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Introduction générale

Les réseaux électriques sont en perpétuelles mutations car ils évoluent de manière étroi-
tement liée avec les changements démographiques et économiques, le développement des
nouvelles lois et incitations nationales et internationales autour des énergies, le dévelop-
pement des consciences autour du changement climatique et la modification progressive
des habitudes de consommation. Les premiers changements importants interviennent de-
puis les années 1990 en France avec la première directive Européenne adoptée en 1996
instaurant le début de l’ouverture du marché de l’énergie électrique. L’ouverture du mar-
ché, l’évolution des technologies de production et l’influence des nouvelles préoccupations
environnementales ont mené à l’apparition de plus en plus importante de productions
décentralisées sur les réseaux électriques de distribution. Ce premier changement de para-
digme remet en cause la façon dont les réseaux ont été construits, c’est-à-dire pour des flux
d’énergie unidirectionnels allant des grands centres de production jusqu’aux utilisateurs
finaux. Ces flux à présent bidirectionnels engendrent des contraintes sur des réseaux qui
n’ont pas été construits pour cela.

Si son développement fait toujours partie des préoccupations majeures des gestion-
naires des réseaux électriques, la production décentralisée n’est plus le seul changement de
paradigme important auxquels ils doivent faire face. Depuis plusieurs années, les modes
de consommations sont sujets à de profondes mutations. Avec l’ouverture du marché de
l’énergie, les consommateurs peuvent dorénavant prendre part de manière active au fonc-
tionnement du réseau, en devenant eux-mêmes producteurs. Avec le développement des
compteurs communicants, ils peuvent également avoir une plus grande observabilité et
un meilleur contrôle de leur consommation. Avec le déploiement des technologies d’energy
box couplées aux compteurs communicants, ces mêmes utilisateurs peuvent répondre à des
incitations de la part de différents acteurs du réseau électrique afin de réduire leur consom-
mation aux heures de pointe, sources de contraintes techniques sur le réseau et de pollution.
La consommation devient flexible, et les consommateurs deviennent des "consom’acteurs".
De nouvelles charges font également leur apparition : les véhicules électriques font l’objet
d’un fort engouement en raison des préoccupations environnementales, de la volatilité du
prix des carburants, et de la médiatisation et des plans de soutiens gouvernementaux au-
tour de la mobilité électrique.
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Ces changements de mode de consommation et de production s’intègrent au sein de
l’évolution des réseaux électriques actuels vers la nouvelle génération de réseaux électriques
autrement appelés réseaux intelligents ou Smart Grids. Ils résultent de la fusion des ré-
seaux électriques et des réseaux de télécommunications par l’intégration progressive des
Nouvelles Technologies de l’Information et de la Communication. Ce déploiement permet
la communication entre les acteurs du réseau électrique, les consommateurs, la produc-
tion décentralisée, les véhicules électriques et les différents éléments de l’infrastructure
électrique. La nouvelle observabilité et contrôlabilité du réseau permet l’émergence de
nouvelles fonctions avancées de conduite permettant aux gestionnaires des réseaux d’en
améliorer le fonctionnement, la sûreté et la fiabilité. Dans un contexte de réseaux de plus en
plus vieillissants et soumis à de nombreuses contraintes, ces nouvelles fonctionnalités sont
aussi l’occasion de trouver des alternatives à des stratégies de renforcement qui peuvent
être très coûteuses, et aux méthodes usuelles de planification.

Le but des travaux de cette thèse est d’étudier l’évolution des méthodes de planification
des réseaux électriques de distribution dans un contexte de Smart Grids. Le vieillissement
des réseaux électriques actuels est étudié dans un contexte soumis à de nombreuses incerti-
tudes sur l’évolution de la consommation, le déploiement de la production décentralisée et
le développement des réseaux électriques. Dans ce contexte, l’utilisation de fonctions avan-
cées de conduite est étudiée en alternative aux solutions structurelles classiques comme le
renforcement du réseau. Une attention particulière est prêtée à l’utilisation des flexibilités
de consommation via des stratégies de maîtrise de la demande en énergie. Le Chapitre
I présente la structure historique des réseaux électriques de distribution, les méthodes
usuelles de planification et décrit succinctement l’évolution des réseaux historiques aux
Smart Grids. Le Chapitre II propose une méthodologie de construction de réseaux élec-
triques selon les règles usuelles de planification enrichies de l’utilisation d’algorithmes
heuristiques et d’outils issus de la théorie des graphes. Le Chapitre III propose un outil
d’analyse des réseaux soumis à des incertitudes, dans des contextes d’évolution tirés des
prévisions du Grenelle et du scénarion 100 % ENR de NégaWatt. Le Chapitre IV présente
une modélisation des fonctions de conduite du réseau adaptée aux études de planification,
avec un développement important autour des stratégies d’effacement. Enfin le Chapitre
V expose deux premières méthodologies allant vers une planification des Smart Grids, en
combinant les différents outils développés aux chapitres précédents.

Cette thèse a été conduite dans le cadre du projet Greenlys. Ce projet répond à un
Appel à Manifestation d’Intérêt (AMI) réalisé en 2009 par l’ADEME pour un investisse-
ment de 43 millions d’euros de 2012 à 2016, dans le cadre du Programme d’Investissements
d’Avenir (PIA). L’objectif est de réaliser un démonstrateur de réseau intelligent à l’échelle
réelle dans certains quartiers des villes de Lyon et de Grenoble. Ce démonstrateur vise à dé-
velopper et éprouver des solutions innovantes autour de l’intégration massive des énergies
renouvelables, des réseaux de télécommunication et de systèmes d’information, des réseaux
électriques autocicatrisant, des véhicules électriques et du stockages, de la participation
active du client final et de l’efficacité énergétique. Au travers de ces solutions, la valeur
économique, environnementale et sociétale d’un réseau électrique intelligent doit être éva-
luée. Dans ce but, tous les acteurs de la chaîne énergétique sont impliqués. On trouve
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ainsi parmi les partenaires principaux deux distributeurs (ERDF et GEG), un fournis-
seur d’énergie (ENGIE), un universitaire (Grenoble INP) et un fournisseur de solutions
(Schneider Electric). De nombreux autres acteurs prennent part au projet Greenls, repré-
sentés sur la figure 1. Ce partenariat entre universitaires et industriels est un atout pour
ces travaux de thèse car il apporte une vision extérieure sur les outils créés, une expérience
de terrain, et permet d’éprouver les méthodes développées sur des données de réseaux réels.

