponse stable ou instable, sans permettre d'estimer la marge de 

stabilité du système. Aussi, toutes les situations qui peuvent survenir lors du fonctionnement 

en temps réel du système ne peuvent être prévues. Il faut donc être capable de trouver 

rapidement des moyens d'évaluation en temps réel de la stabilité transitoire. Ceci explique les 

énormes efforts consentis aux méthodes directes pour satisfaire ces demandes [GR-94]. 

Néanmoins, l’approche temporelle est la référence de toute analyse dynamique. La méthode 

est également l’outil de base des méthodes non conventionnelles.  

IV.3.IV.3.IV.3.IV.3. Le modLe modLe modLe modèle de la machine sle de la machine sle de la machine sle de la machine synchroneynchroneynchroneynchrone    

Le modèle mathématique de la machine synchrone comprend un ensemble d’équations 

algébriques et différentielles, qui décrivent le comportement des variables électriques (tension 

et courant) et mécaniques (couple, inertie de l’arbre, entre autres) de la machine. Le modèle 

électrique tient compte des différents effets introduits par le circuit du rotor, par les bobines 

de champ du stator et par les phénomènes associés aux circuits d’amortissement. La géométrie 

de la machine synchrone peut être à rotor avec pôles saillants (utilisé pour les centrales 
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hydrauliques), avec le noyau du rotor en fer feuilleté ; et à rotor avec pôles lisses (de vitesse 

de rotation élevée), avec un noyau en fer massif (utilisé pour les centrales thermiques). 

La transformation de Park [PA-29] simplifie la modélisation de machines synchrones. Elle 

projette toutes les variables du circuit statorique triphasé suivant un repère tournant composé 
de trois axes, appelés « axe direct », « axe en quadrature » et « axe homopolaire ». Les 

équations homopolaires ne sont souvent pas considérées, car les tensions du réseau et de la 

machine sont supposées équilibrées. Les axes direct et en quadrature tournent à la vitesse de 

rotation synchrone. L’axe direct (axe d) est aligné avec l'axe du champ magnétique de 

l'enroulement du stator, et l'axe en quadrature (axe q) est de 90° en avance par rapport à 
l'axe d. La transformation de Park permet de réduire les équations des machines sur une 

représentation statique de phases, quand le rotor de la machine tourne à la vitesse de rotation 

synchrone. L’avantage de la transformation de Park est moins évident quand le rotor ne 

tourne pas à la vitesse synchrone.  
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Figure IV.2 Diagramme de la machine synchrone. 

La figure IV.2 montre la section transversale d’une machine synchrone de pôles saillants ainsi 

que les axes utilisés dans la représentation de Park [PA-29]. La nomenclature utilisée pour 

les éléments montrés dans la figure est la suivante : l’enroulement d’excitation de champ est 
nommé par 'ff , l'enroulement triphasé du stator des trois phases est dénoté par 'aa , 'bb et 'cc . 

L'effet des courants induits du noyau du rotor est regroupé sur l’axe en quadrature 'qq 11  avec 

l'enroulement du champ. Les effets d'amortissement sont modélisés par deux enroulements 
fictifs, 'dd 11 et 'qq 22  respectivement, dans le rotor. Ce modèle est le plus largement utilisé, 

d’autant plus que les paramètres des constructeurs des machines sont souvent exprimés dans 

ce référentiel. La transformation de Park annule la dépendance des inductances. La 

transformation représente l'angle entre la phase a et l’axe d avec deux circuits équivalents 

couplés, avec paramètres constants. Les tensions de la machine sur les axes d et q ( dv  et qv ) 

sont : 

( )
( )hhq

hhd

cosVv

sinVv

θδ
θδ

−=
−=

 Équation IV.1 

où δ est l’angle du rotor de la machine (aussi souvent appelé angle interne), hθ  est l’angle de 

la phase de tension du réseau au point h hhV θ∠ . La puissance injectée ( hP et hQ ) par la 

machine au point h  est exprimée sous la forme : 
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qddqh

qqddh

ivivQ

ivivP

−=

+=
  Équation IV.2 

où di  et qi sont les courants du circuit du rotor de la machine sur les axes d et q. Les 

équations différentielles mécaniques classiques de la machine sont les suivantes :  

( )
( )

H

Dem

sb

2

1−−−
=

−Ω=
ωττω

ωωδ

�

�

   Équation IV.3 

où bΩ  est la fréquence de base synchrone en rad/s ( sradfb /16.3142 ≈⋅⋅=Ω π à 50 Hz), ω  la 

fréquence de référence de la machine en grandeurs réduites (p.u.). Si la fréquence de référence 

est égale à la fréquence synchrone, alors .u.ps 1=ω  D  est le coefficient d'amortissement en 

p.u., H  la constante d’ inertie de la machine en kWs/kVA (on trouve souvent dans la 

littérature que le temps caractéristique de la machine est HM 2= ), mτ  le couple mécanique de 

la machine et eτ  le couple électromagnétique. Le couple électromagnétique de la machine est 

défini par l’expression suivante : 

dqqde ii ψψτ −=  Équation IV.4 

où dψ  et qψ  sont les flux sur les axes d et q. Le couple mécanique d'entrée ( mτ ) et la tension 

de champ ( fv ) peuvent être définis comme des variables algébriques auxiliaires qui 

permettent facilement l'interface entre le modèle de la machine avec d’autres éléments tels 

que les régulateurs de vitesse de la turbine (TG en Anglais Turbine Governor) et les 

régulateurs automatiques de tension (AVR en Anglais Automatic Voltage Regulator). Les 

valeurs initiales du couple mécanique et de la tension de champ sont 0mm ττ = et 0ff vv = . 

Les équations électriques du circuit du stator qui établissent la relation entre les flux 

magnétiques ( dψ  et qψ ), les tensions ( dv  et qv ) et les courants ( di  et qi ) sur les axes d et q 

sont les suivantes : 

( )
( )qdqabq

dqdabd

vir

vir

+−Ω=

++Ω=

ωψψ
ωψψ

�

�
 Équation IV.5 

où ar est la résistance de l’armature, dψ� et qψ� les dérivées des flux magnétiques sur les axes d 

et q respectivement. Pendant les phénomènes électromagnétiques transitoires, la dynamique 

des flux est relativement rapide. En fait, pour les études de stabilité transitoire du réseau 

électrique de fréquence de 50 ou 60 Hz, l'inverse de la fréquence de base est : s/ b
3101 −=Ω . 

Une simplification commune est de supposer 0≈≈ qd ψψ �� , ce qui conduit à : 

qdqa

dqda

vir

vir

+−=

++=

ωψ
ωψ

0

0
 Équation IV.6 

Ainsi, étant donné que les écarts de vitesse du rotor sont petits, la vitesse du rotor est égale à 
la fréquence nominale ( 1≈ω ). Par conséquent, l’équation IV.6 devient : 

qdqa

dqda

vir

vir

+−=

++=

ψ
ψ

0

0
 Équation IV.7 

Les trois équations du circuit du stator peuvent être utilisées indifféremment. L’équation du 

modèle IV.5 est utilisée pour une analyse détaillée qui nécessite une formulation précise des 

équations électromagnétiques pour les études dynamiques. Le choix le plus commun adopté est 

celui de l’équation IV.7, qui permet également de supprimer les variables qψ  et dψ  à partir du 

modèle de la machine. 
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La plupart des modèles des équations magnétiques de la machine ont une variable d'état par 

enroulement du rotor, réel ou équivalent. Ainsi, dans le cas général, le modèle de la machine 

nécessite quatre variables d'état avec leurs équations différentielles associées nécessaires 

pour un modèle dynamique. Deux équations algébriques permettent de définir les flux du 

stator, les courants du stator, la tension de champ et les variables d'état du rotor. Le modèle 

complet des équations magnétiques de la machine de Marconato [MA-02] sur les axes d et q 

de la machine est décrit par les équations différentielles suivantes : 

( ) ( )( )
( )( )

( )( )
( )( ) ''T/i''x'x'e''e''e

''T/'T/vTi''x'x'e''e''e

'T/i'xx'e'e

'T/v'T/Ti'xx'e'e

qqqqqddd

ddfAAddddqqq

qqqqqdd

dfdAAddddqq

0

00

0

001

γ
γ

γ
γ

+−−+−=

++−−+−=

−−−−=

−+−−−−=

�

�

�

�

  Équation IV.8 

Avec  

( )

( )'xx
'x

''x

'T

''T

'xx
'x

''x

'T

''T
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q

q

q

q
q

dd
d

d

d

d
d

−=
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0

0

0

0

γ

γ
  Équation IV.9 

où 'eq et 'ed sont les tensions induites dans les enroulements amortisseurs (dynamique rapide), 

''eq et ''ed  les tensions induites dans l'enroulement du champ continu et dans le noyau du 

rotor (induits en régime transitoire). La réponse dynamique des enroulements amortisseurs 

est plus rapide que celle de l'enroulement de champ en courant continu et des courants 

induits. Dans l’état d'équilibre synchrone les tensions sont qe  et de  ; enfin dγ  et qγ  sont les 

coefficients de puissance active et réactive du nœud de l’axe d et q. 

Les paramètres de la machine sont dx  la réactance synchrone de l’axe direct, 'xd la réactance 

transitoire de l’axe direct, ''xd  la réactance subtransitoire de l’axe direct, 'Td0  la constante 

de temps transitoire en circuit ouvert de l’axe direct, ''Td0  la constante de temps 

subtransitoire en circuit ouvert de l’axe direct, qx  la réactance synchrone de l’axe 

quadrature, 'xq  la réactance transitoire de l’axe quadrature, ''xq  la réactance subtransitoire 

de l’axe quadrature, 'Tq0  la constante de temps transitoire en circuit ouvert de l’axe 

quadrature et ''Tq0  la constante de temps subtransitoire en circuit ouvert de l’axe quadrature, 

AAT  la constante de temps de fuite sur l’axe d. Toutes les réactances sont exprimées en p.u. 

et les constantes de temps en secondes. Les équations algébriques suivantes complètent le 

modèle de la machine synchrone : 

'''ei''x

''ei''x

dqqq

qddd

++=

−+=

ψ
ψ

0

0
 Équation IV.10 

Le modèle utilisé dans cette thèse est un modèle simplifié du quatrième ordre, avec quatre 

variables d'état et leurs équations différentielles associées. Plusieurs simplifications sont 

appliquées aux équations classiques du modèle Marconato de la machine d'ordre huit avec 

saturation. La figure. IV.3 montre la courbe de saturation de la machine synchrone. La 

caractéristique de saturation de la machine synchrone [KU-94] est définie en fonction des 

facteurs de saturation ( ) 11101 ba i/i,S −=  et ( ) 1212121 ba i/i,S −= . La courbe de saturation de la 

figure ci-dessous est linéaire pour les tensions 80.'eq < , alors qu'elle est approchée au moyen 

d'une interpolation quadratique pour 80.'eq ≥ . La relation ( ) ( )2101 ,S,S <  assure la convexité de 

la droite de la courbe de saturation. Si les facteurs de saturation ( )01,S  et ( )21,S  sont donnés, 

la constante de temps de fuite sur l’axe d est considérée nulle ( 0≈AAT ). 
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Figure IV.3. Caractéristique de saturation de la machine. 

Les modèles complets des équations différentielles de la machine de Marconato [SA-98] sur 

les axes d et q des sont illustrés dans la figure ci-dessous. 
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Figure IV.4. Diagrammes des flux sur les axes d et q du stator pour le modèle détaillé de la 

machine synchrone de Marconato. 

Les modèles simplifiés de la machine consistent à déclasser une ou plusieurs variables d'état 

du rotor en variables algébriques. Le modèle de la machine synchrone sur les axes d ou q est 

dérivé des équations de la machine avec certaines simplifications. Si on choisit 

0≈≈≈ AAqd Tγγ  et 000 ≈≈ ''T''T qd  dans le modèle complet, les équations magnétiques 

résultantes de la machine n’ont que deux variables d'état 'eq  et 'ed , définies par les équations 

suivantes : 

( )( )
( )( ) 'T/i'xx'e'e

'T/vi'xx'e'e

qqqqdd

dfdddqq

0

0

−−−=

+−−−=
�

�
  Équation IV.11 

Les équations algébriques du modèle simplifié sont alors : 

( )
( ) qlqddad

dldqqaq

ix'x'eirv

ix'x'eirv

−+−+=

−+−+=
�

�

0

0
   Équation IV.12 

où lx est la réactance de fuite et ar la résistance de l'induit. Un modèle similaire peut être 

formulé en utilisant le subtransitoire d-axe de tension ''ed  au lieu de 'ed . L'équation 

différentielle correspondante est la suivante : 
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( )( )
( )( ) 'T/i''xx''e'e

'T/vi'xx'e'e

dqqqdd
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0

0

−−−=

+−−−=
��

�
 Équation IV.13 

Les équations algébriques de ce modèle simplifié s’écrivent : 

qqddad

ddqqaq

i''x''eirv

i'x'eirv

+−+=

+−+=

0

0
  Équation IV.14 

IV.4.IV.4.IV.4.IV.4. Le rLe rLe rLe régulateur de frgulateur de frgulateur de frgulateur de fréquence de la turbine quence de la turbine quence de la turbine quence de la turbine     

La fréquence du réseau est pilotée par l'action combinée de tous les régulateurs de fréquence 

et de puissance de toutes les machines synchrones de grande puissance [EN-92], [WO-81]. 

La fréquence est déterminée par l'équilibre entre la demande, les pertes et la puissance 

produite. A partir de l’équation de mécanique de chaque machine, on peut conclure qu’un 

déséquilibre entre ces puissances occasionne un changement de la fréquence du réseau. La 

puissance des charges industrielles et la puissance produite dépendent de la fréquence. La 

puissance des appareils tournants industriels, des pompes, des ventilateurs et des 

compresseurs a une relation plus ou moins linéaire en fonction de la fréquence. Lorsque 

celle-ci diminue, la demande de puissance des machines diminue. Par contre, la puissance 

consommée par les charges résidentielles ne dépend pas de la fréquence. La puissance 

produite dépend aussi de la fréquence ; ce facteur est mis en œuvre intentionnellement dans le 

contrôle de la fréquence pour des raisons de stabilité et pour régler l’équilibre sur plusieurs 

machines synchrones.  

Les machines synchrones sont normalement entraînées par des turbines à vapeur, à gaz ou à 
eau. Les turbines sont équipées d'un système de contrôle qui permet le démarrage et 

l’exploitation de la turbine jusqu'à la vitesse de fonctionnement requise par la demande. Le 

régulateur de vitesse de la turbine définit la régulation de la fréquence principale de la 

machine synchrone. Les paramètres du contrôleur déterminent quelle est la variation de la 

puissance active délivrée par une machine par rapport à la variation de fréquence. En état 

d'équilibre, les puissances produite et consommée sont égales ; les deux dépendent de la 

fréquence et de la tension. D’autres schémas de contrôle de régulateurs de fréquence peuvent 

être trouvés dans [AN-02]. Les équations qui décrivent les régulateurs de fréquence utilisés 

pour les machines synchrones pour les simulations dynamiques sont décrites par les équations 

ci-dessous en fonction de la variable d’état ( tg ) :   
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 Équation IV.15 

où refω est la vitesse de référence en p.u., R  le gain statique, minT et maxT  le couple de sortie 

minimum et maximum de la turbine en p.u., 1T  la constante de temps transitoire de gain en 

sec, 2T  la constante de temps du contrôleur en sec. Les limites du couple mécanique sont 

contrôlées à l'étape d'initialisation. 
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Figure IV.5. Diagramme de blocs du régulateur de fréquence. 

IV.5.IV.5.IV.5.IV.5. Le rLe rLe rLe régulateur automatique de tension gulateur automatique de tension gulateur automatique de tension gulateur automatique de tension     

La régulation primaire de tension du réseau est commandée et réalisée par les régulateurs 

automatiques de tension des machines synchrones. La tension est une variable locale ; le 

niveau de tension dépend des paramètres du réseau et du niveau de tension à l’emplacement 

donné. La régulation primaire de la tension a pour but : de maintenir la tension de sortie des 

générateurs constante ; de maintenir la répartition de la puissance réactive stable sur tous les 

générateurs ; d’éviter des tensions élevées en cas de perte de charge d'alimentation ; et 

d’augmenter la stabilité du réseau en cas de court-circuit en agissant sur l'excitation, pour 

maintenir le synchronisme du réseau. La régulation de tension primaire détermine l’état 

d'équilibre de la distribution des puissances réactives sur les générateurs. Une augmentation 

du courant d’excitation augmente l’amplitude du champ rotorique, augmente l’amplitude de la 

tension induite et modifie l’angle au stator (angle entre la tension et le courant). A tension 

statorique constante, une augmentation du courant d’excitation augmente la puissance 

réactive produite. 

Le système d'excitation du générateur est constitué d'un excitateur et d’un régulateur 

automatique de tension qui alimente la tension d’excitation ( fv ) de la machine synchrone. La 

tension aux bornes de la machine (V ) du générateur est mesurée et elle est comparée avec la 

tension de référence ( mv ) pour produire l'erreur en tension. Cette erreur en tension est 

amplifiée et utilisée pour modifier la sortie de la tension de champ ( fv ), et par conséquent le 

courant du générateur, ainsi que pour réduire l'erreur en tension. C’est une commande en 

boucle fermée. D’autres schémas de contrôle de régulateurs de tension peuvent être trouvés 

dans la référence [AN-02]. Les équations qui décrivent les régulateurs de tension utilisés pour 

les machines synchrones pour les simulations dynamiques sont décrites par les équations ci-

dessous : 
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  Équation IV.16 

où 
maxfv  et 

minfv  sont la tension maximale et minimale d’excitation en p.u., 0µ  le gain du 

régulateur, 2T  le pôle régulateur en seconde, 1T  le zéro du régulateur en seconde, fov  la 

tension du champ en p.u., 0V  l’amplitude de la tension du nœud en p.u., eT  et rT  la constante 

de temps du système et de la mesure en seconde. La tension de champ fov  et la tension du 

nœud 0V  sont fixées pour les conditions initiales de simulation (valeur issue du calcul de 
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répartition de charges). La tension de champ fv  est soumise à un limiteur de tension et eT  est 

fixée à une valeur de constante temps petite ( s0010.Te = ). 
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Figure IV.6. Diagramme de blocs du régulateur en tension. 