Partenaires de Cercle 1 

Partenaires de Cercle 2 

Tutelle 

Figure 1 – Acteurs du projet Greenlys
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Abstract

Ce chapitre décrit les principaux éléments du réseau électrique de distribution actuel
ainsi que les méthodes usuelles de planification. Un état des lieux des réseaux élec-
triques et de leurs récentes mutations, depuis l’ouverture du marché de l’énergie jus-
qu’au concept de réseau intelligent, ou Smart Grid, est ensuite dressé. La mise en
parallèle des nouveaux paradigmes du Smart Grid et des méthodes usuelles de planifi-
cation permet de mettre en avant les nouveaux enjeux pour la planification qui seront
traités dans ce manuscrit.
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1 Introduction

Les réseaux électriques sont depuis quelques années en pleine mutation. Pensés à l’ori-
gine pour acheminer l’énergie depuis les grands centres de production jusqu’aux consomma-
teurs, ils ont été mis à l’épreuve par l’ouverture du marché de l’énergie et le développement
de la production décentralisée. Les flux d’énergie devenant dès lors bidirectionnels, les mé-
thodes de planification des réseaux électriques doivent être revues. Cependant, d’autres
changements de paradigmes ont lieu aujourd’hui. Les habitudes de consommation évoluent
via le développement des nouvelles technologies autour du bâtiment et de la domotique,
des énergies renouvelables, de la prise de conscience environnementale et des nouvelles
politiques incitatives. Les véhicules électriques et hybrides connaissent également un dé-
veloppement important ces dernières années et viennent modifier le comportement des
consommateurs et leur impact sur le réseau.

Ces nouveaux éléments et leurs synergies ont potentiellement des impacts positifs et
négatifs sur le réseau [115]. De plus, ils ne sont pas seulement passifs mais peuvent se
comporter de manière active sur le réseau pour prendre part à son fonctionnement. La
production décentralisée peut être contrôlée pour limiter les contraintes en tension et
diminuer les pertes techniques [133], les véhicules électriques peuvent synchroniser leur
consommation avec les moyens de production renouvelable ou servir de réserve d’énergie
pour soutenir le réseau lors des périodes de pointe [134], et les consommateurs équipés
de compteurs communicants peuvent répondre aux incitations du gestionnaire du réseau
électrique afin de diminuer l’impact des pics de consommation par exemple [82]. Le dé-
veloppement de ces nouvelles fonctions de conduite pour le réseau est possible en partie
grâce aux Nouvelles Technologies de l’Information et de la Communication (NTIC). Les
NTIC ont en effet un rôle crucial car elles apportent, via l’utilisation du potentiel des tech-
nologies du numérique, une interaction entre les différents éléments du réseau ainsi que
des solutions d’infrastructures de communication sécurisées, des logiciels de pilotages ou la
maîtrise de la consommation au travers d’afficheurs 1. Les différents éléments constituant
le réseau électrique sont maintenant plus automatisés et peuvent communiquer entre eux,
offrant au gestionnaire une meilleure observabilité et un meilleur contrôle de son réseau.

Ces changements mènent peu à peu le réseau électrique actuel à évoluer vers le concept
de Smart Grid, ou réseau intelligent. Il s’agit du système électrique incluant des techno-
logies de compteurs et autres appareils communicant, des énergies renouvelables et des
charges flexibles, surveillés et contrôlés à l’aide des NTIC [49]. Cette mutation amène les
différents acteurs du réseau à revoir leur manière de fonctionner afin d’intégrer les avantages
et inconvénients du Smart Grid. Entre autres, le gestionnaire du réseau de distribution
doit évaluer la robustesse de ses techniques de planification et les faire évoluer si nécessaire.
Cette étape de la vie du réseau est très importante car elle concerne des investissements
très lourds pour des durées de vie importantes avec des répercussions socio-économiques
conséquentes. De plus, les réseaux actuels sont âgés et vont être amenés à être remplacés
ou renforcés. C’est donc l’occasion de revisiter les méthodes usuelles de planification.

1. http://www.smartgrids-cre.fr

http://www.smartgrids-cre.fr
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Dans ce chapitre, la structure du réseau électrique de distribution est premièrement
introduite. Les objectifs et critères de la planification usuelle des réseaux de distribution
sont ensuite présentés, ainsi que la méthodologie générale. Par la suite, le contexte de
mutation des réseaux électriques vers le Smart Grid est décrit pour mieux comprendre
l’évolution de la structure actuelle des réseaux. Ceci permet de soulever les premièrs axes
de réflexion sur l’influence positive et négative des nouveaux paradigmes du Smart Grid
sur les techniques usuelles de planification.

2 Description physique du réseau

Dans cette section, les différents éléments du réseau électrique de distribution actuel
sont présentés. Les choix techniques majeurs et dimensionnants pour le réseau sont pré-
sentés dans un premier temps, puis chaque élément le constituant est décrit.

2.1 Choix techniques majeurs

Le réseau électrique Français est divisé en deux parties qui diffèrent par leur structure
et leur fonction : le réseau de transport et de répartition, et les réseaux de distribution,
représentés sur la figure I.1. Le réseau de transport et de répartition achemine l’énergie
électrique des grands centres de production vers les principales zones de consommation
ainsi que les grands clients comme les industriels ou le réseau ferroviaire. Ce réseau couvre
une zone géographique significative avec environ 100 000 km de lignes. Il doit délivrer de
très grandes quantités d’énergie et son fonctionnement est critique : c’est pourquoi il est
fortement maillé pour assurer une bonne qualité de service. Le réseau de transport rend
possible les échanges au niveau international. En France, les niveaux de haute tension ou
tension HTB sont de 400 et 225 kV pour le réseau de transport et 90 ou 63 kV pour le ré-
seau de répartition. Le réseau de distribution achemine l’énergie électrique depuis le réseau
de répartition jusqu’au consommateur final, en moyenne tension (industriels, commerces,
hôpitaux, etc.) ou en basse tension (résidentiel, etc.). En France, les niveaux de tension
sont de 20 kV 2 pour la moyenne tension ou tension HTA et 400 V pour la basse tension
ou tension BT. Le choix des différents niveaux de tension résulte des orientations tech-
niques majeures pour le réseau électrique Français [24, 40]. Les niveaux de haute tension
sont issus d’une optimisation du volume des matériels plus adaptée pour le transport de
grande quantité d’énergie sur de longue distance. La moyenne tension est un compromis
entre la diminution du risque de sur-courants ou sous-tensions et la réduction des coûts
structurels. Les termes désignant les différents niveaux de tension ont été fixés par l’Union
Technique de l’Electricité (UTE) 3 et correspondent à la norme UTE 18-510 [6].

La fréquence dans les réseaux électriques Français est de 50 Hz et ce choix est histo-
rique. Les spécifications en France autorisent la fréquence à fluctuer de +/- 1 % pendant
99,5 % du temps sur l’année pour des réseaux reliés par des connexions synchrones à un
système interconnecté, d’après la norme EN 50160. Toutefois, grâce aux interconnexions,

2. Niveau retenu dans les années 60. Fin 2004, il reste 11 % du réseau HTA exploité sous 15 kV ou
inférieur pour le réseau de ERDF [45].

3. Au 1er Janvier 2014 les activités opérationnelles de l’UTE ont été transférées à l’AFNOR : http:

//www.afnor.org/profils/activite/electrotechnologies

http://www.afnor.org/profils/activite/electrotechnologies
http://www.afnor.org/profils/activite/electrotechnologies
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Figure I.1 – Structure des réseaux électriques français

l’écart est plus généralement de +/- 0.1 % [24]. Les fluctuations sont dues aux déséquilibres
entre la production et la consommation. Presque tout le réseau de transport fonctionne
sur un système triphasé. Ce choix est fondé sur le fait qu’un transport triphasé de l’énergie
électrique permet de faire circuler la même quantité d’énergie qu’un système monophasé
mais avec une quantité de conducteur diminuée de moitié, économiquement plus intéres-
sant [24]. Même si le système monophasé est plus intéressant pour desservir de faibles
charges dispersées grâce à un transit faible comparé à la capacité des conducteurs, ce cas
n’existe pas en France. Un autre choix technique majeur est le régime de neutre, à savoir la
connexion du neutre à la terre, qui se fait via une impédance consistant en une résistance
seule ou via une bobine triphasé, selon le milieu urbain ou rural du réseau et l’accessibilité
au neutre. Ce choix a pour but de limiter les courants de défaut à la terre afin de réduire
leurs conséquences sur le réseau tout en assurant un seuil suffisant pour les détecter [24,55].

Les réseaux de distribution sont constitués des postes sources HTB/HTA qui reçoivent
l’énergie du réseau de transport et la transmettent aux différentes charges du réseau de
distribution. Le transfert de l’énergie est assuré par les lignes dont l’architecture et le type
de conducteur sont variables. L’énergie est transmise aux postes de distribution HTA/BT
et consommateurs moyenne tension. La sécurité de l’alimentation est assurée par la pré-
sence de différents moyens de protections pour la détection des incidents sur le réseau, ainsi
que d’organes de coupure télécommandés permettant l’isolation et la réparation des zones
touchées. Les caractéristiques, le nombre et la disposition géographique de ces différents
éléments sont déterminés lors de la planification des réseaux électriques de distribution.
Par la suite, les différents éléments décrits sont restreints au réseau de distribution.
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2.2 Postes de transformation

2.2.1 Postes sources HTB/HTA

Les postes sources sont les premiers éléments du réseau de distribution. Ils transmettent
l’énergie depuis le réseau de transport et de répartition au réseau de distribution, en trans-
formant l’énergie électrique de la haute tension (HTB) à la moyenne tension (HTA). Il y
a en France environ 2200 postes sources HTB/HTA dont 9 % en niveau de tension 225 kV
côté HTB [45]. Leur structure est décrite sur la figure I.2.

Antenne 1 Antenne 2

Jeu de barre
« HTB »

Disjoncteur HTB

Disjoncteur de 
transformateur

Jeu de barre
« HTA »

Disjoncteur
Shunt

Banc de 
capacités

Disjoncteurs 
de

départ

Départs

Transformateurs
HTB/HTA

Neutre connecté à 
la terre via une 
impédance.

HTB

HTA

Départs

Figure I.2 – Schéma descriptif du poste source

Les postes sources sont constitués des arrivées d’énergie côté HTB, appelées antennes.
Elles sont rattachées aux transformateurs HTB/HTA dont le nombre et la puissance dé-
pendent de la densité de puissance de la zone à desservir. Dans une zone de faible densité
de type rural, il y a entre 1 et 3 transformateurs dont la puissance est de 20 MVA. Pour
les agglomérations moyennes, il peut y avoir jusqu’à 3 transformateurs de 36 MVA. Pour
les grandes agglomérations, l’énergie du poste source est directement fournie par le réseau
220 kV et il peut y avoir jusqu’à 4 transformateurs de 70 MW chacun [55]. Chaque trans-
formateur HTB/HTA alimente entre 1 et 8 départs [55]. Chaque départ est une ligne qui
alimente les clients depuis un poste source puis rejoint un organe de manœuvre normale-
ment ouvert. Cet organe permet de gérer le réseau de manière radiale tout en garantissant
un secours entre les différents départs. Le secours d’un départ est la reprise de son ali-
mentation par une autre partie du réseau si le poste source l’alimentant ou si une de ses
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sections connaît un défaut. Cet aspect est abordé plus en détails dans la section suivante.
La puissance distribuée par départ est généralement de 5 MW maximum pour les zones
rurales et 6 MW pour les zones urbaines [30,29]. Les jeux de barres permettent de modifier
la structure d’alimentation du poste source en cas de défaut ou d’intervention. On parle de
jeu de barres HTB quand un transformateur change d’antenne, et de jeu de barres HTA
quand un départ change de transformateur. Selon la taille du poste source, on peut trou-
ver plusieurs jeux de barres côté HTB. Différentes protections sont présentes dans le poste
source : disjoncteurs de ligne permettant d’effectuer la maintenance sur les jeux de barres
HTB, disjoncteurs de transformateurs et disjoncteurs de départ. Les disjoncteurs « shunt
» permettent de connecter directement une phase en défaut à la terre en cas d’incident sur
le réseau de distribution, dans le but d’éliminer la plupart des défauts monophasés sans
perturber les utilisateurs. Enfin le poste source comprend des bancs de condensateurs dont
le rôle est de compenser l’énergie pour de réduire les pertes par effet Joule et ajuster la
tension.