IV.6.IV.6.IV.6.IV.6. Le modLe modLe modLe modèle de lle de lle de lle de l’éolienneolienneolienneolienne    

Le principe de fonctionnement d'une éolienne comprend deux procédés de conversion 

d’énergie [HE-04] : l’un dans la turbine, qui extrait de l'énergie cinétique du vent et la 

convertit en un couple mécanique, et l’autre dans le générateur, qui convertit ce couple en 

électricité. Les principes de base d’un aérogénérateur sont montrés dans la figure IV.7. 

Actuellement, trois principaux types d'éoliennes sont sur le marché. Les principales 

différences entre les trois sont le système de production et la manière dont l'efficacité 
aérodynamique du rotor est limitée pour des vitesses de vent élevées (pour des raisons qui 

seront discutées plus loin). La régulation de l’angle de la pale (en anglais picth control) est 

présente dans pratiquement toutes les configurations des turbines éoliennes. En ce qui 

concerne le système de production, les éoliennes les plus utilisées aujourd’hui sur les réseaux 

électriques, en fonction des spécifications exigées dans les normes, sont décrites ci-dessous :  

 

Figure IV.7. Principes d’un aérogénérateur [LA-05]. 

IV.6.1.IV.6.1.IV.6.1.IV.6.1. L˅éolienne à vitesse constante avec machine asynchrone à cage d˅écureuilL˅éolienne à vitesse constante avec machine asynchrone à cage d˅écureuilL˅éolienne à vitesse constante avec machine asynchrone à cage d˅écureuilL˅éolienne à vitesse constante avec machine asynchrone à cage d˅écureuil    

Ce système de conversion est le plus ancien. Il se compose d'une machine asynchrone à cage 

d’écureuil [PO-05] directement couplée au réseau. La vitesse du rotor de cette machine varie 

avec la quantité de puissance générée. Ces variations de vitesse du rotor sont, cependant, très 

faible, environ 1% à 5%. Par conséquent, ce type d'éolienne est normalement appelé à vitesse 

constante. La boîte d'engrenage (ou multiplicateur de vitesse) est utilisée pour rendre 

compatible la vitesse de la turbine avec celle du rotor de la génératrice. La tension aux bornes 

de la machine est élevée par un transformateur élévateur.  

Le rotor tourne à une vitesse fixe déterminée par la fréquence du réseau, en fonction du 

rapport d'engrenage et du nombre de paires de pôles du générateur. Les machines 

asynchrones à cage d'écureuil utilisées dans les turbines éoliennes peuvent souvent 

fonctionner à deux niveaux de vitesse différents (mais constants) en changeant le nombre de 
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paires de pôles de l'enroulement du stator. Ce type de machines absorbe de la puissance 

réactive du réseau, de sorte qu’un banc de condensateurs est nécessaire pour assurer une 

compensation de puissance réactive.  

Ce type d'éoliennes a l'avantage d'être simple, robuste et moins cher que les autres types 

d'éoliennes. Toutefois, la consommation de puissance réactive ne peut pas être contrôlée. Un 

autre inconvénient de l'éolienne à vitesse fixe est que les fluctuations de vitesse du vent sont 

transmises au couple mécanique et finalement transférées au réseau. La fluctuation de la 

puissance fournie au réseau peut conduire à des fluctuations de tension importantes [SL-

03a]. Le risque de déconnexion en raison de survitesse lors d’un creux de tension et d’une 

augmentation de la consommation d'énergie réactive, en particulier après élimination d’un 

défaut, est un autre inconvénient de ce type d'éolienne. Le comportement dynamique de la 

machine asynchrone ne peut pas être amélioré. Des mesures préventives ou correctives 

peuvent être faites pour éviter ces effets en limitant l'accélération de la machine au cours d’un 

creux de tension grâce un frein mécanique et en conservant la magnétisation du rotor, en 

fournissant, par exemple, un soutien de puissance réactive pendant et après l'élimination du 

défaut, avec de dispositifs de type FACTS [SL-03a]. L’ installation des dispositifs FACTS, 

comme les SVC (en Anglais Static Var Compensator) ou les STATCOMs (en Anglais STATic 
synchronous COMpensator) peut améliorer la performance de la machine pendant le défaut, 

mais il peut être coûteux. De plus ce type de turbine est moins efficace aérodynamiquement et 

bruyant. 

IV.6.2.IV.6.2.IV.6.2.IV.6.2. L˅éolienne à vitesse variable avec machine asynchrone à double alimentationL˅éolienne à vitesse variable avec machine asynchrone à double alimentationL˅éolienne à vitesse variable avec machine asynchrone à double alimentationL˅éolienne à vitesse variable avec machine asynchrone à double alimentation    

La machine asynchrone à double alimentation est un générateur asynchrone avec un rotor 

bobiné, alimenté par un convertisseur AC-DC-AC connecté au réseau. Ce type est approprié 
pour des éoliennes de grande puissance, puisque seulement une fraction (typiquement 20-

30%) de la puissance totale passe par le convertisseur. Ce qui donne la possibilité de 

concevoir un convertisseur de petite taille et, par conséquent, de présenter un surcoût, par 

rapport à la technologie précédente, acceptable. Les pertes de puissance sont également plus 

faibles. Pour permettre le fonctionnement à vitesse variable, la vitesse mécanique du rotor et 

la fréquence du réseau électrique sont découplées dans ce type de turbine. Le rotor est 

capable de fonctionner à des vitesses variables, tensions et frequences rotoriques non nulles ; 
l’ intervalle de glissement typique est de ±30% et limité par le dimensionnement du 

convertisseur [SL-03b]. Ses avantages sont la variabilité de la vitesse qui réduit le stress 

mécanique [AC-05], la capacité d’extraire le maximum de puissance dans les gammes de vent 

intermédiaires et de contrôler la puissance réactive indépendamment de la commande du 

couple électrique de la machine [SL-03b], [US-01]. 

La caractéristique du convertisseur AC-DC-AC détermine le comportement de l'éolienne par 

rapport au réseau [HE-98]. L’ interface d’électronique de puissance permet au générateur de 

fonctionner à vitesse variable, ce qui améliore la gestion des charges au cours des 

turbulences du vent. Le convertisseur est équipé de deux onduleurs - redresseurs réversibles 

à Modulation de Largeur d’ Impulsion (MLI) séparés par un bus continu. Le convertisseur règle 

les courants alternatifs (AC) de sortie en réponse au signal de référence du courant avec une 

porteuse de modulation de largeur d’ impulsions d'environ 3 kHz (valeur typique) [HU-05]. 

Ceci permet de fournir un courant de sortie sinusoïdal de bonne qualité, synchronisé à la 

fréquence de la tension du réseau. Le contrôle de la puissance réactive se fait généralement 

par l’asservissement du facteur de puissance (cos� ou déphasage du courant injecté dans le 

réseau par rapport à la tension) mais peut aussi utiliser un système d'alimentation séparé, 
composé de condensateurs avec des thyristors commandés qui contrôlent la puissance 

réactive au point de couplage avec le réseau. Le facteur de puissance contrôle la puissance 

réactive et la tension au point de couplage. Le contrôleur du facteur de puissance utilise un 

correcteur en boucle fermée qui varie dans la plage de valeurs de 0,95 inductive à 0,95 

capacitive (valeurs typiques). Les avantages de ce type de turbines par rapport à l’éolienne à 
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vitesse constante sont une diminution du stress mécanique, moins de bruit, plus d’efficacité 
aérodynamique mais par contre elles ont besoin de convertisseurs d’électronique de puissance 

qui les rendent moins efficaces du point de vue électrique et plus chères. 

IV.6.3.IV.6.3.IV.6.3.IV.6.3. L˅éolienne à vitesse variable avec machine synchroneL˅éolienne à vitesse variable avec machine synchroneL˅éolienne à vitesse variable avec machine synchroneL˅éolienne à vitesse variable avec machine synchrone    

L’éolienne à vitesse variable avec machine synchrone est complètement découplée du réseau 

électrique grâce à un convertisseur AC-DC-AC. Ces éoliennes sont équipées avec un 

convertisseur qui alimente l'enroulement d'excitation des trois phases ou d'un aimant 

permanent et couple la machine avec le réseau [HE-98]. Le découplage entre la vitesse 

mécanique du rotor et la fréquence de réseau électrique permet un fonctionnement à vitesse 

variable. Du côté du réseau, le convertisseur fonctionne en source de tension et est souvent 

constitué d’un pont à IGBT (en Anglais Insulated Gate Bipolar Transistor)  ; du côté de la 

machine, cela peut être, soit un convertisseur en source de tension, soit (plus rare et moins 

flexible) un redresseur à diodes [CO-08]. De cette manière, la tension et la puissance 

réactive sont régulées à l'aide des convertisseurs d’électronique de puissance en cascade. 

Les générateurs à aimants permanents offrent des avantages sur la machine asynchrone en 

termes d’augmentation de la densité de puissance, en termes d'efficacité pour des faibles 

vitesses de vent, d'amélioration de basses tensions en court-circuit lorsqu'il est combiné avec 

la conversion de puissance complète et en termes de simplicité de la conception [SL-03a]. 

Pour de faibles vitesses, la machine à aimant permanent est plus compétitive que la machine 

synchrone classique, car elle dispose d'un nombre de paires de pôles élevé qui réduisent 

l'impact du changement de vitesse (multiplicateur de vitesse) sur la machine. En effet, cette 

turbine n’a pas besoin d’une boite de vitesse, comme l’éolienne à vitesse variable avec 

machine asynchrone à double alimentation ; elle a donc moins de stress mécanique ; elle est 

moins bruyante et plus efficace aérodynamiquement que l’éolienne à vitesse constante. Par 

contre, il est nécessaire d’avoir un convertisseur de puissance avec deux interfaces et la 

machine est plus grande (grand nombre de paires de pôles) et plus complexe, plus chère et 

plus lourde par rapport aux autres technologies éoliennes. La nomenclature des différents 

types de turbines éoliennes décrites est présentée dans la figure ci-dessous.  

 

Figure IV.8. Types d’éolienne : (a) éolienne à vitesse constante avec générateur induction à 
cage (b) éolienne à vitesse variable avec machine asynchrone à double alimentation (c) 

éolienne à vitesse variable avec machine synchrone découplée du réseau [MI-10]. 

IV.6.4.IV.6.4.IV.6.4.IV.6.4. Comparaison des principaux types de turbines éoliennesComparaison des principaux types de turbines éoliennesComparaison des principaux types de turbines éoliennesComparaison des principaux types de turbines éoliennes    

Les principales caractéristiques des trois types de turbines les plus courants sur le marché 
décrits dans les sections : IV.6.1 à vitesse constante avec machine asynchrone, IV.6.2 à 
vitesse variable avec machine asynchrone à double alimentation et IV.6.3 à vitesse variable 

avec machine synchrone et interface d’électronique de puissance, sont résumées dans le 

tableau ci-dessous. 

Tableau IV-1. Comparaison des principaux types de turbines éoliennes [BL-06]. 

CaractCaractCaractCaractéristiqueristiqueristiqueristique    CSWTCSWTCSWTCSWT    DFIGDFIGDFIGDFIG    DDSGDDSGDDSGDDSG    

Vitesse variable Non  Oui  Oui 
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CaractCaractCaractCaractéristiqueristiqueristiqueristique    CSWTCSWTCSWTCSWT    DFIGDFIGDFIGDFIG    DDSGDDSGDDSGDDSG    

Contrôle de puissance active Non Oui  Oui  

Contrôle de puissance réactive Non Oui  Oui  

Contribution au court-circuit Oui Oui Non 

Flicker Oui Non Non 

Compensateur réactif Oui Non Non 

Fonctionnement isolé  Non Oui  Oui  

Investissement + ++ +++ 

Maintenance +++ ++ + 

Pourcentage des parcs 35% 45% 20% 

Sur la base des informations du tableau IV.1, nous avons choisi de modéliser un parc éolien 

avec des machines asynchrones à double alimentation pour les simulations dynamiques. Les 

principales raisons de ce choix sont : le pourcentage de parcs d’éoliennes installées de ce 

type est le plus grand ; le coût d’ investissement et de maintenance n’est guère plus cher en 

comparaison avec les autres types de turbines. Ce type de parcs d’éoliennes contribue aux 

courants de court-circuit. La section suivante présente les équations du modèle de la DFIG. 

IV.7.IV.7.IV.7.IV.7. Le modLe modLe modLe modèle de lle de lle de lle de l’éoliennoliennoliennolienne avec machine asynchrone e avec machine asynchrone e avec machine asynchrone e avec machine asynchrone à double alimentation double alimentation double alimentation double alimentation    

Le modèle des équations mécaniques de l'éolienne est indépendant de la configuration [XU-

06]. Ces configurations sont divisées en deux catégories : la turbine à vitesse constante à 
pales fixes et la turbine avec angle de calage ou pitch (angle relatif de la pale par rapport au 

vent) variable et vitesse variable. Le modèle de la turbine avec un contrôle de pitch est utilisé 
pour les éoliennes avec contrôle de vitesse. Le schéma des variables électriques et 

mécaniques est montré dans la figure IV.19, proposé par [LA-05]. Le modèle comprend les 

variables suivantes : la mesure de la vitesse du vent ( ωv ), la mesure et le contrôle de l’angle 

de pitch (ou de calage pθ ) et de la vitesse de la machine (ω ), ainsi que la mesure et le 

contrôle des courants et des tensions à la sortie de la machine et des interfaces d˅électronique 

de puissance. 
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Figure IV.9. Le schéma de l’éolienne à vitesse variable avec machine asynchrone à double 

alimentation [LA-05]. 

Dans le modèle de la turbine avec contrôle de l’angle de pitch (ou de calage), les pales de la 

turbine tournent afin de réduire la vitesse du rotor en condition de hyper synchronisme. La 
puissance mécanique extraite du vent ( ωP ) est fonction de la vitesse du vent ( mω ) et de la 

vitesse du rotor ( ωV ). Elle est donnée par l’équation suivante : 
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( ) 3

2 ωω θλ
ρη

vA,c
S

P rpp
n

gen=   Équation IV.17 

où pc  est le coefficient de rendement ou coefficient de puissance de la turbine, genη  le 

nombre de machines composant le parc éolien, ρ  la densité de l˅air (kg/m3) pθ  la position 

angulaire des pales appelé angle de pitch,  R2π=rA la zone balayée par le rotor et λ  le 

rapport entre la vitesse de pointe de la pale ( btv )et la vitesse du vent en amont du rotor ( ωv ) 

défini par l˅équation :  

ωω η
ωηλ
v

R

v

v

pole

t
GB

bt 2
==   Équation IV.18 

où poleη  est le nombre de paires de pôles de la machine, R  le rayon de la zone balayée par les 

pales. Le coefficient de rendement de la puissance extraite ( )pp ,c θλ  peut être approché par 

les équations suivantes : 

i

.

p
i

p e..c λθ
λ

512

540
116

220
−

��
�

	
AA
B

C
−−=   Équation IV.19 

Avec  
1

0350

080

11
3 +

−
+

=
ppi

.

. θθλλ
 Équation IV.20 

L'angle de pitch ( pθ ) est contrôlé pour limiter la puissance extraite du vent et éviter des 

vitesses trop élevées. Le schéma de contrôle est représenté dans la figure IV.10 et décrit par 

l'équation différentielle suivante [MI-10] :  

( )( ) pprefmpp T/K θωωφθ −−=�   Équation IV.21 

où φ  est une fonction qui permet de faire varier l'angle de pitch de consigne lorsque la 

différence ( )refm ωω −  dépasse une valeur prédéfinie ω∆± , pK  le gain du contrôle et pT  la 

constante de temps du contrôle en secondes. La commande de l˅angle de pitch ne fonctionne 

que pour des vitesses super-synchrones. Un limiteur verrouille l'angle de pitch à 0=p�  pour 

les vitesses sub-synchrones ; cet angle correspond à l˅angle optimal pour récupérer un 

maximum de puissance par la force de portance qui s˅applique sur les pales dans des gammes 

de vitesse intermédiaires. 

0

1+sT

K

p

p pθmω

refω
 

Figure IV.10. Schéma de commande de l’angle de pitch. 

La caractéristique de puissance en fonction de la vitesse permet d˅optimiser la quantité 

d'énergie capturée par l˅éolienne. La courbe ( )m
*P ωω  décrit la puissance mécanique optimale 

produite ( *Pω ) en fonction de la vitesse du rotor. Le contrôle de cette vitesse du rotor n'a 

pas d˅effet pour des vitesses inférieures à la moitié de sa vitesse nominale. La caractéristique 

de puissance de la vitesse du rotor de la turbine ( )m
*P ωω  est la suivante [MI-10] : 

( ) ( )
D
E

D
F

�

>
≤≤

<
=

.u.p

.u.p.u.p *�P

.u.po

�*P t�t�

1.0�   si                1
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t

 Équation IV.22 
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Ainsi, la puissance mécanique générée par l'éolienne ( ωP ) dépend de la vitesse du vent ( ωV ) et 

de la vitesse du rotor de la turbine ( tω ). Pour les vitesses super-synchrones, la puissance de 

référence est fixée à 1 p.u. afin d˅éviter des surcharges sur le générateur ; pour 50.t ≤ω p.u, la 

puissance de référence mécanique est mise à zéro. Une simplification possible (linéarisation de 

la fonction en 3
ωV  de l’énergie cinétique récupérable par une turbine) de l˅équation est de 

considérer ( ) 12 −≈ tt� *�P ω . La vitesse et la tension sont soumises à des contrôles anti-windup 

limiteurs afin d'éviter les surintensités au niveau du convertisseur. 

En conditions normales de fonctionnement, le modèle de la machine asynchrone à double 

alimentation est supposé être à l'état d'équilibre (les variations du flux rotorique, de la tension 

et du courant du stator sont rapides par rapport aux variations du réseau). Les tensions du 

stator sur les axes d et q sont décrites par l˅équation suivante : 

( )
( )hhqs

hhds

�cosVv

�sinVv

=
−=

 Équation IV.23 

où hh �V ∠  est l˅amplitude et la phase de la tension du nœud au point de connexion ( h ) de la 

machine au réseau. Les puissances active et réactive injectées par l˅éolienne au point ( h ) sur 

le réseau électrique dépendent des tensions et des courants du stator et du convertisseur, 

comme suit : 

qcdcdcqcqsdsdsqsh

qcqcdcdcqsqsdsdsh

ivivivivQ

ivivivivP

−++=

+++=
 Équation IV.24 

où qsds jii + , qsds jvv + , qcdc jii +  et qcdc jvv + sont respectivement les courants et tensions 

suivant les axes d et q du stator « s » et du convertisseur « c ». Les équations du convertisseur 

d’électronique de puissance côté réseau ( cP  et cQ ) peuvent être réécrites en fonction des 

courants du rotor et du stator et des tensions du rotor par l’équation : 

qcdcdcqcc

qcqcdcdcc

ivivQ

ivivP

−=

+=
 Équation IV.25 

De même, les équations du convertisseur de puissance du côté du rotor ( rP  et rQ ) peuvent 

être écrites comme suit : 

qrdrdrqrr

qrqrdrdrr

ivivQ

ivivP

−=

+=
 Équation IV.26 

Si le facteur de puissance est assumé unitaire ( 0=cQ ) du côté réseau, la puissance réactive 

injectée par le convertisseur devient qsdsdsqsh ivivQ −= . En supposant le modèle du 

convertisseur sans perte, la puissance active du convertisseur de puissance coïncide avec la 
puissance active du rotor ( rc PP = ). La puissance active injectée au réseau néglige la résistance 

du stator. En supposant que l'axe d coïncide avec l˅orientation du flux maximum du stator, les 

puissances injectées au réseau sont les suivantes [MI-10] : 

m

h

ms

drhm
h

qrqrdrdrqsqsdsdsh

x

v

xx

ivx
Q

ivivivivP

−
+

=

+++=
 Équation IV.27 

où Sx  et mx  sont les réactances du stator et magnétisante de la machine respectivement. A 

l’état d'équilibre, les équations électromagnétiques de la machine asynchrone à double 

alimentation supposent que la dynamique du flux rotorique est rapide en comparaison avec la 

dynamique du réseau. Les contrôles de conversion découplent la machine du réseau. Avec ces 

hypothèses, les équations électromagnétiques de la machine sont : 
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( )
( )
( ) ( )( )
( ) ( )( )dsmdrmRmqrRqr

qsmqrmRmdrRdr

drmdsmSqsSqs

qrmqsmSdsSds

ixixxirv

ixixxirv

ixixxirv

ixixxirv

++−−−=

++−+−=

−+−−=

+++−=

ω
ω

1

1
 Équation IV.28 

où Sr et Rr  sont les résistances du stator et du rotor respectivement. La liaison entre les flux 

du stator et les courants du générateur est la suivante : 

( )
( ) qrmqsmsqs

drmdsmsds

ixixx

ixixx

−+−=
−+−=

ψ
ψ

 Équation IV.29 

L’équation mécanique du mouvement de la machine (principe fondamental de la dynamique 
appliqué aux charges tournantes) et du couple électrique ( eτ ), en supposant que les 

dynamiques soient filtrées par les contrôles de conversion, s’écrivent alors :  

( )
dsqsqsdse

memm

ii

H/

ψψτ
ττω
−=

−= 2�
  Équation IV.30 

Ainsi l’équation du couple électrique ( eτ ) en fonction des courants du rotor et du stator et 

l’équation du couple mécanique ( mτ ) sont décrites par les équations suivantes : 

( )
mm

qsdrdsqrme

/P

iiiix

ωτ
τ

ω=

−=
  Équation IV.31 

Si la dynamique de la structure de contrôle est assez rapide par rapport aux transitoires 

électromécaniques, le convertisseur peut être modélisé comme une source de courant idéale, 

où qri  et dri  sont des variables d'état utilisées pour la commande de la vitesse du rotor et la 

tension de nœud, respectivement. Les équations différentielles du contrôle sont les suivantes :  

( )

( ) drmrefVdr
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  Équation IV.32 

où ωP  est la puissance mécanique extraite du vent, VK  le gain du contrôle en tension, et eT  la 

constante du temps du régulateur de puissance. Les diagrammes de contrôle de la vitesse du 

rotor et de la tension du nœud sont représentés dans la figure ci-dessous. 

VK

mindri

maxdri

1

1

+s

refv
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1−
minqri
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dri

( )em
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+
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ω
ω

*mτ*pωmω qri

 
Figure IV.11. Schéma de contrôle de : (a) la tension au nœud (b) la vitesse du rotor. 

Les limites des courants du rotor sont calculées sur la base des puissances active et réactive 

de la machine, en supposant que la tension du nœud de connexion est proche de la tension 

nominale ( 1≈hv ) ; ces limites sont : 
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  Équation IV.33 
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Ainsi, les limites des courants du rotor correspondent à ses limites de puissance active et 

réactive, tel que [ ] [ ]minmaxmaxqrminqr P,Pi,i −= , [ ] [ ]minmaxmaxdrmindr Q,Qi,i −= . 

IV.8.IV.8.IV.8.IV.8. L'analyse de la stabilitL'analyse de la stabilitL'analyse de la stabilitL'analyse de la stabilité en petits signaux  en petits signaux  en petits signaux  en petits signaux     

La stabilité en petits signaux analyse la robustesse, autour d'un point d'équilibre, du 

fonctionnement du réseau électrique. Il est ainsi possible d’effectuer une analyse modale 

linéaire du système autour du point de fonctionnement et d’étudier sa réponse (stable ou 

instable) avec de petits incréments des variables du système. Cette technique convient dans 

les méthodes d'analyse des systèmes dynamiques.  

Les réseaux réels sont continuellement sujets aux variations de la demande, de la production 

ou des consignes des dispositifs de contrôle-commande des machines et des actionneurs en 

réseau, ce qui conduit, quelquefois, à des oscillations du système qui obligent à trouver un 

nouveau point de fonctionnement. Le modèle linéaire permet d’analyser l'amortissement des 

oscillations sur la base des modes propres du système (valeurs propres). Si le système n'est 

pas suffisamment amorti, les oscillations causées par de petites perturbations pourraient 

augmenter le risque d’ instabilité du réseau. Cette méthode est utilisée pour déterminer les 

points faibles du système et obtenir des informations sur la contribution de chaque « variable 

du réseau » à l'instabilité, à l’aide du calcul des facteurs de participation.  

Le comportement dynamique du réseau peut être décrit par un ensemble d˅équations 

différentielles ordinaires du premier ordre [KU-94]. En utilisant une notation vectorielle, cet 

ensemble s˅écrit : 

( )u,xfx =�  Équation IV.34 

où x est le vecteur des variables d'état du réseau de dimension 1nx , x� le vecteur des dérivés 

des variables d'état dans le temps, u  le vecteur des entrées du réseau de dimension 1rx , f  le 

vecteur des fonctions des dérivés des variables d'état de dimensions 1nx  ; n  est l'ordre du 

système et r  est le nombre d'entrées. Le vecteur des variables de sorties y , de dimension, 

1nx  peut être exprimé comme une fonction des variables d'état et d’entrée comme : 

( )u,xgy =  Équation IV.35 

où g est le vecteur des fonctions non linéaires reliant les variables d'état des entrées et des 

sorties. La linéarisation des équations IV.34 et IV.35 autour du point de fonctionnement 0x  et 

0u  permet d’étudier le comportement du réseau, face à des petites perturbations qui se 

produisent dans le réseau de manière permanente et qui affectent les variables d'état, des 

entrées et de contrôle. Les petites perturbations des fonctions ( )u,xg  et ( )u,xf  peuvent être 

exprimées sous la forme d’une série de Taylor, en se limitant aux termes du premier ordre, 

comme suit [KU-94] : 

uDxCy

uBxAx

∆+∆=∆
∆+∆=∆�

  Équation IV.36 

où 0xxx −=∆ , 0yyy −=∆  et 0uuu −=∆  sont respectivement l'incrément des vecteurs d'état, de 

sortie et d'entrée, A  est la matrice d'état de dimension nn× , B  est la matrice des entrées de 

dimension rn× , C  est la matrice de sortie de dimension nm×  et D  est la matrice décrivant 

la relation liant les entrés et les sorties, de dimension rm× . La stabilité du réseau peut être 

calculée et analysée avec les méthodes traditionnelles de résolution par la transformée de 

Laplace : 

( ) ( ) ( )
( ) ( ) ( )E

F
�

∆+∆=∆
∆+∆=∆−∆

sUDsXCsY

sUBsXAxsXs
  Équation IV.37 
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( )
( ) ( ) ( )( ) ( )sUDsUUBx

AsIdet

AsIadj
CY ∆+∆∆+∆

−
−=∆ 0  Équation IV.38 

Les pôles de ( )sX∆  et ( )sY∆  sont les racines de l'équation caractéristique de la matrice A  et 

les racines de l'équation caractéristique ( ) 0=− AsIdet  sont les valeurs propres de la matrice 

A . Celles-ci correspondent à tous les iΛ  pour lesquels il existe une solution non-triviale 

( 0≠Φ ) selon l'équation [RO-98] : 

ΛΦ=ΦA   Équation IV.39 

où Φ  est un vecteur de dimension 1×n  et ( )n,,, ΛΛΛ �21 iλ les valeurs propres, qui sont 

obtenues en résolvant l'équation caractéristique de la matrice A [RO-98].  

( ) 0=Λ− IAdet   Équation IV.40 

Les n  solutions de l’équation sont les valeurs propres de la matrice A . Ces valeurs propres 

sont en général de la forme ωσλ j±=  avec σ  le coefficient d’amortissement et ω  la vitesse 

angulaire d'oscillation du mode. Le système est amorti si 0<σ . Il est instable si 0>σ et 

l'amplitude de l'oscillation du système augmente. Les valeurs propres ont les propriétés 

suivantes : 

a) Le nombre de valeurs propres est égal au nombre d'états du système. 

b) Les valeurs propres représentent les modes propres d'oscillation du système et 

caractérisent la réponse temporelle face à une faible perturbation. 

c) Le point de fonctionnement du réseau est stable oscillant ( 0≠ω ), lorsque toutes les 

valeurs propres ont une partie réelle nulle et imaginaire non nulles. Si la partie réelle est 

positive, le système est instable apériodique ( 0=ω ) ou oscillatoire non-amorti ( 0≠ω ). 

d) Les valeurs propres complexes se produisent toujours par paires conjuguées qui 

correspondent chacune à un mode oscillatoire. 

Les valeurs propres ( Λ ) de la matrice A  peuvent s’exprimer en fonction de la fréquence 

d'oscillation naturelle ( nω ) et du facteur d'amortissement ( ζ ), déterminés par les équations 

suivantes : 

12 −±=±=Λ ζωζωωσ nnj  Équation IV.41 

ζ
σω =n  et 

22 ωσ

σζ
+

−=  Équation IV.42 

La stabilité est confirmée en regardant le temps caractéristique des modes oscillatoires 

correspondant à chaque valeur propre iΛ , donnée par ite Λ . Les modes instables sont aussi 

appelés dominants, puisque leur contribution détermine si le système est instable. 

IV.9.IV.9.IV.9.IV.9. Les considLes considLes considLes considérations sur la stabilitrations sur la stabilitrations sur la stabilitrations sur la stabilité du r du r du r du réseau seau seau seau îlien lien lien lien en pren pren pren présence des sence des sence des sence des éoliennes oliennes oliennes oliennes     

Les réseaux îliens sous conditions normales de fonctionnement sont soumis à de relativement 

grandes variations de tension et de fréquence. Le cas du réseau Irlandais [WI-04] peut être 

considéré comme un réseau intermédiaire, entre les réseaux interconnectés et les petites îles 

qui sont des systèmes autonomes, comme les réseaux îliens français. Dans les réseaux îliens, 

tous les générateurs connectés doivent être capables de s'adapter aux variations importantes 

de fréquence et de tension. Dans les périodes normales, ces réseaux sont exposés à des 

risques d'instabilité, comme, par exemple, la perte d˅une machine. Afin d'éviter une réaction en 

chaîne sur les machines du réseau qui pourrait conduire à l˅incident généralisé ou blackout, les 

machines doivent rester couplées aussi longtemps que possible. On s˅assure donc que les 

exigences minimales des règlementations techniques soient respectées par les éoliennes pour 

que leur raccordement au réseau soit accepté. À l'heure actuelle, les règlements techniques 
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pour les éoliennes dans les îles sont basés sur les normes des réseaux interconnectés 

modifiées légèrement pour tenir compte de certaines différences entre les réseaux îliens et 

interconnectés. Les principales règlementations techniques appliquées aux éoliennes des 

réseaux îliens sont mentionnées ci-dessous : 

a) Le creux de tension sur court-circuit : Le raccordement de parcs éoliens au réseau doit 

inclure une analyse transitoire. Habituellement, l’analyse se limite à examiner si le 

générateur proposé est capable de rester stable et connecté au réseau lorsque celui-ci 

est exposé à un court-circuit et à l’effacement du défaut par les protections. C’est l’une 

des contingences les plus graves. La déconnection massive des machines peut entraîner 

une réaction en chaîne avec d’autres machines qui pourrait conduire à l’ instabilité 
généralisée du système. Traditionnellement, les éoliennes sont découplées du réseau 

quand une chute de tension importante se produit, par exemple, à la suite d’un défaut 

dans le réseau, comme une panne d’une centrale électrique ou un défaut sur une ligne. 

L’augmentation des unités d'énergie éolienne interconnectées oblige le gestionnaire du 

réseau à demander à ce que les éoliennes restent connectées pendant les creux de 

tension. Pour cette raison, les parcs éoliens sont équipés d’un contrôle de tension basée 

sur de l’électronique de puissance. Afin d'éviter la déconnection d'une grande quantité 
d'énergie éolienne après un défaut, les règlementations techniques obligent les parcs 

éoliens d’être capables de résister à des chutes de tension d’une certaine ampleur et 

d’une durée donnée. Ces valeurs ont été calculées en tenant compte du temps de réaction 

normal des relais de protection [WI-04] et [AR-99]. 

 

Figure IV.12. Le créneau de la tension sur court-circuit en (a) Irlande (b) Iles françaises. 

b) Les plages de tension ou de puissance active : Les réseaux îliens sont plus sensibles 

aux variations de fréquence que le réseau interconnecté. Ces variations sont dues à la 

forte variation de la consommation de puissance active, qui dépend de la taille du réseau 

électrique. Actuellement, les exigences techniques imposent de contrôler la production 

de puissance active des éoliennes dans les périodes de non consommation. La 

production de puissance active de ces parcs éoliens doit être réduite lorsque la 

fréquence est supérieure à 50 Hz. Certaines normes [WI-04] vont jusqu’à garder une 

réserve de puissance active lorsque la fréquence est inférieure à 50 Hz. En effet, si le 

point de fonctionnement des éoliennes était à 100% de la puissance disponible, elles ne 

pourraient pas contribuer au réglage de fréquence. Si on veut obtenir une réponse rapide 

et automatisée, des techniques de contrôle doivent être mises en œuvre. 

Les parcs éoliens en Irlande doivent obéir à quelques règles par rapport à la commande 

de fréquence ou le contrôle de la puissance active. Chaque éolienne est capable de 

fonctionner à un niveau de puissance réduit pour des raisons de sécurité du système. Les 

modifications de la puissance du parc éolien sont réalisées par la modification de la 

puissance active de chaque aérogénérateur, plutôt que par son arrêt. Les valeurs de 

réglage (A, B, C, D et E de la figure IV.13 (a) montrant la puissance active de sortie de 

l’éolienne) sont déterminées par le gestionnaire du réseau [WI-04]. Ces valeurs 

dépendent principalement de la puissance nominale du parc éolien, des conditions du 
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réseau et de l'emplacement de ces parcs. Le taux de réponse de chaque éolienne 

disponible doit être au minimum de 1% de sa capacité nominale par seconde. Aucune 

éolienne ne doit démarrer tant que la fréquence du réseau est au-dessus 50,2 Hz. Dans 

les îles françaises, il n'y a pas de réglementation concernant les exigences de contrôle 

de fréquence [AR-99]. 

c) Les plages de fréquence ou de puissance réactive : La régulation de tension est 

nécessaire pour éviter d'endommager les équipements connectés au réseau électrique. 

Les variations de tension du réseau sont dues aux perturbations, à la variation de la 

charge et aux résistances et inductances des lignes des réseaux de transport/répartition. 

Contrairement à la commande en fréquence, la commande en tension est un problème 

local. Ce contrôle se fait par les régulateurs de tension et en particulier par le contrôle 

de la puissance réactive injectée. Les éoliennes doivent également contribuer à la 

régulation globale de tension en fournissant une compensation de puissance réactive. 

Les exigences techniques les plus importantes en ce qui concerne le contrôle en tension 

ou en puissance réactive sont les suivantes :  

En Irlande le système de régulation de tension des parcs éoliens doit se faire par la 

modulation continue de la production de puissance réactive. Les parcs éoliens doivent 

être capables de fonctionner à n'importe quel point de fonctionnement dans les limites 

de facteur de puissance (p.f.) illustré dans figure IV.13 (b), mesurée sur le côté basse 

tension (BT) du transformateur de raccordement. L’exigence de puissance réactive dans 

les îles françaises ne concerne que les générateurs synchrones. Ces générateurs doivent 

être capables de fonctionner avec un tanφ  compris entre 65% (en avance) et 15% (en 

retard) au point de connexion [AR-99].  

 

Figure IV.13. (a) Variation de la puissance en fonction de la fréquence (b) Variation du facteur 

de puissance des éoliennes en Irlande. 

d) Les plages de fréquence et de tension : Les changements constants dans la charge 

rendent le réseau vulnérable aux faibles variations de la tension et de la fréquence en 

régime stationnaire du point d'exploitation. En outre, la production d’énergie 

stochastique de l’éolienne augmente ces variations, qui sont plus importantes dans des 

petits réseaux autonomes (ce qui est le cas dans des îles). Les éoliennes doivent avoir 

la capacité de produire de l'électricité à des tensions et des fréquences différentes des 

valeurs nominales, pendant une durée minimale. Les figures ci-dessous montrent les 

plages de valeurs en tensions et en fréquences permises au point de raccordement du 

réseau Irlandais et des réseaux îliens français [AR-99]. 
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Figure IV.14. Tensions et fréquences des éoliennes en Irlande (a) 400 kV (b) 100kV et 220kV. 

 

Figure IV.15. Tensions et fréquences des éoliennes de réseau îlien français (a) HTB (b) HTA. 