Les postes sources sont dimensionnés en fonction de la densité de charge de la zone à
desservir et de la puissance garantie [24,29]. On parle de puissance garantie quand le poste
source peut continuer à alimenter les clients lors d’un accident entraînant la perte d’un
élément comme une arrivée HTB ou un transformateur. Un poste à puissance garantie a au
moins 2 arrivées et 2 transformateurs. On parle de puissance non garantie si le poste source
ne peut plus alimenter les clients lors d’un incident, de puissance partiellement garantie si
le poste source ne peut alimenter qu’une partie des clients, et de puissance garantie par le
réseau lorsqu’après un incident les clients continuent à être alimentés via un autre poste
source présent sur le réseau. La notion de puissance garantie est graduelle : une garantie
« n-1 » signifie que la puissance est garantie lors de la perte d’un élément du réseau,
tandis qu’une garantie « n-2 » signifie que la puissance est garantie lors de la perte de
deux éléments du réseau. La puissance maximale des transformateurs en régime « n-1 » est
déterminée par le nombre de transformateurs et de jeux de barres et leur configuration [24].

Chaque transformateur HTB/HTA peut être équipé d’un régleur en charge qui permet
d’ajuster la tension à sa sortie. Chaque prise permet de modifier le rapport du nombre
de spires du transformateur et donc le rapport de transformation. Lors du changement de
prise, une résistance est intégrée afin de limiter le courant de court-circuit généré circulant
dans une partie des spires du transformateur. Le changement de prise intervient lorsqu’une
chute de tension (U < Umin) ou une hausse de tension (U > Umax) est observée en un point
du réseau pendant un temps minimum. Les régleurs en charge permettent généralement
des variations de la tension de +/- 12 % autour de la valeur nominale.

2.2.2 Postes de distribution HTA/BT

Les postes de distribution HTA/BT sont les centres de consommation du réseau moyenne
tension. Leur puissance nominale est variable et impacte la structure du poste qui est divi-
sée en trois familles [24] représentées sur la figure I.3. Les transformateurs sur poteau H61
sont présents uniquement dans les réseaux aériens et dans la plus grande partie des cas
en zone rurale. Ces postes sont alimentés par une seule ligne et font partie des structures
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dites arborescentes. Ils possèdent un disjoncteur basse tension relié à 1 ou 2 départs basse
tension. Leur puissance peut être de 63, 100 ou 130 kVA. Les transformateurs bas simpli-
fiés sous capot peuvent être à l’air libre ou abrités sous un préfabriqué. Leurs dimensions
sont généralement de 3m2 x 1,5m. Ils possèdent de 1 à 2 départs protégés par des fusible.
En sortie du transformateur se trouve un interrupteur / disjoncteur. La puissance de ces
postes peut être de 160, 250 ou 400 kVA. Les transformateurs urbains reliés en souterrain
sont enterrés ou disposés à l’intérieur d’un bâtiment. Un interrupteur et un fusible pro-
tègent l’arrivée HTA. Un interrupteur / disjoncteur se trouve en sortie BT, et des fusibles
protègent chaque départ BT dont le nombre varie de 1 à 8. Le transformateur dispose d’un
régleur hors-charge possédant 3 positions : +/-2,5 %, 0 % et -2,5 %. La puissance de ces
postes peut être de 250, 400, 630 ou 1000 kVA.

HTA/BTA

Disjoncteur

Transformateur H61

HTA/BTA

Interrupteur / 
disjoncteur

Transformateur sous capot

HTA/BTA

Interrupteur / 
disjoncteur

Interrupteur

Transformateur urbain

Figure I.3 – Les différents types de postes HTA/BT

Les postes HTA/BT peuvent être connectés au réseau de distribution de 3 manières
[24]. En simple dérivation, une seule ligne lie le transformateur au réseau. Si cette ligne
connaît un défaut, le transformateur non alimenté ne pourra plus approvisionner le réseau
basse tension qui dépend de lui et devra attendre que les réparations soient effectuées.
Si les secours nécessaires sont présents au niveau basse tension, les charges peuvent être
alimentées par un autre poste HTA/BT. En connexion en coupure d’artère, deux lignes
relient le transformateur au réseau via deux interrupteurs. Si le poste HTA/BT se trouve
au milieu d’un départ, les deux interrupteurs sont fermés. Si il se trouve en bout de dé-
part, le dernier interrupteur est ouvert. En cas de défaut sur le départ, les interrupteurs
sont manœuvrés afin d’isoler la section en défaut et pouvoir continuer à alimenter tous les
postes si un secours avec un autre poste source est prévu. En connexion en double dériva-
tion, deux lignes relient le transformateur au réseau via deux interrupteurs et deux boîtes
de dérivation. Les deux interrupteurs sont liés en opposition d’état, le poste étant relié en
permanence à une seule ligne. Si cette ligne rencontre un défaut, les interrupteurs com-
mutent et le poste se retrouve connecté à la ligne saine. Les différents types de connexion
sont illustrés sur la figure I.4.
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Connexion en simple 

dérivation (ou antenne)