IV.10.IV.10.IV.10.IV.10. Le modLe modLe modLe modèle de rafale du vent par chapeau Mexicainle de rafale du vent par chapeau Mexicainle de rafale du vent par chapeau Mexicainle de rafale du vent par chapeau Mexicain    

Le modèle de rafale de vent par chapeau mexicain est un modèle déterministe normalisé par la 

norme IEC 61400-1 [IE-05]. Le chapeau mexicain modélise des vitesses de vents constantes, 

supérieures à la valeur moyenne et aussi des vitesses de vent nulles. Il est utilisé pour étudier 

l’effet temporel de la perte de puissance éolienne pendant des intervalles de temps où le vent 

ne souffle pas. Ce modèle a l’avantage, par rapport au modèle stochastique (de distribution de 

probabilité par exemple), de ne pas avoir besoin d’un très long temps de simulation et d’avoir 

une corrélation temporelle entre des échantillons successifs. De plus, ce modèle déterministe 

est contrôlable. Il s’écrit à partir de la dérivée seconde d’une fonction de densité de probabilité 
Gaussienne caractérisée par un temps moyen ( ot ) et une déviation standard (σ ). Le modèle de 

la vitesse du vent est décrit par l’équation ci-dessous : 
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où ot  est le temps du cœur de la rafale, σ  le facteur de forme, gvω  la vitesse maximale du 

vent et avω  la vitesse moyenne. Les conditions standards du modèle correspondent à une 

densité de l'air ( ρ ) de 1.225 kg/m3 à la température de 15 °C et à la pression atmosphérique 

moyenne (1 atm = 1013,25 hPa = 1,01325 bar). La densité de l'air dépend de l'altitude ; par 

exemple, à 2000 m , ρ  est inférieur de 20% par rapport à sa valeur au niveau de la mer. 

La figure IV.16 (a) montre une rafale de vent modélisée par un chapeau mexicain de 

paramètres ot =15 s, gvω =25 m/s, avω =12 m/s, avec un facteur de forme (σ ) variable de 0.1 à 

5 m/s. Ces vitesses sont centrées à ot =15 s ; le facteur de forme varie avec l’amplitude du 

creux et avec sa durée. Pour σ =0.1m/s, la vitesse du vent descend jusqu’à 6 m/s, tandis que 
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pour des valeurs de σ >1 la vitesse du vent diminue près de zéro et le creux dure plus 

longtemps. 

La figure IV.16 (b) montre la puissance mécanique extraite d’une turbine ( genη =1) de ratio 

( R =75m) à partir des vitesses du vent ( ωv ) de la figure IV.16 (a) par l’équation IV.18 et avec 

une puissance apparente ( nS =0.55 p.u.). La puissance mécanique correspondant à σ =0.1m/s 

ne varie pas beaucoup car la vitesse minimale ne dure pas suffisamment longtemps, tandis 

que pour σ >1 la puissance mécanique diminue jusqu’à zéro et dure plus longtemps. La 

puissance mécanique sera après transformée en puissance électrique. Ce modèle de la rafale 

de vent est avantageux dans les simulations dynamiques en temps limité ce qui est le cas de 

cette étude.  
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Figure IV.16. (a) Vitesse du vent (b) Puissance mécanique du modèle de chapeau mexicain. 

IV.11.IV.11.IV.11.IV.11. La description du rLa description du rLa description du rLa description du réseau seau seau seau étuditudituditudié    

Une caractéristique importante des réseaux électriques modernes est leur interconnectivité. 
Afin de refléter cette caractéristique, en gardant une topologie simple pour des fins de 

démonstration, un réseau classique de transport maillé a été choisi pour les études dynamiques. 

Le réseau WSCC (Western System Coordinated Council) de 3-machines, 9-nœuds en 230 kV a 

été utilisé dans la littérature par Anderson, Fouad [AN-02] et Sauer, Pai [SA-98]. Il comprend 

trois grandes charges équivalentes et trois grandes machines synchrones connectées au 

réseau. Le réseau, bien que petit, est non-trivial et permet d’ illustrer de nombreux cas d’étude 

en considérant l’ incertitude. Le réseau original a été modifié avec l’ insertion d’un parc éolien 

au nœud 6. La configuration du réseau est montrée dans la figure IV.17. 

 

Figure IV.17. Diagramme unifilaire du réseau de 9-nœuds, 3-machines synchrones. 
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Le modèle des charges retenu est à impédance constante (cf chapitre III, section 2.3), donc 

son modèle dynamique ne dépend pas de la tension du nœud de connexion. Les modèles des 

machines synchrones sont du quatrième ordre et ont été présentés dans la section IV.3 de ce 

chapitre. Les régulateurs primaires de tension (AVR) et de fréquence (TG) des machines (voir 

sections IV.4 et IV.5) ont été inclus dans les simulations. Le modèle d’éolienne pris en compte 

est celui d’une machine asynchrone à double alimentation et développé dans la section IV.6. 

Le modèle de la vitesse du vent qui alimente la machine est le modèle d’une rafale de vent en 

chapeau mexicain, de la norme IEC 61400-1 [IE-05]. Les bases de puissance et de fréquence 

du réseau sont 100 MVA et 50 Hz. Les données des éléments du réseau électrique : lignes, 

charges, machines et contrôleurs, sont rassemblées dans l'annexe B.  

Grâce aux simulations dynamiques, les trois catégories de stabilité du réseau électrique, à 
savoir : transitoire, de tension et de fréquence, sont étudiées pour déterminer le taux 

d’ insertion maximal du parc éolien connecté au réseau sur le nœud 6. Cette étude, d’un cas 

particulier, est un premier pas vers une approche méthodologique systémique de prise en 

compte des incertitudes pour les études dynamiques de raccordement. Les critères de stabilité 
retenus sont : l'angle du rotor entre les machines synchrones doit rester en synchronisme ; 
les valeurs de tension et de fréquence de tous les nœuds du réseau doivent se maintenir dans 

la plage de valeurs admissibles après une perturbation. Les grandes perturbations comme la 

perte d’une machine ou un court-circuit bouleversent l’état d’équilibre du réseau entre la 

production et la charge. Les contraintes de fonctionnement du réseau telles que : la capacité 
thermique lignes/transformateurs, la charge et les puissances active et réactive maximales 

des machines synchrones, doivent aussi être respectées. En même temps, les limites 

dynamiques des variables électriques des éoliennes en tension, fréquence, puissances active 

et réactive, mentionnées dans la section IV.9 de ce chapitre doivent être également 

considérées dans les scénarios étudiés.  

Les critères pris en considération pour le découplage des unités de production décentralisées 

ont été ceux du réseau Irlandais, ce qui est un cas intermédiaire entre les grands réseaux 

interconnectés (qui ne permettent pas des grandes excursions des variables électriques) et 

les réseaux îliens qui permettent de plus grandes variations. 

Tableau IV-2. Contraintes électriques du réseau. 

Limites des machinesLimites des machinesLimites des machinesLimites des machines 
BusBusBusBus    

PPPPminminminmin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPPmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQminminminmin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

1 0 2.00 -1.00 1.00 

2 0 2.00 -0.30 0.70 

LigneLigneLigneLigne    
Limites des lignes Limites des lignes Limites des lignes Limites des lignes 

PPPPmaxmaxmaxmax [p.u.] [p.u.] [p.u.] [p.u.]    

1-4, 2-7, 3-9 2.00 

1-4, 2-7, 3-9 

8-2, 9-8, 9-4 
1.00 

 

IV.12.IV.12.IV.12.IV.12. Les Les Les Les études des perturbations sur le rtudes des perturbations sur le rtudes des perturbations sur le rtudes des perturbations sur le réseau 9seau 9seau 9seau 9----nnnnœudsudsudsuds    

Trois types de perturbations ont été considérés dans les études dynamiques du réseau 3-

machines, 9-nœuds modifié et présenté dans la section précédente. Le comportement du 

réseau après avoir été soumis aux perturbations, permet de trouver le taux de pénétration 

maximal du parc éolien connecté au réseau sur le nœud 6. On a considéré les deux 

perturbations les plus sévères qui peuvent survenir dans le réseau, c’est-à-dire le court-

circuit et la perte d’une machine, ainsi que la variation de la charge qui est la perturbation la 

plus courante du réseau. Les limites de fonctionnement du parc éolien doivent être respectées 

pour rester connecté au réseau. Si ces limites ne sont pas respectées, le parc se découple du 

réseau. Les scénarios de fonctionnement étudiés et simulés pour chaque perturbation sont les 

suivants :  

a) Le scénario 1 : Le fonctionnement du réseau sous défaut. Un court-circuit triphasé se 

produit au milieu de la ligne entre les nœuds 5 et 7. Cette ligne est proche du point de 
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raccordement de l’éolienne. Le défaut se produit à l’ instant t=10s. Le court-circuit dure 

150 ms, c’est-à-dire jusqu’au temps t=10.150s (soit près de 8 cycles). Les disjoncteurs 

aux extrémités de la ligne aux nœuds 5 et 7 déclenchent (critère N-1) à cet instant, pour 

éliminer le défaut de la ligne. Le parc éolien doit être capable de supporter le creux de 

tension qui se produit à cause du court-circuit. Le parc éolien doit respecter les limites 

d’opération de la courbe temps - tension sous court-circuit de la figure IV.12 pour 

rester connecté au réseau, sinon le parc éolien se déconnecte. Le seuil de tension 

minimale pendant le court-circuit est de 0.25 p.u.  

b) Le scénario 2 : Le fonctionnement normal du réseau avec variation de la charge. Les 

augmentations et les diminutions de la charge se produisent dans le réseau continûment. 

La variation de la charge est obtenue à partir de la courbe de charge annuelle. La 

charge varie annuellement (section III.2.4) suivant une distribution normale avec une 

déviation standard 0.0268.510±=(%)σ p.u. par rapport à sa moyenne. Dans le cas des 

simulations dynamiques d’une durée de quelques secondes, le modèle de la demande ne 

varie pas dans la même plage de valeurs. Ainsi la variation de la charge (son 

incertitude) a été modélisée dans les simulations par une densité de probabilité uniforme 

dans un intervalle de variation de 5.00(%) ±=σ p.u. par rapport à sa moyenne. La variation 

spatio-temporelle de la charge est indépendante ; elle est modélisée par une distribution 

uniforme et est inférieure à celle du modèle normal. La probabilité d’occurrence de la 

charge est équiprobable. Le saut de la charge se produit à l’ instant t=5s.  

c) Le scénario 3 : Le fonctionnement du réseau avec la perte d’une machine (critère N-1). 

Deux perturbations sont considérées : d’une part, la variation de la charge sous les 

mêmes conditions du scénario 2 et d’autre part, la perte d’une grande machine. La perte 

d’une grande machine est l’évènement le plus sévère sur n’ importe quel réseau. Cela 

amène les principaux éléments du réseau aux limites de fonctionnement, comme les 

lignes et les transformateurs (avec leurs capacités thermiques) et les machines 

restantes connectées au réseau (avec leurs puissances active et réactive potentiellement 

maximales). On analyse la perte de la machine connectée au nœud 2 qui se déclenche à 
l’ instant t=30s. La variation de la demande change continûment le point d’équilibre entre 

la production et la demande, avant la perte de la machine. Pendant ce temps, le parc 

éolien doit être capable de supporter une grande excursion de fréquence qui se produit 

au moment de la perte de la machine, en restant dans les limites de puissance 

active/fréquence et du facteur de puissance (section IV.9) ; dans le cas contraire, il doit 

se déconnecter du réseau. La perte de deux machines avec la perte possible du parc 

éolien (critère N-2) peut amener le réseau à l’ incident généralisé, ou blackout.  

Le parc éolien tient compte des limites de tension et des puissances active et réactive de 

fonctionnement permises dans la règlementation Irlandaise. La mesure de ces variables a été 
faite pour déterminer si le parc éolien doit se déconnecter du réseau lorsque les variables 

dépassent les seuils de limites de fonctionnement. Ainsi, il a été considéré que le parc éolien se 

déconnecte pour des fréquences inférieures à 48.5 Hz. Ces mesures et contrôle de 

déconnexion du parc sont présentes dans tous les scénarios de fonctionnement précédents.  

Une autre considération des scénarios de simulations est le modèle de la rafale de vent qui 

affecte la puissance de sortie du parc éolien. Tous les scénarios de fonctionnement du réseau 

considèrent une rafale de vent modélisée par un chapeau mexicain de paramètres : vitesse 

maximale smv g /25=ω , vitesse moyenne smv a /12=ω  et facteur de forme de 3=σ . La puissance 

de sortie de l’éolienne varie autour de l’ instant ot . Ainsi, deux cas de simulation ont été pris 

en compte pour décrire la puissance éolienne variable pendant le temps de simulation avec 
une rafale du vent centrée en sto 10=  pour le scénario 1 et sto 15=  pour les scénarios 2 et 3, 

et une puissance constante avec la rafale de vent décentrée en dehors du temps de simulation. 

Quand le vent cesse de souffler quelques secondes, la production de puissance chute pendant 

un intervalle de temps qui affecte la dynamique des autres machines. 
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A la fin du temps de simulation de tous les scénarios, on a effectué l’analyse petits signaux 

pour évaluer l’évolution de la stabilité du réseau. Cette analyse permet d’observer les pôles et 

les zéros du système après l’application des perturbations et de déterminer si le comportement 

des variables électriques en régime permanent du réseau est stable ou instable. Le taux de 

pénétration éolienne maximal du réseau est ainsi déterminé en augmentant sa puissance 

nominale et en étudiant les scénarios, jusqu’à ce que les variables électriques du réseau 

deviennent oscillatoires ou instables après l’application des perturbations. Le tableau ci-

dessous résume les scénarios de fonctionnement à étudier dans les simulations dynamiques du 

réseau 3-machines, 9-noeuds avec un parc éolien.  

Tableau IV-3. Scénarios de fonctionnement du réseau sous étude. 

ScScScScénarionarionarionario    DescriptionDescriptionDescriptionDescription    Cas 1Cas 1Cas 1Cas 1    Cas 2Cas 2Cas 2Cas 2    ContraintesContraintesContraintesContraintes    

1 

Court-circuit triphasé 
milieu de la ligne 

entre les nœuds 5 et 7 

2 Variation des charges 

3 

Variation des charges 

et perte de la machine 

2 

Vitesse  

du vent 

constante 

Vitesse 

du vent 

variable 

- Limites des lignes.  

- Limites de puissance active et 

réactive des machines. 

- Limites du parc éolien. 

- Fréquence minimale du parc 

éolien de 48.5 Hz. 

IV.13.IV.13.IV.13.IV.13. Les rLes rLes rLes résultats de simulation sultats de simulation sultats de simulation sultats de simulation     

Tout d’abord, le réseau sous étude a été modélisé avec l’aide d’une boite à outil (toolbox en 

Anglais) de Matlab dédiée à l'analyse des réseaux électriques. PSAT (Power System Analysis 
Toolbox) est une boite à outil développé par Federico Milano [MI-10] qui comprend les études 

de la répartition de charges, de l’analyse de la stabilité des petits signaux et de la simulation 

temporelle du réseau, entre autres. Cette boite à outil réalise des simulations déterministes. 

Nous avons donc développé la partie correspondant aux variations stochastiques de la charge 

et à la déconnexion du parc éolien pour l’application des cas d’étude considérés. Les fichiers 

de simulation ont été créés et développés sous Matlab. 

La boite à outil inclut les modèles des éléments classiques du réseau tels que les lignes 

électriques, les transformateurs, les interrupteurs, les machines synchrones et asynchrones, 

ainsi que les modèles de régulation primaire des machines tels que les régulateurs 

automatiques de tension (AVR), et de fréquence (TG), ainsi que stabilisateurs de puissance 

(PSS) des machines synchrones. PSAT comprend aussi les trois modèles des éoliennes décrits 

dans ce chapitre : machine asynchrone à vitesse constante (CSWT), machine asynchrone à 
double alimentation (DFIG) et machine synchrone à vitesse variable découplée du réseau par 

une interface d’électronique de puissance (DDSG). Le modèle de rafale du vent utilisé dans les 

études de stabilité est également disponible.  

Les études temporelles faites en PSAT permettent d’étudier les phénomènes de stabilité 
transitoire, à moyen et à long terme, ainsi que de réaliser les études de stabilité des petits 

signaux et les études dynamiques du réseau. Ces deux études permettent d’explorer les 

limites de la stabilité du réseau des scénarios de fonctionnement avec un taux de pénétration 

éolienne considérable, en respectant les limites d’exploitation des éléments du réseau. 

IV.13.1.IV.13.1.IV.13.1.IV.13.1. Le Le Le Le scénario déterministe 1scénario déterministe 1scénario déterministe 1scénario déterministe 1    : : : : lllle courte courte courte court----circuit triphasé circuit triphasé circuit triphasé circuit triphasé     

Un court-circuit triphasé franc se produit à l'instant t=10s. Ce scénario étudie seulement 

l’aspect déterministe des paramètres et des évènements de la simulation dynamique, il ne 

considère pas la variation de la charge. La topologie du réseau change dans le temps de 

simulation, avant (conditions normales), pendant (conditions de défaillance) et après le défaut 

(ouverture de ligne). Les changements de la topologie affectent la matrice impédance (Zbus) du 

réseau. Ce scénario considère deux cas de fonctionnement : d’une part, la puissance fournie 
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par le parc éolien est constante et d’autre part, elle varie avec le modèle de la rafale de 

vitesse du vent par le chapeau mexicain. 

Voici une première étude déterministe du court-circuit proche du parc éolien qui vérifie que le 

court-circuit ne représente pas un risque pour la stabilité du réseau sous la pire condition du 

court-circuit triphasé franc. Ainsi, ce n’est pas une étude probabiliste de court-circuit pour ce 

scénario, contrairement aux études des cas 2 et 3 qui prennent en compte la variation 

stochastique de la charge.  

La répartition de puissances fournies par les machines dans ce scénario est donnée dans la 

figure IV.18 (c). Le parc éolien fournit une puissance active de 1.40 p.u. qui représente un 

taux de pénétration de 44%. Les machines synchrones connectées aux nœuds 1, 2 et 3 du 

réseau fournissent une puissance active, respectivement de 0.20 p.u. 0.80 p.u. et 0.80 p.u. qui 

représentent respectivement 6%, 25% et 25% de la demande. Les tensions des nœuds avant 

défaut varient de 0.99 à 1.04 p.u. A l’ instant du défaut t=10s, la tension sur le nœud 5 du parc 

éolien descend jusqu’à 0.30 p.u. Le profil de tension des autres nœuds du réseau varie entre 

0.75 p.u. et 0.40 p.u. en fonction de leur localisation par rapport au nœud en défaut (voir figure 

IV18 (b)). La perte de couple électrique pendant la durée du défaut augmente la vitesse de 

rotation des machines. Le parc éolien est régulé par un mécanisme de décrochage actif [MU-

60] afin de réduire le couple mécanique du rotor de la turbine. Lorsque le défaut est supprimé, 
la tension et le couple électrique des machines se re-stabilisent, la vitesse des machines 

diminue et revient à la vitesse nominale (voir figure IV18 (a-c)). Pour récupérer le couple 

électrique, les machines synchrones ont besoin d'absorber une grande quantité de puissance 

réactive pour se re-magnétiser (voir figure IV18 (d)). 
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Figure IV.18. Réponse dynamique du scénario 1 avec un taux de pénétration constant de 44% 

(a) fréquence (b) tension nodale (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 

Les résultats du profil de tension de la figure IV.18 (b) montrent que le parc éolien reste 

connecté au réseau, car sa tension minimale est supérieure au creux de tension, pendant et 

après le défaut. La variation de fréquence de la figure IV.18 (a), due au court-circuit, 

provoque un petit transitoire de 50.2 Hz à 49.9 Hz dans les machines synchrones du réseau. 
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Les efforts des puissances actives de la figure IV.18 (c) sur les machines connectés au réseau 

aux nœuds 1, 2 et 3 causés par le court-circuit sont de 0.4 p.u., 1.2 p.u. et 1.2 p.u. 

respectivement. Ces valeurs de puissance active sont inférieures à la valeur maximale (2 p.u.) 

autorisée par la machine, les contraintes du réseau sont respectées. Les variables du réseau 

reviennent dans un état stable après l’occurrence du court-circuit. 

Voici une deuxième étude déterministe du même scénario qui prend en compte l’ influence du 

court-circuit et de la rafale du vent. Les puissances fournies par les machines synchrones, le 

parc éolien et les tensions avant défaut sont les mêmes que pour le cas à vitesse constante. Ce 

cas considère que la puissance fournie par le parc éolien est variable et qu’elle ne dépend que 
de la vitesse du vent modélisée par un chapeau Mexicain centré en sto 10= . La puissance 

éolienne diminue brusquement jusqu’à quasiment zéro pendant le défaut dans un intervalle de 

temps de 8 à 15 sec. La variation de la vitesse du vent occasionne un régime transitoire des 

variables électriques du réseau (fréquence, tension, et puissance) pendant cet intervalle de 

temps. Les variables électriques du réseau sont beaucoup plus affectées que lorsque la vitesse 

du vent était constante (cas précédent). Les machines synchrones doivent compenser 

l’absence de puissances active et réactive des générateurs éoliens, ce qui modifie la fréquence 

du réseau. 

A l’ instant du défaut t=10s, la tension au nœud 5 du parc éolien descend jusqu’à 0.30 p.u. Le 

profil de tension des autres nœuds du réseau varie entre 0.75 p.u. et 0.40 p.u. La variation de 

la vitesse du vent occasionne aussi une chute de tension sur tous les nœuds entre 1.10 p.u. et 

0.82 p.u. (voir figure IV.19 (b)). La baisse de la puissance éolienne a un effet supérieur sur la 

fréquence des nœuds de connexion des machines synchrones qui varie de 50.6 Hz à 49 Hz, 

par rapport à celui provoqué par le court-circuit, (voir figure IV.19 (a)). En considérant la 

variation de la puissance éolienne, l’excursion en fréquence pendant la simulation dynamique 

est plus grande que pour le cas précédent à puissance constante. Les machines synchrones 

supportent les efforts mécaniques causés par le court-circuit et l’absence de puissance 

éolienne variable pendant la rafale de vent. Ces valeurs de puissance active sont inférieures à 
la valeur maximale (2 p.u.) permise par la machine (voir figure IV.19 (c)) ; les contraintes du 

réseau sont respectées. Les variables électriques reviennent à un état d’équilibre après 25 s. 

Toutes les contraintes du réseau sont respectées pendant le temps de simulation et à la fin, le 

réseau revient à un état de régime permanent stable. Le scénario de court-circuit ne semble 

donc pas poser de problème pour augmenter le taux de pénétration éolienne sur le réseau dans 

les deux cas de vitesse constante et de vitesse variable. Le parc éolien reste connecté au 

réseau avec un taux de pénétration de 44% ; le réseau retourne à un état stable après les 

perturbations. L’analyse linéaire du réseau de pôles et de zéros n’est pas montrée car il est 

évident que le système est stable. Les résultats des variables électriques du réseau sont 

montrés dans les figures ci-dessous. 
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Figure IV.19. Réponse dynamique du scénario 1 avec un taux de pénétration variable de 44% 

(a) fréquence (b) tension nodale (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 

IV.13.2.IV.13.2.IV.13.2.IV.13.2. Le scénario probabiliste 2Le scénario probabiliste 2Le scénario probabiliste 2Le scénario probabiliste 2    : : : : lllla variatioa variatioa variatioa variation de la chargen de la chargen de la chargen de la charge    

Le scénario d’augmentation de la charge se produit à l'instant t=5s. Ce scénario étudie l’aspect 

d’un évènement stochastique de la simulation dynamique : la variation de la charge à un instant 

donné. La charge varie selon une distribution uniforme à l’ instant t=5s dans une plage de 

valeurs de 0.95 à 1.05 fois la valeur moyenne de la charge de chaque nœud. La topologie du 

réseau reste constante pendant la simulation. Ce scénario considère deux conditions de 

fonctionnement : soit la puissance fournie par le parc éolien est constante, soit elle varie avec 

le modèle de la rafale de vitesse du vent par le chapeau mexicain. 

Les conditions initiales de fonctionnement des deux cas du scénario 2 à l’ instant t=0s de la 

répartition de charges sont décrites dans cette section. Le parc éolien fournit une puissance 

active de 1.40 p.u. qui représente un taux de pénétration de 44%. Les machines synchrones 1, 

2 et 3 du réseau fournissent respectivement une puissance active 0.20 p.u., 0.80 p.u. et 0.80 

p.u., qui représentent 6%, 25% et 25% de la demande respectivement. Les tensions de nœuds 

avant la perturbation de la charge varient de 0.99 à 1.04 p.u. Ces conditions sont les mêmes 

que pour le scénario 1.  

Voici le premier cas d’étude stochastique du scénario 2 qui applique la méthode de simulation 

de Monte-Carlo dans la perturbation de la charge. La perturbation de la charge avec une 

vitesse du vent constante du parc éolien, provoque une baisse de la tension des nœuds si la 

charge est plus grande que la valeur nominale ou une augmentation de la tension dans le cas 

contraire, comme visible dans la figure IV.20 (b). La variation de la tension est plus visible 

sur les nœuds de charge que sur les nœuds de production. La fréquence du réseau varie dans 

une plage de valeurs de 49.94 à 50.1 Hz dans la figure IV.20 (a). La diminution de la fréquence 

n’est pas suffisante pour déconnecter le parc éolien du réseau, quelles que soient les 

règlementations prises en compte. Les machines et le parc éolien augmentent un peu leur 

production grâce aux réglages et à la variation du vent, pour alimenter la charge. La variation 

de puissance active de la figure IV.20 (c) ne dépasse pas les limites thermiques des éléments 

du réseau (lignes, transformateurs). Les contraintes électriques de puissance réactive des 

machines dans la figure IV.20 (d) ont été respectées. Le comportement du réseau est stable en 

régime permanent après l’application de la perturbation. Le réseau retrouve un point 

d’équilibre. Ce cas ne représente pas un risque pour la stabilité du réseau. Les résultats 

montrant les variables électriques du réseau obtenues par la méthode de simulation de Monte-

Carlo sont superposés et montrés dans les figures ci-dessous.  
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Figure IV.20. Réponse dynamique du scénario 2 avec un taux de pénétration constant de 44%. 

(a) fréquence (b) tension nodale (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 

Voici le deuxième cas d’étude stochastique du scénario 2 avec perturbation de la charge. Ce 

cas étudie l’ influence stochastique de la variation de la charge et de la rafale de vent pendant 

le temps de simulation, pour montrer l’ impact des variations de la production éolienne. Les 

tensions des nœuds, les puissances fournies par les machines synchrones et les paramètres 

initiaux du parc éolien sont équivalents au cas du parc éolien à vitesse constante. La puissance 

fournie par le parc éolien est variable et dépend de la vitesse du vent modélisé par un chapeau 
Mexicain centré en sto 15= . La puissance éolienne diminue brusquement jusqu’à quasiment 

zéro pendant le défaut, dans un intervalle de temps de 12.5 à 18.5s. La variation de la vitesse 

du vent occasionne un transitoire des variables électriques du réseau (fréquence, tension, et 

puissances active et réactive) pendant cet intervalle. Les variables électriques du réseau sont 

plus touchées pendant l’ intervalle de temps où la vitesse du vent est variable. 

Les machines synchrones compensent l’absence de puissance active et réactive du parc éolien 

pour alimenter la charge dans l’ intervalle de temps de 12.5 à 18.5s. La variation des 

puissances active et réactive fournies par le parc éolien oblige les machines synchrones à 
réagir et à fournir la puissance manquante du parc éolien pendant cet intervalle du temps. 

Dans les figures IV.21 (c) et IV.21 (d) on observe les courbes des puissances active et 

réactive des machines et du parc éolien. Pour le cas de la puissance réactive, l’ impact de 

l’absence de production éolienne est moins considérable que pour le cas de puissance active, 

car le facteur de puissance de l’éolien est de 0.95. Ces changements de puissance 

occasionnent un transitoire sur les autres variables électriques, tension et fréquence, pendant 

quelques secondes. La perturbation de la charge a un impact moins considérable que la 

diminution de la puissance éolienne sur les variables électriques. Le réseau est sensible aux 

variations de la puissance éolienne. La plage des valeurs de variation de la fréquence dans la 

figure IV.21 (a) n’est pas suffisante pour déconnecter le parc éolien. Ce cas ne met pas en 

risque la stabilité du réseau. Les variables électriques se stabilisent à t=30s quand le réseau 

retrouve un point d’équilibre entre la production et la demande. Les contraintes des limites 
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thermiques des éléments du réseau et de la puissance réactive des machines ont été 
respectées. Les résultats sur les variables électriques du réseau sont montrés dans les figures 

ci-dessous. 

0 5 10 15 20 25 30 35 40
48.5

49

49.5

50

50.5

51

time (s)

H
z

 

 

ωsyn1

ωsyn2

ωsyn1

0 5 10 15 20 25 30 35 40
0.94

0.96

0.98

1

1.02

1.04

1.06

t (en s)

[p
.u

.]

 

 

VBus 01

VBus 02

VBus 03

VBus 04

VBus 05

VBus 06

VBus 07

VBus 08

VBus 09

 

0 5 10 15 20 25 30 35 40
0

0.2

0.4

0.6

0.8

1.0

1.2

1.4

time (s)

p.
u.

 

 

pSyn 1

pSyn 2

pSyn 3

PBus 12

 
0 5 10 15 20 25 30 35 40

0

0.1

0.2

0.3

0.4

0.5

0.6

0.7

0.8

0.9

1

time (s)

p.
u.

 

 

qSyn 1

qSyn 2

qSyn 3

QBus 12

 

Figure IV.21. Réponse dynamique du scénario 2 avec un taux de pénétration variable de 44%. 

(a) tension de nœud (b) fréquence (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 

L’analyse linéaire du réseau a été réalisée en calculant, notamment, les valeurs propres à la fin 

du temps de simulation pour comparer les changements ou déplacements des lieux des pôles 

du réseau. Les valeurs propres permettent de savoir si le réseau est stable (oscillant amorti) 

ou instable (oscillant non-amorti) en analysant des valeurs propres du système dans le plan 

complexe. La détermination de ces valeurs à la fin de la simulation montre le comportement 

du système en régime permanent. Ces résultats pour le scénario 2 dans les cas de vitesse du 

vent constante et de vitesse du vent variable sont toujours dans le demi-plan réel négatif, ce 

qui implique que le système est stable en régime permanent dans les deux cas. Le cas de 

simulation le plus réaliste est le cas avec la rafale du vent. Les différences entre les lieux des 

pôles dans les deux cas sont la conséquence de la variation de la puissance du parc éolien qui 

modifie les valeurs propres après la perturbation stochastique de la charge par rapport au cas 

à vitesse constante. Il y des pôles relativement proches de l’axe des imaginaires (limite du 

demi plan des valeurs réelles négatives) qui porte un risque sur la stabilité réseau et qui sera 

étudié dans la section suivante. Les valeurs propres du scénario 2 à puissance éolienne 

constante et variable sont montrées dans les figures IV.22 (a) et IV.22 (b). 
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Figure IV.22. Les valeurs propres du scénario 2 stochastique par simulation de Monte-Carlo 

avec un taux de pénétration éolienne de 44% (a) vent constant (b) vent variable. 

IV.13.3.IV.13.3.IV.13.3.IV.13.3. Le scénario probabiliste 3Le scénario probabiliste 3Le scénario probabiliste 3Le scénario probabiliste 3    : : : : lllla perte d˅une machine synchronea perte d˅une machine synchronea perte d˅une machine synchronea perte d˅une machine synchrone    

Ce scénario correspond à la perte de la machine synchrone connectée au nœud 2, qui se 

produit à l'instant t=30s. Il fait partie des études de contingences classiques (N-1) 

couramment utilisées dans la planification et la conduite des réseaux électriques. La perte 

d’une grande machine synchrone est un évènement très sévère qui peut survenir dans un 

réseau. Avant la perte de la machine, l’amplitude de la charge varie de manière stochastique, 

selon une distribution uniforme à l’ instant t=5s dans une plage de valeurs de 0.95 à 1.05 fois 

la valeur moyenne de chaque nœud. La topologie du réseau change lors de la perte de la 

machine connectée au nœud 2. Ce scénario étudie les limites de fonctionnement de tous les 

éléments du réseau.  

Les machines synchrones restantes, après la perte de la machine synchrone 2, doivent 

suppléer la demande qui était alimentée par cette dernière ; les lignes proches du nœud 1 et 3 

doivent supporter l’augmentation du flux de puissance provenant des autres machines. La 

perte du parc éolien est également possible, si les contraintes de fonctionnement sont 

dépassées (voir section IV.9). La perte du parc éolien constitue le critère (N-2) et modifie 

encore la stabilité du réseau, jusqu’à sa valeur extrême, compte tenu des contraintes de ces 

éléments. La détermination du taux maximum de pénétration éolien dépend de la stabilité du 

réseau soumis à ces perturbations. Dans le scénario 3, deux cas sont considérés : premier cas, 

la vitesse du vent et la puissance éolienne sont constantes ; deuxième cas, la rafale du vent et 

la puissance éolienne sont variables, comme dans le scénario 2.  

Les conditions initiales de fonctionnement des deux cas du scénario 3 à l’ instant t=0s de la 

répartition de charges sont décrites dans le paragraphe suivant. Un taux d’ insertion éolien 

inférieur à celui des cas déjà étudiés a été considéré. Le parc éolien fournit une puissance active 

de 1.18 p.u. qui représente un taux de pénétration de 37% et puissance active de 1.26 qui 

représente un taux de pénétration de 40 % et qui conduit à un incident généralisé. Le tableau 

IV.25 montre l’évolution des valeurs moyennes de la puissance fournie par les machines 

pendant le temps de simulation, pour deux cas de taux de pénétration éolien (P12) de 37% et 

40% de la demande. Le tableau contient les puissances de la condition initiale, de la perte de 

la machine et du parc éolien, après le dépassement de la fréquence de 48.5 Hz. 

Tableau IV-4. Changements de puissance fournie par les machines pendant la simulation. 

Taux de pTaux de pTaux de pTaux de pénnnnétration tration tration tration éolien de 37%olien de 37%olien de 37%olien de 37%    Taux de pTaux de pTaux de pTaux de pénnnnétration tration tration tration éolien de 40%olien de 40%olien de 40%olien de 40%    

PerturbationPerturbationPerturbationPerturbation    PPPP1111    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP2222    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP3333    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP12121212    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP1111    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP2222    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP3333    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP12121212    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

Condition initialeCondition initialeCondition initialeCondition initiale    0.41 0.80 0.80 1.18 0.34 0.80 0.80 1.26 
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Taux de pTaux de pTaux de pTaux de pénnnnétration tration tration tration éolien de 37%olien de 37%olien de 37%olien de 37%    Taux de pTaux de pTaux de pTaux de pénnnnétration tration tration tration éolien de 40%olien de 40%olien de 40%olien de 40%    

PerturbationPerturbationPerturbationPerturbation    PPPP1111    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP2222    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP3333    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP12121212    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP1111    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP2222    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP3333    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPP12121212    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

Perte de la machinePerte de la machinePerte de la machinePerte de la machine    0.80 0.00 1.18 1.18 0.74 0.00 1.20 1.26 

Perte de la machine Perte de la machine Perte de la machine Perte de la machine 

et du parc et du parc et du parc et du parc éolienolienolienolien    
1.40 0.00 1.80 0.00 1.40 0.00 1.80 0.00 

IV.13.3.1.IV.13.3.1.IV.13.3.1.IV.13.3.1. Le scLe scLe scLe scénario 3 avec un taux de pnario 3 avec un taux de pnario 3 avec un taux de pnario 3 avec un taux de pénnnnétration du parc tration du parc tration du parc tration du parc éoliolioliolien de 37% en de 37% en de 37% en de 37%     

Voici le premier cas d’étude stochastique du scénario 3 avec un taux de pénétration du parc 

éolien de 37% pour une vitesse du vent constante, qui applique la méthode de simulation de 

Monte-Carlo sur l’échelon de la charge, avec la perte de la machine 2 et du parc éolien. Le 

cas de perte de la machine synchrone 2 à l’ instant t=30s avec une vitesse du vent constante 

occasionne une baisse de la fréquence du réseau qui devient inférieur à 48.5 Hz. La fréquence 

est inférieure à la valeur minimale de la fréquence choisie pour la déconnexion du parc éolien. 

Ainsi, l’effet de la protection entre les nœuds 5 et 14 déconnecte le parc éolien du réseau.  

Avant la perte du parc éolien, les machines 1 et 3 fournissent 25% de la puissance 

initialement fournie par la machine 2. Le profil de tension avant la perte des machines varie 

de 0.99 à 1.04 p.u. La tension minimale se trouve au nœud 5 sur lequel la production 

décentralisée est raccordée, (voir figure IV.23 (b)). A la suite de la perte de la machine 2 et du 

parc éolien, les machines restantes 1 et 3 doivent assumer 62% de la demande. Après la 

déconnexion du parc éolien, la fréquence du réseau peut descendre jusqu’à 48 Hz. Toutefois, 

la fréquence du réseau se stabilise en régime permanent à 49.85 Hz. Après la perte de la 

machine 2, voir figure IV.23 (a et c), où l’on observe l’î lotage réussi de cette unité de 

production sur ses auxiliaires et du parc éolien, la tension varie de 0.94 p.u à 1.04 p.u. 