Connexion en 

coupure d’artère

Connexion en double 

dérivation

Figure I.4 – Les différents types de connexion des postes HTA/BT aux lignes HTA

Dans les zones urbaines, le nombre de postes HTA/BT est minimisé au profit d’une
puissance nominale plus grande, du fait de la densité des charges et des contraintes envi-
ronnementales. En zone rurale, le nombre optimal de postes HTA/BT est un compromis
technico-économique entre le coût du transformateur, le coût des lignes basse tension qui
lient le transformateur aux charges et le coût de la ligne moyenne tension qui relie le
poste au réseau moyenne tension. En France, le réseau électrique de distribution com-
prend environ 700 000 postes HTA/BT - environ un poste tous les 1 km de ligne - et 120
000 consommateurs HTA - environ un consommateur tous les 5 km [30,45]. Au niveau des
postes de transformation HTA/BT, les protections mises en place sont la plupart du temps
des fusibles [24,55,97]. Leur avantage est un coût faible, la rapidité de déclenchement face
à un défaut et la limitation du courant de défaut. Le transformateur sur poteau H61 est à
l’inverse protégé par un disjoncteur. Avec les fusibles, il n’y a pas de problèmes rencontrés
concernant les défauts polyphasés car ils fondent en quelques millisecondes. Les défauts
monophasés ne sont pas détectés par les fusibles et sont gérés par les protections en amont
sur le réseau de distribution. Le calibre des fusibles varie de 6,3 à 63 A en fonction de la
puissance des postes qui va de 50 à 1000 kW.

2.3 Lignes HTA

2.3.1 Architectures

L’architecture du réseau électrique est la manière de connecter les postes sources
HTB/HTA aux différents clients. Les types de connexion des postes HTA/BT décrits
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précédemment correspondent aux différentes architectures utilisées, classées en 3 catégo-
ries [8,24,30,29,45]. Les architectures à un point de connexion, illustrées sur la figure I.5,
sont des structures arborescentes où chaque charge est reliée au poste source par un unique
chemin. Il existe l’arborescence simple où la structure arborescente constituée d’une artère
principale connectée en coupure d’artère - architecture décrite par la suite - à partir de
laquelle partent des sous-branches arborescentes. La structure arborescente reste adaptée
pour les milieux ruraux car elle permet de couvrir des zones géographiques importantes à
un coût moindre mais au détriment de la qualité d’alimentation.

Postes sources

Charges (postes HTA/BT)

Organes de manœuvre 
normalement ouverts

Artères secondaires

Artères principales

Organes de manœuvre
normalement fermés

Structure arborescente simple Structure arborescente avec 

artère principale

Figure I.5 – Architectures arborescentes [8]

Les architectures en coupure d’artère utilisent des postes à deux points de connexion
[8, 24, 30, 29, 45]. Les lignes partent d’un poste source HTB/HTA, alimentent successive-
ment plusieurs postes HTA/BT et rejoignent une autre source d’alimentation qui peut
être un autre poste source, le même poste source de départ, un point de réflexion ou un
câble de secours. Tous les interrupteurs des postes HTA/BT d’une ligne sont normalement
fermés à l’exception de l’interrupteur normalement ouvert qui marque la séparation entre
les deux départs de la ligne. Une structure en coupure d’artère avec deux postes sources
différents est appelée coupure d’artère de source à source, illustrée sur la figure I.6. C’est
l’architecture de référence retenue pour nos études de planification. Ses principaux intérêts
sont sa fiabilité et sa facilité à l’exploiter. Elle assure la sûreté des postes HTB/HTA, une
bonne qualité d’alimentation et de faibles pertes Joule. Elle est de plus économique et
facile à faire évoluer [8, 24, 30, 29, 45]. Elle est retenue pour nos cas d’étude car elle est
caractéristique des milieux urbains et des réseaux réels étudiés.

Il existe plusieurs variantes pour l’architecture en coupure d’artère, illustrées sur la
figure I.7. On parle de boucle si le bouclage se fait sur le même poste source, de fuseau
dans le cas d’un point de réflexion ou d’épi si plusieurs points de réflexion se succèdent.
Un point de réflexion peut être un emplacement stratégique pour un futur poste source et
est généralement lié au premier poste source par un câble de secours. Ce câble est appelé
secours spécialisé s’il est dédié, ou secours intégré si le câble sert également à alimenter
des charges. Si le centre de gravité des charges est éloigné du poste source, on peut utiliser
une structure en pétale de marguerite : le poste source alimente via une ou deux lignes
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HTB
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Jeu de barre
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Figure I.6 – Architecture de la coupure d’artère de source à source

une station appelée « tête de pétale » qui alimente les charges aux moyens de boucles. La
structure en maille consiste en plusieurs boucles partant de "tête de boucles" connectées
au poste source par des conducteurs de forte section, avec plusieurs secours entre les dif-
férentes boucles.

Structure 

en boucles

Structure en épi

Structure en 

fuseau

Structure en pétale 

de marguerite

Structure en 

maille

Postes 
sources

Charges 
(postes 
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Organes de 
manœuvre 
normalement ouverts

Lignes
Point de 
réflexion

Tête de boucle
ou de pétale

Figure I.7 – Architectures en coupure d’artère [8]

La structure en boucle est facile à exploiter avec une bonne qualité d’alimentation et
de faibles pertes Joule. En revanche, la sûreté des postes HTB/HTA n’est pas assurée et
la taille du réseau est conséquente par rapport à l’artère de source à source. Le constat
est sensiblement le même pour la structure en pétale de marguerite qui est une struc-
ture utilisée pour des cas spécifiques (quelques charges localisées et denses). Les structures
en fuseau et en épi offrent également une bonne qualité d’alimentation mais la première
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présente de fortes pertes Joule et la seconde est complexe à exploiter pour des coûts d’in-
vestissement et d’opération importants. La structure en maille présente une très bonne
qualité d’alimentation - à l’image des réseaux de transport - mais est coûteuse et difficile
à exploiter.

Les architectures en double dérivation, illustrées sur la figure I.8, sont des architectures
doublant le réseau depuis le jeu de barre du poste source [8, 24, 30, 29, 45]. Chaque poste
HTA/BT est connecté à deux lignes via des boîtes de dérivation et deux interrupteurs
permettant de passer d’une ligne à l’autre, selon le mode d’exploitation ou en cas de
défaut. Une variante de cette architecture est la structure à double alimentation multiple.
Chaque poste HTA/BT est connecté à deux lignes faisant partie d’un ensemble de 1 à 8
lignes. On parle de secours intégré si toutes les lignes sont chargées, ou de secours spécialisé
si une ligne non chargée est reliée à tous les postes et dédiée au secours. Les structures en
double alimentation permettent une bonne qualité d’alimentation mais sont coûteuses (il
faut doubler les lignes) et complexes à exploiter. Elles sont le plus souvent réservées à des
clients sensibles (industriels, hôpitaux, etc.).