Les puissances active et réactive produites reflètent la variation de la charge et la perte des 

machines aux instants t=5s, 30s et 31.1s. Les machines 2 et 3 doivent supporter la surcharge 

de puissance active et réactive sans dépasser leurs limites de fonctionnement. Les puissances 

actives maximales des machines 1 et 3 sont de 1.60 p.u. et de 1.45 p.u.  respectivement; 

tandis que les puissances réactives maximales sont de 0.90 p.u. et de 0.55 p.u. 

respectivement (voir figure IV.23 (c)). Ces puissances sont inférieures aux excursions 

maximales de puissance active de 2 p.u. autorisées pour les deux machines ; et des 

puissances réactives maximales de 1.0 p.u. pour la machine 1 et de 0.70 pour la machine 3, 

(voir figure IV.23 (d)). 

La variation de la puissance réactive est une combinaison de la puissance de la demande et de 

la puissance réactive produite par les capacités des lignes qui dépendent des tensions nodales. 

Les chutes de tension et le transit de puissance active supplémentaire amènent à augmenter 

les puissances réactives des machines synchrones. On obtient donc une variation de la 

puissance réactive supérieure à la variation de la puissance active. Après la déconnexion du 

parc éolien, les variables électriques sont stables en régime permanent. Le réseau supporte la 

perte de la machine 2 et du parc éolien avec un taux de pénétration de 37%. Les résultats sur 

les variables électriques du réseau de ce cas sont montrés dans les figures ci-dessous. 
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Figure IV.23. Réponse dynamique du scénario 3 avec un taux de pénétration constant de 37%. 

(a) tension nodale (b) fréquence (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 

Voici le deuxième cas d’étude stochastique du scénario 3 avec un taux de pénétration du parc 

éolien de 37% avec vitesse du vent variable, ainsi une variation des paramètres électriques se 

produit avec la baise de la vitesse du vent pendant quelques secondes. Le scénario de la perte 

de la machine synchrone 2 à l’ instant t=30s affecte la stabilité après la perturbation de la 

rafale de vitesse du vent variable modélisée par chapeau Mexicain. Les conditions des 

tensions nodales et des puissances fournies par les machines synchrones sont les mêmes que 

celles du parc éolien à vitesse constante. Les machines synchrones 1, 2 et 3 fournissent une 

puissance active qui représente respectivement 13%, 25% et 25% de la demande dans la 

figure IV.24 (c). Les tensions nodales avant la perturbation de la charge varient de 1 à 1.04 

p.u (voir figure IV.24 (b)). Ainsi, le taux de pénétration éolien est de 37% de la demande. 

La réponse dynamique des variables électriques est semblable à celle obtenue pour le scénario 

2 avec vitesse variable jusqu’à la perte de la machine 2. La perte de la machine 2 à l’ instant 

t=30s occasionne une baisse de la fréquence rendant celle-ci inférieure à 48.5 Hz, et le 

disjoncteur entre les nœuds 5 et 14 déconnecte le parc éolien du réseau comme montré dans la 

figure IV.24 (a). Les machines restantes, 1 et 3, assument la charge alimentée initialement par 

la machine 2 et le parc éolien. Après la déconnexion du parc éolien, la fréquence du réseau 

diminue jusqu’à 48 Hz. Les variables du réseau se stabilisent à t=40s. La fréquence du réseau 

se stabilise en régime permanent à la même valeur que celle obtenue dans le cas précédent à 
49.85 Hz, après ces évènements.  

Les puissances actives maximales des machines 1 et 3 sont de 1.75 p.u. et de 1.40 p.u. ; 
tandis que les puissances réactives maximales sont de 0.90 p.u. et de 0.60 p.u 

respectivement, comme montré dans les figure IV.24 (c et d). Ces puissances sont inférieures 

aux excursions maximales autorisées. Les puissances réactives réagissent selon les mêmes 

phénomènes déjà décrits dans la section précédente. Les machines 1 et 3 soutiennent toute la 

demande du réseau après la perte de la machine 2 et du parc éolien raccordé au nœud 5. Ce 

scénario avec un taux de pénétration éolienne de 37% assure la stabilité du réseau pour la pire 
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contingence qui puisse arriver au réseau avec la perte de deux grandes unités de production. 

Les résultats des variables électriques du réseau sont montrés dans les figures ci-dessous. 
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Figure IV.24. Réponse dynamique du scénario 3 avec un taux de pénétration variable de 37%. 

(a) tension nodale (b) fréquence (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 

La détermination des valeurs propres du réseau à la fin de la simulation montre le 

comportement du système en régime stabilisé. Les résultats des valeurs propres dans les cas 

où la vitesse du vent est constante et variable sont proches de l’axe imaginaire, ce qui 

implique que le système est stable en régime permanent mais proche de l’ instabilité. Dans le 

cas de la rafale de vent, ces valeurs propres sont encore plus proches de l’axe imaginaire. 

Les valeurs propres plus proches de l’axe imaginaire sont un risque accru d’ instabilité avec 

un taux de pénétration éolienne supérieur ou une augmentation de la charge. Les résultats sont 

montrés dans les figures ci-dessous. 
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Figure IV.25. Les valeurs propres du scénario 3 stochastique par simulation de Monte-Carlo 

avec un taux de pénétration éolienne de 37% (a) vent constant (b) vent variable. 
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IV.13.3.2.IV.13.3.2.IV.13.3.2.IV.13.3.2. Le scLe scLe scLe scénario 3 avec un taux de pnario 3 avec un taux de pnario 3 avec un taux de pnario 3 avec un taux de pénnnnétration du parc tration du parc tration du parc tration du parc éolien de 40% et plusolien de 40% et plusolien de 40% et plusolien de 40% et plus    

Le taux de pénétration du parc éolien du scénario 3 est encore augmenté et les simulations 

Monte-Carlo sont de nouveau effectuées pour déterminer la limite de stabilité du réseau après 

l’application des perturbations. La puissance fournie par le parc éolien est de 1.26 p.u. c’est-

à-dire 40% de la demande, la puissance active fournie par les machines synchrones 1, 2 et 3 

correspondent respectivement à 10%, 25% et 25% de la charge respectivement. Les tensions 

nodales initiales varient de 0.99 à 1.04 p.u. Comme la fréquence devient basse, de nouveau, à 
48.5 Hz le parc éolien se déconnecte par l’effet de la protection entre les nœuds 5 et 14. Ce 

scénario étudie les cas du parc éolien à vitesses de vent constante et variable. Les résultats 

sur les variables obtenues avant et après la perte de la machine 2 sont similaires au cas de 

taux de pénétration éolien de 37% pour les deux cas de vitesses de vent étudiées, mais les 

oscillations des variables sont plus importantes et le régime permanent plus lent à s’établir.  

Voici le premier cas d’étude stochastique du scénario 3 avec un taux de pénétration du parc 

éolien de 40% avec vitesse du vent constante, qui applique la méthode de simulation de 

Monte-Carlo dans l’échelon de la charge, avec la perte de la machine 2 et du parc éolien. A 

partir des résultats des variables électriques avec une vitesse du vent constante, on observe 

que la réponse dynamique des variables du réseau devient oscillatoire très faiblement amorti 

dans quelques cas de perturbation de la charge qui intervient à t = 5s. Après la perte de la 

machine 2, la fréquence du réseau diminue plus violemment que pour le cas avec un taux de 

pénétration éolien de 37%. La fréquence du réseau arrive même en dessous de 47.6 Hz, voir 

figure IV.26 (a). La déconnexion du parc éolien, rapidement après la perte de la machine 2, 

exige plus d’efforts des machines 1 et 3 qui restent connectées au réseau. Les oscillations des 

variables du réseau sont plus importantes que pour le cas précèdent, car le taux de pénétration 

du parc éolien est plus important. Les profils de tension du réseau sont inférieurs aux résultats 

précédents, avec un minimum de 0.935 p.u. pour le nœud 5 lorsque l’éolienne était raccordée, 

voir figure IV.26 (b). La fréquence du réseau se stabilise après la perte de la machine 2 et du 

parc éolienne à 49.7 Hz. Les limites de puissance des machines 1 et 3 s’approchent de leurs 

limites de puissance active de 2 p.u., voir figure IV.26 (c), et réactive de 1.0 p.u et 0.7 p.u. 

respectivement, voir figure IV.26 (d). Il y a un résultat pour lequel la puissance active est à 
son maximum de 2 p.u. Les variables continuent à osciller à la fin du temps de simulation, 

après ces évènements.  
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Figure IV.26. Réponse dynamique du scénario 3 avec taux de pénétration constant de 40%. (a) 

tension de nœud (b) fréquence (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 



Chapitre IV : Etudes dynamiques du réseau 

 133/151 

Voici le deuxième cas d’étude stochastique du scénario 3 avec un taux de pénétration du parc 

éolien de 40% avec une vitesse du vent variable. Les variables électriques du réseau sont 

moins amorties que celles obtenues dans le cas de vent à vitesse constante. L’analyse des 

résultats est semblable à celle déjà décrite pour ce scénario. L’amplitude des oscillations des 

variables diminue moins dans le même intervalle de temps par rapport au cas précédent, car la 

vitesse du vent modifie le point de fonctionnement des machines avant la perte de la machine 

synchrone 2. La chute de fréquence dure plus longtemps que pour le cas précédent. La 

fréquence du réseau tombe en dessous 47.6 Hz puis se stabilise à 49.7 Hz, voir figure IV.27 

(a). Le profil de tension du réseau est plus bas que dans le cas précédent, avec un minimum de 

0.93 p.u. au nœud de raccordement 5, voir figure IV.27 (b). Les limites de puissance des 

machines 1 et 3 s’approchent de leurs limites de puissance active de 2 p.u., voir figure IV.27 

(c), et réactive de 1.0 p.u et 0.7 p.u. respectivement, voir figure IV.27 (d). Les variables 

continuent à osciller à la fin du temps de simulation, après ces évènements.  
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Figure IV.27. Réponse dynamique du scénario 3 avec un taux de pénétration variable de 40%. 

(a) tension nodale (b) fréquence (c) puissance active (d) puissance réactive des générateurs. 

La détermination des valeurs propres à la fin du temps de simulation montre que le système 

est dans la limite de la stabilité pour un taux de pénétration de 40%. De nombreuses valeurs 

propres sont quasiment sur l’axe des imaginaires dans la limite de la stabilité, même si elles 

restent dans le demi-plan des réels négatifs. Les perturbations déplacent les valeurs propres 

qui produisent les oscillations du réseau ; quand il n’y a plus de perturbation, les pôles sont 

stationnaires mais créent un comportement oscillant de l’ensemble. Les valeurs propres 

reflètent la robustesse du réseau et des contrôleurs devant les perturbations. Ces valeurs sont 

montrées dans la figure IV.28 pour un taux de pénétration de 40% et des vitesses du vent 

constante et variable.  
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Figure IV.28. Les valeurs propres du scénario 3 stochastique par simulation de Monte-Carlo 

avec un taux de pénétration éolienne de 40% (a) vent constant (b) vent variable. 

Les résultats des valeurs propres du scénario 3 pour un taux de pénétration du parc éolien 

supérieur (41% et 42%), sont montrés dans les figures ci-dessous. A partir de l’analyse en 

petits signaux du réseau, celui-ci ne revient pas à l’équilibre car il existe des valeurs propres 

positives qui rendent le réseau instable après les perturbations. En effet, il y a une paire de 

pôles complexes qui se déplacent à droite de l’axe imaginaire et qui causent les oscillations 

non-amorties des variables électriques du réseau. Sur le nombre total des valeurs propres 

correspondants aux éléments dynamiques du réseau, 7% d’entre elles s’approchent de la limite 

de stabilité sur l’axe imaginaire. 
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Figure.IV.29. Les valeurs propres du scénario 3 stochastique par simulation de Monte-Carlo 

avec un taux de pénétration éolienne de 41% (a) vent constant (b) vent variable. 
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Figure IV.30. Les valeurs propres du scénario 3 stochastique par simulation de Monte-Carlo 

avec un taux de pénétration éolienne de 42% (a) vent constant (b) vent variable.  
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IV.13.4.IV.13.4.IV.13.4.IV.13.4. Le taux de pénétration maximale pour les éoliennesLe taux de pénétration maximale pour les éoliennesLe taux de pénétration maximale pour les éoliennesLe taux de pénétration maximale pour les éoliennes    

Suite aux résultats précédents, il a été choisi d’établir une fonction de densité de probabilité qui 

reflèterait la stabilité du réseau à partir de la localisation de ces valeurs propres, à la fin du 

temps de simulation. La fonction de probabilité de la stabilité du réseau doit modéliser le 

nombre de « succès » ou d’« échecs » du système à supporter les perturbations auxquelles le 

système est soumis sans perdre sa stabilité. Le nombre d’échecs et de succès correspond aux 

nombres des cas stables et instables du réseau à la fin du temps de simulation. 

En probabilité [GR-97], une expérience de Bernoulli est une expérience aléatoire avec deux 

états possibles de « succès » et d’« échec ». La variable aléatoire prend la valeur 1 en cas de 

succès et 0 en cas d'échec. La définition du succès et de l'échec est fonction des conditions de 

l'expérience. La probabilité que l’événement se réalise ou ne se réalise pas est noté 
respectivement par p  et pq −=1 . Elle peut s'appliquer aux expériences avec deux états 

complémentaires possibles , par exemple, dans le cas d'une suite de jets d'une pièce de 
monnaie où la probabilité d’obtenir pile est p  et celle d’obtenir face est q . 

La succession de n  expériences indépendantes de Bernoulli permet la construction d'une 

variable aléatoire comptant le nombre de succès. Cette variable suit une loi de probabilité 
binomiale de paramètres ( )p,n . La variable aléatoire x  est discrète et prend des valeurs 

{ }n,...,,,x 210= . La fonction de densité de probabilité de la loi binomiale est décrite par l’équation 

suivante : 

( ) ( ) ( ) ( ) xnxxnx
x pp

!xn!x

!n
pp

x

n
xf −− −

−
=−��

�

	
AA
B

C
= 1  1  Équation IV.44 

où p  est la probabilité de succès et q  la probabilité complémentaire de l’échec pq −=1 . Le 

terme combinatoire de l’équation dénote l’ incompatibilité des deux événements à se réaliser 

exactement durant les n  expériences. La moyenne ou l’espérance mathématique ( µ ) de 

l’expérience est np  et sa variance ( 2σ ) est npq. 

La fonction de probabilité binomiale décrit le nombre de cas instables obtenus par la 

simulation de Monte-Carlo de la charge du réseau du scénario 3. Le nombre total des essais 

de la charge a été de n=30. La stabilité du réseau a été testée en faisant varier le taux de 

pénétration éolien de 38% à 43%. Le nombre de fois qu’au moins un pôle du réseau se localise 

à la droite de l’axe imaginaire détermine l’état instable du réseau. A partir de ce fait, on peut 

construire la fonction de densité qui établit la probabilité du nombre de fois que le réseau sera 

instable pour un taux de pénétration éolien déterminé. Le réseau revient toujours en état stable 

pour un taux de pénétration éolien de 37%. Cette dernière fonction de probabilité vaut alors 1 

puisqu’ il n’y a pas de cas instable. Les fonctions de densité de probabilité des cas instables et 

leurs fonctions cumulatives respectives sont montrées dans les figures ci-dessous. 
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Figure IV.31. Fonctions de (a) densité et (b) cumulative de probabilité des cas instables. 
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La simulation dynamique et l’étude en petits signaux des valeurs propres du réseau combinées 

ont nécessité 55 secondes pour chaque simulation des 30 essais. Le temps de simulation par 

cas de pénétration éolien a été environ de 30 minutes pour chacun des cas. Le nombre de fois 

où le réseau électrique étudié est devenu instable pour un taux de pénétration de 38, 39, 40, 

41, 42 et 43% est respectivement de 5, 6, 7 23, 25 et 29. Ces valeurs sont les moyennes ( np ) 

des fonctions de densité de probabilité. La valeur moyenne représente le nombre de cas 

instables plus probables. Ainsi, le nombre de cas instables augmente en fonction du taux de 

pénétration éolien. La plage de cas instables pour un taux de pénétration éolien de 38% varie 

de 0 (aucun cas instable) à 8 pour 30 essais, tandis que pour un taux de 43%, presque tous les 

cas sont instables : elle varie de 26 à 30. La fonction cumulative de probabilité montre le 

nombre de cas instables pour tous les essais effectués par la simulation de Monte-Carlo. 

Le taux de pénétration maximal du parc éolien sur notre réseau d’étude, est de 37% car c’est 

la valeur minimale de puissance éolienne pour laquelle le réseau n’a eu aucune valeur propre 

localisée à droite de l’axe imaginaire. Ainsi, le comportement des variables électriques du 

réseau est resté stable pendant les simulations dynamiques du réseau en respectant en même 

temps les contraintes de fonctionnement des éléments du réseau et des machines. On 

remarque aussi entre 40 et 41% un phénomène de percolation. Il y a, en effet, une migration 

plus rapide des pôles des valeurs propres vers la partie instable et donc un grand creux entre 

les fonctions de densité de probabilité. 

IV.14.IV.14.IV.14.IV.14. ConclusionConclusionConclusionConclusion    

Les études dynamiques de la stabilité et de l’analyse en petits signaux du réseau sont 

usuellement employées par les gestionnaires des réseaux de transport pour déterminer le 

comportement des variables électriques devant des perturbations redoutées. L’augmentation 

du taux de pénétration de la génération d’énergie décentralisée (GED) dans le réseau électrique, 

conséquence des nouvelles politiques énergétiques mondiales, peut affecter potentiellement la 

stabilité du réseau. Ainsi, les études dynamiques sont très importantes pour prévoir l’effet 

dynamique des GEDs. L’une des caractéristiques les plus importantes des machines 

synchrones classiques du réseau est la grande inertie qu’elles introduisent et qui aide à 
maintenir la fréquence du réseau stable devant les évènements qui peuvent se produire. Dans 

le cas des GEDs, la stabilité du réseau est affectée par la faible inertie de ces petites unités 

qui font varier plus facilement la fréquence, et augmentent la probabilité des oscillations. 

Ainsi, la production décentralisée peut occasionner des fluctuations des variables électriques, 

même sous conditions normales de fonctionnement. L’utilisation des dispositifs de contrôle 

des machines synchrones améliore la stabilité du réseau. La limite du taux de pénétration des 

GEDs dépend des valeurs limites des contraintes d’exploitation du réseau et des composants 

qui doivent être respectées. 

A l’heure actuelle, la puissance fournie par les grands parcs éoliens augmente et elle 

représente, dans certains pays, le taux de pénétration le plus important des GEDs de type 

énergies renouvelables. Cette puissance est variable et dépend des conditions 

météorologiques. Les parcs éoliens sont également soumis à des limites d’exploitation 

imposées par l’opérateur du réseau. Ces limites dépendent du réseau dans lequel le parc est 

connecté, soit dans un réseau interconnecté de grande puissance de court-circuit, soit un 

réseau autonome de faible puissance de court-circuit, ou soit un cas intermédiaire comme 

l’ Irlande. La prise en considération de la régulation de fréquence, de tension, des puissances 

active et réactive du parc éolien détermine son fonctionnement dans le réseau. Si les 

contraintes d’exploitation du parc éolien ne sont pas respectées, les systèmes de protection 

doivent le déconnecter du réseau. Les contraintes envisagées dans cette étude ont été calées 

sur celles du réseau Irlandais, sauf pour la fréquence pour lequel il a été choisi un seuil à 48.5 

Hz, qui est un cas moyen entre les grands réseaux et les réseaux isolés comme les réseaux 

îliens français.  
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Les études dynamiques réalisées comprennent plusieurs événements. Ainsi, un court-circuit 

(avec la manœuvre d’ouverture de la ligne sous défaut) et la perte d’une grande machine 

synchrone du réseau ont été envisagés. Ces perturbations sont souvent les plus graves et les 

plus redoutées qui peuvent survenir sur un réseau. On a aussi intégré le cas plus courant de 

perturbations comme la variation de la charge, ainsi que les rafales de vent, sous l’aspect 

stochastique. Ces scénarios ont été étudiés pour évaluer l’effet de la puissance éolienne sur les 

variables électriques à vitesse du vent constante ou variable. Le scénario 3 d’exploitation est 

le pire : celui de la perte d’une machine. Ce scénario a servi pour mettre au point une 

méthodologie permettant de déterminer le taux maximum de puissance éolien admissible par le 

réseau sans mettre en péril sa stabilité. Les scénarios 1 et 2 ont une meilleure réponse 

dynamique dans les limites de fonctionnement autorisées pour des taux de pénétration 

supérieurs à ceux du scénario 3. 

Le scénario de simulation 3 (perte d’une machine) prend compte la variation de la charge 

avant cet événement. La méthode de simulation de Monte-Carlo a été appliquée pour modéliser 

le caractère aléatoire de la charge à un instant donné (t=5s) de la simulation. Cette variation a 

été modélisée par une distribution de probabilité uniforme dans l’ intervalle des valeurs ±5% de 

sa valeur moyenne. Ont été réalisés 30 tirages aléatoires pour la simulation de Monte-Carlo de 

la charge ; ainsi, 30 simulations temporelles ont été faites pour chaque cas d’étude. Ce 

scénario provoque la perte du parc éolien quand la fréquence devient inférieure à 48.5 Hz. 

Sous ces conditions, les réserves de puissance des machines sont importantes pour éviter les 

problèmes de contrôle de fréquence. La nature imprévisible du parc éolien oblige aux machines 

conventionnelles à fournir la demande. Les conditions de la charge sont directement liées à la 

limite de stabilité du réseau. Après la perte de la machine, le parc éolien se déconnecte aussi 

du réseau ; les machines restant connectés au réseau doivent alors fournir la demande.  

Le taux de pénétration du réseau pour lequel le réseau revient toujours à un état stable a été 
déterminé, grâce à la simulation de Monte-Carlo. Cette puissance correspond, pour notre cas 

d’étude, à un taux de pénétration de 37% à vitesse du vent variable. Pour des valeurs de 

puissances éoliennes supérieures, le réseau devient instable. Nous avons construit la densité 
de probabilité de cas instables en fonction du taux de pénétration. Le modèle a été fait à partir 

de la localisation des pôles du réseau à la fin du temps de simulation, grâce à laquelle on a 

confirmé le taux de pénétration maximum de 37% du réseau sous étude. La simulation de 

Monte-Carlo de la charge nous a servi pour trouver la densité de probabilité des cas instables 

en fonction des perturbations. 
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Les études classiques d’analyse de réseau sont basées sur des techniques déterministes. 

L’ incertitude des grandeurs électriques a été traitée, dans le passé, de manière déterministe ; il 
s’agit de considérer directement les valeurs extrêmes de ces grandeurs, conduisant aux 

scénarios les plus contraignants pour le fonctionnement du réseau. Par exemple, le calcul de 

répartition de charges sur un réseau de distribution radial, sans production raccordée, est 

effectué pour une puissance de charge correspondant à la puissance de pointe annuelle, ce qui 

permet d’ identifier les contraintes thermiques des ouvrages, en comparant les courants 

maximaux obtenus aux courants admissibles. Ainsi, malgré l’ incertitude sur les valeurs des 

variables électriques d’entrée, le calcul est ramené à un algorithme déterministe connu. 

Le raccordement croissant de productions décentralisées intermittentes, à base d’énergie 

renouvelable, particulièrement sur les réseaux de distribution, impose de nouvelles méthodes 

de calcul pour l’analyse de réseau. En effet, l’approche déterministe devient critiquable, car le 

flux de puissance n’est plus nécessairement unidirectionnel. Il devient alors moins évident 

d’ identifier, a priori, ce que peuvent être les entrées conduisant au cas le plus contraint. 

D’autre part, une conséquence importante de l’ insertion croissante de la production 

décentralisée est également une plus grande incertitude sur les variables électriques, du fait 

de la part croissante de la production intermittente. Pour l’ensemble de ces raisons, il 

apparaît nécessaire de proposer des méthodes de calcul adaptées, intégrant l’ incertitude pour 

connaître les pires conditions de fonctionnement du réseau.  

Une revue bibliographique des travaux dans ce domaine a permis de montrer comment 

l’ incertitude sur les valeurs de charge a été déjà étudiée dans le passé, grâce aux techniques 

probabilistes, dans les calculs de répartition de charges et les calculs de courants de court-

circuit du réseau. La théorie des probabilités propose un formalisme naturel, couramment 

employé, où les variables incertaines sont modélisées par des variables aléatoires, soumises à 
des lois de distribution de probabilité. L’emploi de méthodes probabilistes se justifie donc pour 

la résolution des problèmes avec prise en compte de l’ incertitude des variables d’entrée, qui 

sont, dans notre cas, certains des paramètres du réseau électrique. Ainsi, la première 

approche retenue pour l’ intégration des incertitudes dans les outils d’analyse de réseau est 

l’extension et la généralisation de méthodes probabilistes. La méthode itérative de Monte-

Carlo a été utilisée comme méthode probabiliste ; elle s’appuie sur un tirage aléatoire de 

réalisations des variables aléatoires, conformément à leurs fonctions de distribution de 

probabilité. 

Une alternative intéressante pour le traitement des incertitudes fait appel à la théorie des 

possibilités et les ensembles flous. La méthode floue modélise l’ incertitude par une fonction 

d’appartenance. Le formalisme flou permet d’utiliser des variables imprécises ou qualitatives, 

comme par exemple des règles de contrôle qualitatives, pour du contrôle-commande à base de 

logique floue. Dans les études d’analyse de réseau, la difficulté de l’application des méthodes 

floues tient au fait de la nécessité de réécrire tous les algorithmes de simulation pour les 

adapter aux nombres flous. La variable incertaine est modélisée par une fonction 

d’appartenance, avec un degré d’appartenance pour chaque valeur que peut prendre la 

variable. L’avantage est un meilleur temps de calcul et une bonne précision. En particulier, 

avec l’élaboration du principe de transformation de la probabilité en possibilité, la théorie des 

ensembles flous appliquée aux algorithmes du réseau électrique permet un gain important en 

termes de précision et de temps de simulation, par rapport à la méthode probabiliste de 

simulation de Monte-Carlo.  
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Les approches probabilistes et possibilistes ont été appliquées et évaluées, pour les études 

statiques du réseau sous incertitude. Ces études portent sur le calcul de répartition de charge, 

le calcul des courants de court-circuit et le calcul des indices de fiabilité du réseau. Les 

réseaux des cas d’étude présentent un taux important d’ insertion de GED, avec le 

raccordement de parcs éoliens, et de ce fait, une forte incertitude sur la puissance injectée. La 

méthode probabiliste modélise les variables d’ incertitude par une fonction de densité de 

probabilité. La méthode possibiliste modélise les variables d’ incertitude par des fonctions 

d’appartenance. Les calculs statiques étudiés ici reposent sur des algorithmes (itératifs) 

linéaires. Ces algorithmes ont permis l’application de la méthode d’arithmétique floue et la 

comparaison des résultats flous avec ceux obtenus par la méthode de simulation de Monte-

Carlo.  

Les résultats ont montré que la méthode de l’arithmétique floue est plus performante que la 

méthode de simulation de Monte-Carlo, en termes de temps de simulation et de calcul des 

bornes de l’ intervalle des valeurs des variables de sortie. Les plages de valeurs de sortie 

possibles sont plus étendues pour la méthode d’arithmétique floue que pour la méthode de 

Monte-Carlo : l’arithmétique floue permet d’obtenir directement les bornes de l’ intervalle de 

résultats. Le temps de simulation de l’arithmétique floue est aussi toujours plus court que pour 

la méthode de simulation de Monte-Carlo, qui nécessite de nombreuses itérations pour 

atteindre la précision demandée. Par comparaison, il n’est pas nécessaire de réaliser un grand 

nombre d’ itérations avec la méthode floue pour obtenir une bonne précision. Il est suffisant de 

traiter les points caractéristiques de la fonction caractéristique du nombre flou pour connaître 

les extrêmes de l’ incertitude des variables de sortie, par exemple les valeurs du quadruplet 

de la fonction d’appartenance trapézoïdale. L’application des nombres flous est toutefois 

limitée aux opérations arithmétiques relativement simples, alors que la méthode de Monte-

Carlo peut être appliquée aux systèmes non linéaires, au prix de plus de temps de simulation. 

L’approche probabiliste a été appliquée pour traiter les incertitudes dans les études de stabilité 
en petits signaux et moyen-long terme des réseaux. Ces études de stabilité du réseau ont été 
réalisées par des simulations dynamiques temporelles, et par des simulations statiques autour 

d’un point de fonctionnement. Le comportement dynamique des parcs éoliens a été considéré. 
Le cas d’étude a été un petit réseau interconnecté, en prenant en compte les contraintes 

réglementaires dynamiques de fonctionnement des parcs éoliens du réseau Irlandais en 

tension, puissance active, puissance réactive et en fréquence (limite de découplage fixée à 
48.5 Hz). Les contraintes des machines synchrones et les contraintes thermiques des 

ouvrages ont été toujours respectées. 

Le cas du court-circuit franc a été évalué avec la méthode déterministe, et il ne présente pas 

de risque pour la stabilité du réseau. Le parc éolien supporte le creux de tension survenant 

pendant le court-circuit. Les deux cas de l’augmentation de la charge et de la perte d’une 

machine ont été évalués par la méthode probabiliste de simulation de Monte-Carlo.  

L’effet de la variation de la vitesse du vent du parc éolien sur la fréquence du réseau a été mis 

en évidence dans le scénario de l’augmentation de la charge avec la vitesse du vent modélisée 

par le chapeau mexicain. Dans l’ intervalle de temps pendant lequel le parc éolien ne produit 

pas de puissance (car la vitesse du vent est nulle), la fréquence du réseau descend au-

dessous de 49 Hz. Cette situation aboutit à un impact plus sévère que dans l’autre cas d’étude, 

c’est-à-dire un échelon de charge (d’amplitude de ±5% de la valeur nominale de la charge). 

Les valeurs propres du réseau à la fin de simulation ont été calculées et localisées dans le plan 

complexe : ainsi, le réseau reste stable en petites perturbations. Ce scénario représente une 

condition de fonctionnement normal du réseau qui ne met pas en risque la stabilité du réseau 

ou la déconnexion du parc éolien. 

Le scénario de la perte d’une machine synchrone sous les contraintes de fonctionnement des 

composants du réseau a permis de déterminer le taux maximal d’ insertion en puissance 

maximale des éoliennes. Ce scénario a mis en évidence les limites des contraintes thermiques 
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de quelques lignes et aussi de la puissance réactive des machines. La fréquence du réseau 

descend sous la fréquence minimale autorisée après la perte de la machine synchrone 2, 

conduisant à une déconnection du parc éolien. Les valeurs propres du réseau ont été calculées 

et les variables électriques analysées pour différents pourcentages de taux de pénétration 

éolien, de 37% jusqu’à 43% de la charge. Les variables du réseau reviennent toujours en état 

stable, pour un taux de pénétration éolien de 37%, et les parties réelles des valeurs propres du 

réseau sont négatives, pour tous les tirages aléatoires faits par la simulation de Monte-Carlo. 

Pour les taux de pénétration supérieurs à 37%, sous ces conditions de variation de la charge et 

du modèle de vitesse du vent variable, quelques tirages aléatoires de la simulation de Monte-

Carlo ont abouti à des cas d’ instabilité du réseau. La fonction de densité de probabilité de 

l’ instabilité du réseau en fonction du taux de pénétration éolien et des valeurs propres 

correspond à une distribution binomiale qui ressemble à une loi normale discrète. 

À partir des études dynamiques du réseau, on peut conclure que la variation de la vitesse du 

vent et la faible inertie des parcs éoliens peuvent causer des variations importantes de 

fréquence du réseau, face à un événement (perturbation) ou même sous conditions normales de 

fonctionnement. L’ insertion des parcs éoliens augmente la possibilité d’ instabilité du réseau, 

avec les sites de production se déconnectant automatiquement du réseau.  

L’approche floue n’a pas été faite pour ces études de stabilité dynamique. En définitif, ce 

travail de thèse apporte une contribution à l’ intégration de l’ incertitude dans les outils de 

calculs d’analyse de réseau, en proposant l’application de la méthode de l’arithmétique floue, 

en montrant que cette méthode offre des possibilités dans l’évaluation des incertitudes dans 

les calculs du réseau sur quelques conditions de calcul et en concluant qu’elle devrait être 

utilisée plus couramment.  

Une première perspective pour des travaux futurs est l’évaluation de l’arithmétique floue dans 

les études de stabilité du réseau, dynamique temporelle et statique, en suivant la même 

méthodologie appliquée dans les études statiques, et en comparant les résultats et le temps de 

simulation obtenus par la méthode de simulation de Monte-Carlo avec ceux obtenus par la 

méthode de l’arithmétique floue. Une autre perspective de recherche est d’explorer la 

possibilité d’appliquer la méthode d’arithmétique floue à d’autres études de réseau, tel que le 

dispatching et les études économiques du réseau prenant en compte l’ incertitude des prix du 

marché.  
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Le rLe rLe rLe réseau de distribution seau de distribution seau de distribution seau de distribution     « 28282828 bus bus bus bus    testtesttesttest »    

Les données du réseau du réseau de distribution « 28-bus test » [KH-06] de la section III.2.9 

et du diagramme unifilaire de la figure III.12 sont montrés dans les tableaux suivants avec des 

bases de tension et de puissance de 11 kV et 100kVA respectivement.  

Tableau A-1. Les données du nœud bilan. 

Tension initialeTension initialeTension initialeTension initiale    TensionTensionTensionTension    Puissance rPuissance rPuissance rPuissance réactiveactiveactiveactive    

NNNNœudududud    Amplitude Amplitude Amplitude Amplitude 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PhasePhasePhasePhase    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

Puissance Puissance Puissance Puissance 

activeactiveactiveactive    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    
MinMinMinMin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

MaxMaxMaxMax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

MinMinMinMin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

MaxMaxMaxMax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

01 1,03000 0,00 20 0.9 1.1 -18 -18 

Tableau A-2. Les paramètres de lignes. 

ParamParamParamParamètre de lignetre de lignetre de lignetre de ligne    ParamParamParamParamètre de lignetre de lignetre de lignetre de ligne    
LigneLigneLigneLigne    

De De De De – A  A  A  A     
RRRRésistance sistance sistance sistance 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

RRRRéactance actance actance actance 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

LigneLigneLigneLigne    

De De De De – A A A A    RRRRésistance [p.u.]sistance [p.u.]sistance [p.u.]sistance [p.u.]    
RRRRéactance actance actance actance 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

01-02 0,00151 0,00063 15-16 0,00227 0,00096 

02-03 0,00184 0,00078 16-17 0,00341 0,00064 

03-04 0,00113 0,00047 17-18 0,00227 0,00064 

04-05 0,00076 0,00031 02-19 0,00284 0,00080 

05-06 0,00301 0,00125 19-20 0,00114 0,00032 

06-07 0,00226 0,00094 20-21 0,00227 0,00064 

07-08 0,00120 0,00050 21-22 0,00409 0,00116 

08-09 0,00226 0,00094 03-23 0,00296 0,00084 

09-10 0,00301 0,00125 23-24 0,00250 0,00071 

10-11 0,00227 0,00064 24-25 0,00455 0,00129 

11-12 0,00114 0,00032 06-26 0,00227 0,00064 

12-13 0,00341 0,00096 26-27 0,00114 0,00032 

13-14 0,00341 0,00071 27-28 0,00114 0,00032 

14-15 0,00250 0,00064    

Les résultats de la répartition de charges après l’ insertion du parc éolien dans le réseau de 

distribution « 28-bus test » sont montrés dans les tableaux ci-dessous. 

Tableau A-3. Les résultats de la répartition de charges avec la GED. 

TensionTensionTensionTension    PuissancePuissancePuissancePuissance    TensionTensionTensionTension    PuissancePuissancePuissancePuissance    

NNNNœudududud    Amplitude Amplitude Amplitude Amplitude 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PhasePhasePhasePhase    

[rad][rad][rad][rad]    

Active Active Active Active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

RRRRéactive active active active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

NNNNœudududud    Amplitude Amplitude Amplitude Amplitude 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PhasePhasePhasePhase    

[rad][rad][rad][rad]    

Active Active Active Active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

RRRRéactive active active active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

02 0,95884 0,00 0,14 0,09 16 0,88560 0,00 0,07 0,04 

03 0,91877 0,01 0,08 0,05 17 0,88296 0,01 0,06 0,03 

04 0,89598 0,00 0,08 0,06 18 0,87556 0,00 0,06 0,03 

05 0,83736 0,00 0,10 0,06 19 0,86914 0,01 0,07 0,04 

06 0,85068 0,00 -4,0 -1.74 20 0,86378 0,01 0,05 0,03 

07 0,82855 0,00 0,09 0,04 21 0,86240 0,01 0,05 0,03 

08 0,82189 0,01 0,09 0,04 22 0,86120 0,00 0,04 0,02 

09 0,81233 0,01 0,08 0,05 23 0,81710 0,01 0,05 0,03 

10 0,80821 0,01 0,09 0,05 24 0,81079 0,01 0,05 0,02 
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TensionTensionTensionTension    PuissancePuissancePuissancePuissance    TensionTensionTensionTension    PuissancePuissancePuissancePuissance    

NNNNœudududud    Amplitude Amplitude Amplitude Amplitude 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PhasePhasePhasePhase    

[rad][rad][rad][rad]    

Active Active Active Active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

RRRRéactive active active active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

NNNNœudududud    Amplitude Amplitude Amplitude Amplitude 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PhasePhasePhasePhase    

[rad][rad][rad][rad]    

Active Active Active Active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

RRRRéactive active active active 

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

11 0,94989 0,00 0,08 0,05 25 0,80725 0,00 0,06 0,03 

12 0,94655 0,01 0,08 0,04 26 0,80467 0,01 0,04 0,02 

13 0,93980 0,01 0,09 0,05 27 0,80884 0,01 0,04 0,02 

14 0,93684 0,01 0,07 0,04 28 0.80774 0,00 0,04 0,02 

15 0,88945 0,01 0,07 0,04      

Le rLe rLe rLe réseau de distribution  seau de distribution  seau de distribution  seau de distribution  « 11111111 bus test bus test bus test bus test »    

Les données du réseau du réseau de distribution « 11-bus test » de 20 kV présenté dans la 

section III.3.5 et montré dans la figure III.23, comprend les quatre types de production 

décentralisée. Ces données sont montrées dans le tableau ci-dessous. 