Lignes

Ligne de secours

Lignes

Structure en double dérivation simple

Structure en double dérivation multiple – secours intégré

Structure en double dérivation multiple – secours spécialisé

Postes sources Charges (postes HTA/BT) Lignes Organes de manœuvre normalement ouverts

Figure I.8 – Architectures en double dérivation [8]

2.3.2 Caractéristiques et modélisation

Les lignes constituant l’architecture sont divisées en deux types [24, 41]. Les lignes
aériennes sont moins chères que les câbles souterrains et faciles à installer. Elles sont en
revanche plus soumises aux facteurs environnementaux et rencontrent donc plus de dé-
fauts avec un temps de réparation néanmoins peu important. Les conducteurs souterrains
sont plus chers et plus difficiles à installer que les lignes aériennes mais rencontrent moins
de défaut avec un temps de réparation important. Les lignes aériennes ont tendance à
disparaître des réseaux électriques français au profit des câbles souterrains dans le cadre
d’une campagne de qualité de l’alimentation électrique. Ainsi en 1996, les câbles aériens
représentaient 72 % du réseau moyenne tension et 76 % du réseau basse tension, contre
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respectivement 62 % et 65 % en 2006 au profit des conducteurs souterrains [41] 4. Les
câbles souterrains sont adaptés au milieu urbain et donc sont retenus dans nos études de
planification.

Une ligne est composée de trois conducteurs triphasés considérés comme équilibrés
pour les réseaux moyenne tension. Ce système triphasé équilibré de tension composée
U entre phases (en kV) est représenté par son schéma monophasé équivalent de tension
simple V (en kV). Les tensions U et V sont reliées par la relation U =

√
3V . Les lignes

sont représentées par un modèle de ligne en Pi représenté sur la figure I.9. Ce modèle est
linéique à constantes réparties. Les paramètres r, x et c sont respectivement la résistance
linéique (en Ω/km), la réactance linéique (en Ω/km) et la capacité linéique (en F/km).
Le dernier paramètre associé est le courant maximal admissible pouvant circuler dans le
conducteur en régime permanent sans dépasser ses limites thermiques. Au-delà de cette
température, l’isolant et/ou le conducteur se détériorent et peuvent aller jusqu’à brûler. Ce
courant admissible est noté Itherm. Ces paramètres dépendent du type de matériau utilisé
et de la section choisie. Ils permettent également d’exprimer deux grandeurs physiques
importantes qui sont la chute de tension ∆V/V le long du câble (en %) et les pertes Joule
PJoule dans le câble (en kW).

2

���

2

���

� ���
I

V

Figure I.9 – Modèle de ligne en Pi

∆V

V
=

r × l × Pmono + x × l × Qmono

V 2 × 103
(I.1)

∆U

U
=

r × l × Ptri + x × l × Qtri

U2 × 103
(I.2)

Pjoule = 3 × r × l × I2 × 10−3 (I.3)

Avec :
l : longueur du conducteur (en km)
Ptri : puissance active triphasée de la charge (en MW)
Qtri : puissance réactive triphasée de la charge (en MW)
Pmono : puissance active monophasée équivalente de la charge (en MW)
Qmono : puissance réactive monophasée équivalente de la charge (en MW)

4. Cette évolution est en grande partie due aux tempêtes Lothar et Martin en 1999 qui ont conduit à
l’enfouissement progressif du réseau électrique pour le rendre moins sensibles aux évènements climatiques
de ce type.
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2.4 Plan de protection du réseau

Un ensemble de protections est déployé sur le réseau pour faire face aux différents in-
cidents. Elles sont constituées d’éléments physiques (capteurs, disjoncteurs, etc.) soutenus
par un ensemble d’algorithmes et d’automatismes formant ce que l’on appelle le plan de
protection. C’est un compromis entre sensibilité, sélectivité, vitesse, robustesse et simpli-
cité. Il doit permettre de détecter et isoler le défaut dans un premier temps pour le réparer
dans un second temps, et si nécessaire faire basculer le réseau du mode d’opération normal
au mode de secours. L’objectif est triple : protéger les personnes, protéger les matériels et
assurer la continuité d’alimentation.

Les défauts peuvent être polyphasés - courts-circuits - ou monophasés - défauts à
la terre. Les défauts polyphasés sont facilement détectables grâce à leur forte valeur de
courant mais les défauts monophasés sont plus compliqués à traiter car leur manifesta-
tion dépend de la connexion du neutre à la terre. 80 % des défauts étant monophasés, le
choix de la mise à la terre du neutre des transformateurs HTB/HTA est donc très impor-
tant [97,95]. En France, le neutre est connecté à la terre via une impédance au niveau des
postes sources HTB/HTA. On utilise une inductance triphasée si le neutre n’est pas direc-
tement accessible. Les postes de transformation HTA/BT ont une connexion en triangle
ou en zigzag du côté primaire, donc le courant résiduel dans les différents départs devrait
être nul. En réalité, le courant résiduel est de l’ordre de l’ampère à cause des fuites de
courant et des déséquilibres. Quand un défaut apparaît, le courant de défaut retourne à la
terre par au niveau du secondaire des postes sources. Le but est de limiter le courant de
court-circuit monophasé afin d’éviter de lourdes conséquences pour les matériels, mais de
conserver une valeur suffisante pour en assurer la détection. On trouve différentes valeurs
d’impédance de mise à la terre : 40 Ω pour une limitation de courant de défaut à 300 A
est une valeur classique, mais avec le développement des réseaux souterrains cette valeur
peut être égale à 12 Ω pour une limitation à 1000 A [55, 45]. Le principal inconvénient
dû à la structure du réseau est l’apparition de courants capacitifs dans les lignes saines
venant alimenter le défaut, ce qui peut avoir pour effet de déclencher les protections de
départs sains. La prise en compte de la topologie du réseau et du type de conducteurs est
donc très importante pour obtenir un plan de protection trouvant le bon compromis entre
détection des défauts et diminution des déclenchements intempestifs.

Les défauts polyphasés ou monophasés peuvent être de quatre types [97], les trois
premiers types étant plutôt associés à des défaut monophasés :

• Les défauts auto-extincteurs (10 % des défauts) : ils disparaissent spontanément dans
un temps très court, sans provoquer le déclenchement d’une protection.

• Les défauts fugitifs (75 % des défauts) : pour les faire disparaître, il faut procéder
à une très courte coupure d’alimentation du réseau (quelques dixièmes de seconde)
ou - s’il s’agit d’un défaut monophasé - une connexion à la terre via un disjoncteur
shunt.

• Les défauts semi-permanents (10 % des défauts) : contrairement aux défauts fugitifs,
ils nécessitent une coupure d’alimentation plus longue, à savoir quelques dizaines de
secondes.
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• Les défauts permanents (5 % des défauts) : ils provoquent le déclenchement des
protections et une intervention est nécessaire pour permettre au réseau de revenir à
un mode d’opération normale.

Dans nos études, les seuls défauts étudiés sont les défauts permanents, dont la figure
I.10 illustre le principe d’isolation. Dans un premier temps, le disjoncteur du départ dé-
fectueux s’enclenche à l’apparition du défaut, déconnectant les clients du départ. Le GRD
manœuvre alors les interrupteurs télécommandés afin d’isoler la section comprise entre
deux interrupteurs qui est en défaut. Cette opération peut prendre de 3 à 5 minutes. Une
fois la section isolée, des équipes sont envoyées sur place afin de manœuvrer les organes de
coupure non télécommandés et ainsi isoler la section de ligne entre deux postes HTA/BT
qui est en défaut. Cette opération peut prendre de 40 à 60 minutes. Les travaux de répa-
ration de la ligne peuvent alors être effectués en conservant l’alimentation des clients de
la ligne.

fermé fermé fermé ferméouvert

OMT1 OMT2 OMT3 OMT4 OMT5

fermé fermé fermé ferméouvert

OMT1 OMT2 OMT3 OMT4 OMT5

ouvert ouvert fermé ferméfermé

OMT1 OMT2 OMT3 OMT4 OMT5

fermé ouvert fermé ferméfermé

OMT1 OMT2 OMT3 OMT4 OMT5

ferméfermé

fermé

fermé

fermé

ouvert

fermé

fermé

ouvert

Figure I.10 – Procédure d’isolation d’un défaut permanent

2.5 Consommateurs

Dans la planification des réseaux électriques de distribution moyenne tension, les clients
du réseau sont composés des clients moyenne tension (industriels, centre commerciaux,
hôpitaux, etc.) et des postes de transformation HTA/BT qui desservent le réseau basse
tension. On définit pour les postes HTA/BT le nombre Nclients de clients basse tension
desservis. Dans un réseau urbain composé de conducteurs souterrains, chaque poste pos-
sède de 100 à 200 mètres de longueur de départ et peut alimenter de 120 à 150 maisons
individuelles (50 à 60 avec chauffage électrique) ou de 250 à 300 logements en immeuble
collectif groupé (100 à 130 avec chauffage électrique) [45]. Le nombre de clients basse ten-
sion permet de déterminer le coefficient de foisonnement associé. La norme NF C14-100 [5]
donne le coefficient à utiliser pour les colonnes montantes au pied des immeubles. Selon
le distributeur, la norme NF C14-100 peut être extrapolée pour le poste HTA/BT ou un
autre modèle peut être utilisé comme BAGHEERA pour ERDF. Ce coefficient permet
d’estimer la puissance maximale d’un poste en fonction de ses clients basse tension. On
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attribue également à chaque client une priorité d’alimentation en cas d’incident : 1A pour
un impact sur les vies humaines, 1B pour un impact sur les matériels, LS pour un client
sensible ou 2 si le client peut être coupé sans risque. Cette priorité est utilisée dans la
phase de planification pour décider de l’architecture utilisée en fonction de la qualité d’ali-
mentation requise pour chaque client (les clients très importants peuvent par exemple être
alimentés par une structure en double dérivation), et dans la phase d’exploitation pour
des opérations de délestage par exemple, afin de ne couper en premier que les clients peu
sensibles.

Les clients (moyenne tension ou poste HTA/BT) sont modélisés comme des nœuds PQ,
dont les puissances active P et réactive Q sont connues. La puissance consommée par une
charge est le plus souvent décrite par une courbe appelée monotone de puissance [24]. Cette
courbe est obtenue à partir d’une courbe de charge sur une période d’une année, soit 8760
heures qui est une période suffisamment représentative du comportement de la charge. Pour
plusieurs niveaux de puissance définis, on comptabilise la durée écoulée par niveau pour
construire la monotone de charge. C’est pourquoi pour une bonne précision de la courbe, on
utilise de préférence une courbe de charge instantanée ou avec un échantillonnage temporel
élevé. La monotone de charge, illustrée sur la figure I.11, se présente avec les niveaux de
puissances en ordonnée et le temps cumulé par niveau de puissance en abscisse.

Temps (en heures)

Puissance (en MW)

Pmax

Pmoyen

H 8760

Figure I.11 – Monotone de charge

La partie gauche de la courbe donne des indications sur la puissance de pointe. La mo-
notone permet d’évaluer la proportion du temps pendant laquelle on dépasse une puissance
donnée, qui est interprétée comme une probabilité pour les études de dimensionnement. On
définit également la durée moyenne d’activité à puissance maximale H de la charge dans
l’année, qui correspond à la puissance maximale Pmax. H est variable et les hypothèses
classiques de planification [30] la fixent souvent à 4000 heures pour des réseaux urbains
et 3200 heures pour des réseaux ruraux. La puissance moyenne de la charge Pmoyen est
associée à la durée totale de l’année (8760 heures). Le rapport des aires permet de faire
le lien entre Pmax et Pmoyen par la relation I.4. La puissance moyenne permet de calculer
les pertes annuelles moyennes dues à la charge dans le réseau électrique et la puissance
maximale permet d’évaluer le cas où le transit de puissance dans les conducteurs sera le
plus important et donc de vérifier si les contraintes thermiques des câbles ou la chute de
tension admissible sont respectées.