Tableau A-4. Les données des GEDs dans le réseau de 11 nœuds. 

GGGGénnnnérateurrateurrateurrateur    G1G1G1G1    ----    G6G6G6G6    G7G7G7G7–G12G12G12G12    G13G13G13G13–G18G18G18G18    G19G19G19G19–G21G21G21G21    

Machine 
Synchrone avec 

converter 
DFIG Asynchronous 

Synchronous 

Cos(�rG)=0.9ind 

Type d c b a 

No de machines 6 6 6 3 

SrG (kW) - - - 1650 

PrG (kW) 600 660 850 1500 

UrG  (V) 400 690 690 690 

kIrG  (A) 1.5x866 1x560 1x710 - 

ILR (kA) - - 5.5 - 

RG/XG - - 0.1 - 

Xd’’ [p.u.] - - - 0.18 

RG/Xd’’  - - - 0.15 

RG (m�) - 8.848 7.207 8 

XG (m�) - 88.480 72.072 52 

TransformateurTransformateurTransformateurTransformateur    T1T1T1T1–T6T6T6T6    T7T7T7T7–T12T12T12T12    T13T13T13T13–T18T18T18T18    T19, T20T19, T20T19, T20T19, T20    

SrT (kVA) 630 700 1000 3500 et 2000 

trT (kV) 20(±5%)/0.4 20(±5%)/0.69 20(±5%)/0.69 20(±5%)/0.69 

ukrT et uRrT 4% et 1.2% 5% et 1.2% 5% et 1.1% 6% et 1% 

RT (�)  6.86 4.4 1.143 et 2 

XT (�)  27.74 23.59 9.07 et 11.83 

KT (�)  1.015 1.009 1.007 

Ligne Ligne Ligne Ligne     AAAAériennerienneriennerienne    AAAAériennerienneriennerienne    AAAAériennerienneriennerienne    AAAAériennerienneriennerienne    

RL (�) 2.15 2.22 2.22 1.61 

XL (�) 3.34 3.34 3.34 2.51 

LigneLigneLigneLigne    SSSSouterrainouterrainouterrainouterrain    SSSSouterrainouterrainouterrainouterrain    SSSSouterrainouterrainouterrainouterrain    SSSSouterrainouterrainouterrainouterrain    

RL (�) 0.081 0.081 0.162 0 

XL (�) 0.056 0.056 0.115 0 

Le réseau est alimenté par réseau amont et un transformateur au poste source de rapport 150 

kV/20 kV. Ces données sont spécifiées ci-dessous : 

Le réseau amont    :::: UnQ=121 kV, Sˉ
kQ=3000 MVA, RQ/ZQ=0.1 

Le transformateur du réseau amont    :::: SrT=50MVA, ukr=20.5% (uk˰=19.5%,uk+=22%), 

PkrT=160kW, tr=150/21[+12.5% ˰17.5%] kV 
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Le réseau contient aussi une réactance pour limiter le courant de court-circuit, installé à la 

sortie du parc éolien 3. Ces données sont spécifiées ci-dessous : 

La réactance::::    SrR= 6MVA, UrR=20kV, ukr=14%, uRr=0% 

Le rLe rLe rLe réseau de distribution seau de distribution seau de distribution seau de distribution « 43 bus test43 bus test43 bus test43 bus test »    

Les données du réseau du réseau de distribution « 43-bus test » de 10 kV et 100kVA présenté 
dans la section III.4.7 et montré dans la figure III.33 sont données dans les tableaux suivants. 

Tableau A-5. La longueur des branches de la topologie. 

NNNNœudududud    NNNNœudududud    NNNNœudududud    
Ligne Ligne Ligne Ligne     

DeDeDeDe    AAAA    

Long. Long. Long. Long. 

(Km)(Km)(Km)(Km)    

Ligne Ligne Ligne Ligne 

de de de de ----aaaa    DeDeDeDe    AAAA    

Long. Long. Long. Long. 

(Km)(Km)(Km)(Km)    
Ligne Ligne Ligne Ligne     

DeDeDeDe    AAAA    

Long. Long. Long. Long. 

(Km)(Km)(Km)(Km)    

1 1 2 3,08 16 16 17 1,5 31 8 32 0,63 

2 2 3 1,3 17 2 18 0,84 32 32 33 1,07 

3 3 4 0,56 18 2 19 1,26 33 33 34 0,83 

4 4 5 0,46 19 3 20 0,41 34 34 35 0,05 

5 5 6 0,35 20 4 21 1,35 35 34 36 0,33 

6 6 7 1,2 21 4 22 0,65 36 34 37 0,28 

7 7 8 0,48 22 6 23 0,15 37 9 38 0,7 

8 8 9 0,36 23 23 24 1,03 38 10 39 0,3 

9 9 10 0,35 24 24 25 1,12 39 12 40 0,05 

10 10 11 0,45 25 25 26 0,9 40 14 41 0,6 

11 11 12 1,02 26 26 27 0,75 41 15 42 0,15 

12 12 13 1,82 27 23 28 0,18 42 16 43 0,04 

13 13 14 0,6 28 24 29 0,43 43 17 44 0,24 

14 14 15 1,34 29 26 30 0,55     

15 15 16 0,54 30 7 31 0,33     

Tableau A-6. Les courants de branche. 

Courant de branche (A)Courant de branche (A)Courant de branche (A)Courant de branche (A)    
LigneLigneLigneLigne    

minimumminimumminimumminimum    moyennemoyennemoyennemoyenne    maximummaximummaximummaximum    

4 ; 12 ; 31 ; 32 ; 34 ; 37 ; 38 ; 39 ; 41 ; 14.40+6.80i 6.60+3.10i 3.30 + 1.60i 

6 ; 17 ; 19 ; 20 ; 21 ; 24 ; 26 ; 27 ; 29 ; 40 ; 42 ; 43 4.50+1.50i 2.10+0.70i 1.05 + 0.30i 

10 26.00+12.20i 12.80+6.25i 6.50 + 3.10i 

18 ; 28 ; 30 ; 35 ; 36 ; 9.00+3.90i 4.40 + 1.90i 2.10 + 0.90i 

Tableau A-7. Le nombre des consommateurs par nœud. 

NNNNœudududud    ConsommateursConsommateursConsommateursConsommateurs    

11 90 

32 ; 33 ; 35 ; 38 ; 39 ; 40 ; 80 

5 ; 13 ; 42 ; 70 

19 ; 29 ; 31 ; 36 ; 37 ; 60 

7 50 

18 ; 20 ; 21 ; 22 ; 25 ; 27 ; 28 ; 30 ; 41 ; 43 ; 44 40 
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Annexe Annexe Annexe Annexe BBBB : Les donn: Les donn: Les donn: Les données des es des es des es des études dynamiques du rtudes dynamiques du rtudes dynamiques du rtudes dynamiques du réseauseauseauseau    

    

Le rLe rLe rLe réseau interconnectseau interconnectseau interconnectseau interconnecté de 3 de 3 de 3 de 3----machines et 9machines et 9machines et 9machines et 9----nnnnœudsudsudsuds    

Les données des paramètres de machines, des lignes, des contrôleurs primaires du réseau du 

réseau de 3-machines, 9-nœuds en 230 kV d’Anderson [AN-02] de la section IV.11 et la 

figure IV.17 sont montrées dans les tableaux suivants. Les valeurs base du réseau sont 230 

kV, 100 MVA et 50Hz. Ces données comprennent.  

Tableau B-1. Les paramètres de lignes. 

LigneLigneLigneLigne    

de de de de ----aaaa    

RRRR    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXX    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

BBBB    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

LimiteLimiteLimiteLimite    

thermalethermalethermalethermale    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

Ligne Ligne Ligne Ligne 

de de de de ----aaaa    

RRRR    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXX    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

BBBB    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

LimiteLimiteLimiteLimite    

thermalethermalethermalethermale    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

1-4 0.0000 0.0576 0.0000 2.0 7-8 0.0085 0.0720 0.1490 1.0 

4-5 0.0170 0.0920 0.1580 2.0 8-2 0.0000 0.0625 0.0000 1.0 

5-6 0.0390 0.1700 0.3580 2.0 8-9 0.0320 0.1610 0.3060 1.0 

3-6 0.0000 0.0586 0.0000 1.0 9-4 0.0100 0.0850 0.1760 1.0 

6-7 0.0119 0.1008 0.2090 1.0 9-4     

Tableau B-2. Les paramètres de machines. 

ParamParamParamParamètre de machinestre de machinestre de machinestre de machines Limites Limites Limites Limites électriqueslectriqueslectriqueslectriques 

SynSynSynSyn 2xH2xH2xH2xH    

[s][s][s][s]    

XXXXdddd    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXXdddd’     
[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXXqqqq    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXXqqqq’     
[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

TTTTd0d0d0d0’     
[s][s][s][s]    

TTTTq0q0q0q0’     
[s][s][s][s]    

PPPPminminminmin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPPmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQminminminmin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

01 47.28 0.1460 0.0608 0.0969 0.0969 8.960 0.310 0 2.4 -1.5 1.5 

02 12.80 0.8958 0.1198 0.8645 0.1969 6.000 0.535 0 1.8 -1.5 1.5 

03 6.02 1.3125 0.1813 1.2578 0.2500 5.890 0.600 0 1.2 -1.5 1.5 

Tableau B-0-3. Les paramètres des contrôleurs de tension et fréquence machines 

RRRRégulateur de frgulateur de frgulateur de frgulateur de fréquence (TG)quence (TG)quence (TG)quence (TG)    RRRRégulateur automatique de tension (AVR)gulateur automatique de tension (AVR)gulateur automatique de tension (AVR)gulateur automatique de tension (AVR)    

SynSynSynSyn RRRR    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

TTTT1111    

[s][s][s][s]    

TTTT2222    

[s][s][s][s]    

TTTTmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

TTTTminminminmin    

[s][s][s][s]    

µµµµ0000    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

TTTT1111    

[s][s][s][s]    

TTTT2222    

[s][s][s][s]    

TTTTdddd    

[s][s][s][s]    

TTTTrrrr    

[s][s][s][s]    

V/VV/VV/VV/V0000    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

VVVVmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

VVVVminminminmin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

01 1/200 20 1 2 0 300 0.05 0.03 0.314 0.02 0 10 -10 

02 1/200 20 1 2 0 300 0.05 0.03 0.314 0.02  10 -10 

03 1/200 20 1 2 0 300 0.05 0.03 0.314 0.02  10 -10 

Le parc éolien est composé de 60 machines en 13.8 kV, 50 Hz et puissance nominale variable 

en fonction du taux de pénétration éolien (τéolien). La puissance nominale s’écrit comme 

τéolienne×315. Le ratio de la boite de vitesse est de 1/89. Le nombre et rayon des pales sont 

respectivement de 3 et 75 m. Les paramètres électriques du parc éolien sont montrés dans les 

tableaux ci-dessous. 

Tableau B-4. Les paramètres électriques du Parc éolien. 

2xH2xH2xH2xH    

[s][s][s][s]    

RRRRssss    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXXssss    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

RRRRrrrr    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXXrrrr    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

XXXXmmmm    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

No No No No 

polespolespolespoles    

PPPPminminminmin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPPmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQminminminmin    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQmaxmaxmaxmax    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

2.00 0.01 0.10 0.01 0.08 3.00 4 0 1.0 -0.5 0.5 

Les paramètres de contrôle de l’angle de pitch sont KP= 10 p.u. et TP= 3 s. Les constantes de 

contrôle de tension et la constante de temps de la puissance du Parc éolien sont KV=2.4 p.u. 

et Te=0.01 s respectivement.  
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Les résultats de la répartition de charges pour un taux de pénétration éolien (τéolien) de 37% du 

réseau sont montrés dans le tableau ci-dessous.  

Tableau B-5. Les résultats de la répartition de charges. 

TensionTensionTensionTension    PuissancePuissancePuissancePuissance produit (G) et consomm produit (G) et consomm produit (G) et consomm produit (G) et consommé (D) (D) (D) (D)    

NNNNœudududud    TypeTypeTypeType    VVVV    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    
θθθθ    

(rad)(rad)(rad)(rad)    
PPPPGGGG        

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQGGGG    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

PPPPDDDD    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

QQQQDDDD    

[p.u.][p.u.][p.u.][p.u.]    

01 Bilan 1.04 0 0.26 0.50 0 0 

02 PV 1.025 0.07 0.79 0.27 0 0 

03 PV 1.025 0.05 0.79 0.22 0 0 

04 PQ 1.012 -0.01 0 0 0 0 

05 PQ 0.989 0.01 0 0 -1.25 -0.50 

06 PQ 0.985 -0.05 0 0 -0.90 -0.30 

07 PQ 1.01 0.02 0 0 0 0 

08 PQ 0.99 -0.01 0 0 -1.00 -0.35 

09 PQ 1.01 0.01 0 0 0 0 

12 PV 1.00 0.05 1.35 0.10 0 0 

Les résultats de l’étude des valeurs propres après la répartition de charges à l’ instant t=0 s, le 

début de la simulation dynamique pour un taux de pénétration éolien (τéolien) de 37% du réseau 

sont montrés dans le tableau ci-dessous. Il y a 37 valeurs propres du réseau électrique. Elle 

indique le nombre de fois que chaque une valeur se répète dans les résultats de valeurs 

propres.  

Tableau B-6. Les résultats des valeurs propres à l’ instant t=0 s. 

# fois# fois# fois# fois    8888    1111    1111    1111    1111    1111    

Valeurs Valeurs Valeurs Valeurs     

proprespropresproprespropres    
-50 -56.38 -54.19 -53.76 -29.19 -29.58 

# fois# fois# fois# fois    1111    1111    1111    1111    3333    1111    

Valeurs Valeurs Valeurs Valeurs     

proprespropresproprespropres    
-27.36 -100 -0.33 -10 -0.05 -0.16 

# fois# fois# fois# fois    1111    1111    1111    1111    1111    1111    

Valeurs Valeurs Valeurs Valeurs     

proprespropresproprespropres    

-1.47± 

1i×12.49 

-1.17± 

1i×10. 

-1.60± 

1i×9.87 

-2.18 ± 

1i×7.93 

-2.65± 

1i×7.44 

-0.44± 

1i×2.09 
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Modélisation des réseaux de distribution sous incertitudesModélisation des réseaux de distribution sous incertitudesModélisation des réseaux de distribution sous incertitudesModélisation des réseaux de distribution sous incertitudes    
 

 

RRRRésumsumsumsumé : : : :     
Les évolutions récentes des systèmes électriques comme conséquence de la dérégulation du 

marché et des traités internationaux comme le protocole de Kyoto ont des répercussions 

importantes sur les réseaux, en particulier, ceux de distribution. En effet, une large part de la 

production décentralisée est prévue d’être raccordée sur ces derniers. La production 

décentralisée utilise des sources d’énergie renouvelables hautement imprévisibles et reparties. 

Ce fait ajoute une contrainte forte sur l’exploitation des réseaux de distribution qui n’ont pas 

été conçus, à l’origine, pour accueillir de la production d’énergie à large échelle.  

Ce travail de thèse étudie l’ impact de l’ incertitude sur les études classiques de planification 

des réseaux électriques. Les études statiques et dynamiques du réseau ont été réalisées 

prenant en compte plusieurs sources d’ incertitude dans plusieurs réseaux de distribution. Les 

incertitudes sont modélisées dans les études statiques par les méthodes probabilistes et 

possibilistes. La méthode possibilistes offre des avantages sur la méthode probabiliste. Un 

taux de pénétration éolien maximum d’un petit réseau maillé a été déterminé, en dynamique, en 

utilisant la méthode probabiliste, ainsi que les simulations de stabilité moyen-long terme et 

petits signaux du réseau. 

 

Mots clMots clMots clMots cléssss : : : :     
Réseaux électriques, incertitude, production décentralisée, méthode probabiliste, méthode 

possibiliste, études statiques, études dynamiques, stabilité. 
 

 

Modeling distribution networks under uncertaintiesModeling distribution networks under uncertaintiesModeling distribution networks under uncertaintiesModeling distribution networks under uncertainties    
 

 

Abstract:Abstract:Abstract:Abstract:        

The recent developments in power systems, as consequence of the market deregulation and 

the international treaties, as the ones originated by the Kyoto Protocol, have serious 

repercussions in power systems. Particularly on distribution networks, given that a large 

amount of distributed generation units are connected in this part of the grid. For instance, 

renewable energy sources, that are used as distributed generation, are well-known for being 

distributed and highly unpredictable. This fact adds a strong constraint on operating the 

distribution networks that were not originally designed to accommodate distributed 

generation on a large scale. 

To this aim, this thesis examines the impact of uncertainties on classical power system 

planning studies, where classical static and dynamic planning studies are carried out in 

several power networks taking into account some sources of uncertainty. These uncertainties 

are modeled in the static studies using a probabilistic and a possibilistic approach. The 

possibilistic approach offers good advantages over the probabilistic method in terms of time 

consumption and precision. The maximum wind power penetration was determined for a small 

mesh network by the probabilistic method using both dynamic and static stability simulations 

of the power system. 

 

Key words:Key words:Key words:Key words:        

Power grids, uncertainty, distributed generation, probabilistic method, possibilistic method, 

static studies, dynamic studies, stability. 
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