Pmoyen × 8760 = Pmax × H ⇒ Pmoyen = Pmax × H

8760
(I.4)
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La courbe de la monotone de charge est évaluée sur un intervalle de mesure donné qui
est dit "réalisé". Pour dimensionner le réseau de manière robuste, l’aléa météorologique doit
être pris en compte, c’est-à-dire l’impact sur la consommation de la différence entre une si-
tuation météorologique réalisée et une situation météorologique de référence. Une situation
météorologique est définie par de très nombreux paramètres (pression atmosphérique, hy-
grométrie, température, direction et vitesse du vent, pluviosité, ensoleillement, etc.) dont
les relations sont très complexes et n’ont pas encore été modélisées de manière parfaite.
C’est pourquoi dans un souci de compromis entre précision, simplicité et robustesse, le
seul paramètre retenu est la température qui est a le plus d’impact sur la consommation
et qui est facile à acquérir. La relation entre la consommation et la température est repré-
sentée par le gradient de température g qui traduit la variation de consommation liée à
une variation de 1◦C de température, et qui est exprimé en %/◦C. De manière générale,
on observe un gradient seulement lorsque la température est en-dessous d’une valeur seuil
de chauffage égale à 15◦C. Au-dessus de cette valeur, la consommation n’est pas impactée
par la variation de température. L’ajustement d’un profil de charge ou de sa monotone
associée en fonction de l’aléa climatique est décrit dans [47, 114]. Il est utile pour les res-
ponsables d’équilibre qui ont besoin d’une bonne prédiction de la consommation. A titre
d’exemple, la valeur de gradient calculée d’après la méthodologie décrite dans [114] est
de 1 420 MW/◦C pour le réseau de ERDF. Cela signifie qu’une variation d’un degré en
dessous de la valeur seuil peut entraîner la mise en marche ou l’arrêt d’environ une centrale
nucléaire 5 pour le réseau de ERDF.

En planification, deux cas correspondant à deux températures de référence sont retenus
pour le dimensionnement. La température normale θN est la température moyenne me-
surée au 15 Janvier. La température minimale de base θT mb est la température minimale
ayant une occurrence de un jour par an 6 et qui correspond aux événements climatiques
extrêmes. A partir de ces deux températures et de la puissance maximale Pmax mesurée à
la température θ, deux puissances de référence en sont déduites pour le dimensionnement
des réseaux électriques [30,45].

P ∗
max =

Pmax

1 + g(θN − θ)
(I.5)

PT mb = P ∗
max [1 + g(θN − θT mb)] (I.6)

Avec :
P ∗

max : puissance de référence pour le régime secours (en MW)
Pmax : puissance historique maximale mesurée (en MW)
PT mb : puissance de référence pour le régime normal (en MW)
θN : température de mesure de P ∗

max (en ◦C)
θ : température de mesure de Pmax (en ◦C)
θT mb : température de mesure de PT mb (en ◦C)
g : gradient de température (en %/◦C)

5. L’International Atomic Energy Agency tient à jour une base de données des réacteurs nucléaires dans
le monde : https://www.iaea.org/PRIS/CountryStatistics/CountryDetails.aspx?current=FR

6. Cette définition varie selon le GRD

https://www.iaea.org/PRIS/CountryStatistics/CountryDetails.aspx?current=FR
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Une fois que les puissances de référence P ∗
max et PT mb sont estimées à la première an-

née de l’étude de planification grâce aux puissances réalisées et aux données climatiques,
leurs évolutions au cours du temps est prédite. La prévision à long terme permet d’es-
timer les contraintes maximales que va connaître le réseau quand la consommation est
maximale. Plusieurs périodes d’évolution associées à différents taux sont définies. Ceux-ci
dépendent des données à disposition du GRD : historiques de consommation, évolution
démographique, évolution de l’emploi, développement d’autres sources d’énergie, proxi-
mité des structures de transport, etc [29]. Définir des sous-périodes permet des prévisions
à court et moyen termes qui sont importantes pour établir les dates d’investissements des
réseaux intermédiaires pour la construction de la cible long terme, décrite dans la suite
de ce chapitre. Un taux d’évolution est défini pour la puissance moyenne et la puissance
maximale. Celles-ci sont exprimées en I.7 et I.8.

Pmoyen(T ) = Pmoyen(0) ×
nombre de périodes

∑

i=1

(1 + τ conso
i )Ti (I.7)

Pmax(T ) = Pmax(0) ×
nombre de périodes

∑

i=1

(1 + τpointe
i )Ti (I.8)

Avec :
T : durée de la période d’étude (en années)
Ti : durée de la période i (en années)
τpointe

i : taux annuel d’évolution de la puissance maximale sur la période i (en %)
τ conso

i : taux annuel d’évolution de la puissance moyenne sur la période i (en %)

2.6 Producteurs

Les générateurs d’énergie dispersés ou GED désignent les moyens de production connec-
tés au réseau de répartition 63 ou 90 kV et aux réseaux de distribution moyenne et basse
tension. Ce type de production diffère des moyens de production classiques car il est dis-
persé, de faible puissance et peut être proche des consommateurs (ce qui n’est pas le cas
des éoliennes ou hydroliennes offshore par exemple). Les GED sont de plusieurs types :
groupes diesel, micro-turbines, stockages, éoliennes, panneaux solaires, moteurs à com-
bustion en cogénération, etc. La nature même de la source d’énergie des GED apporte
de nouvelles problématiques sur le réseau électrique car il peut s’agir d’énergies fatales à
l’instar des éoliennes et des panneaux solaires. Dans ce cas l’énergie est perdue si elle n’est
pas utilisée ou stockée. La non synchronisation entre consommation et production peut
alors devenir problématique pour les responsables d’équilibre. Ces types de production
sont moins contrôlables mais également plus difficiles à prédire car ils dépendent des aléas
météorologiques. De nouveaux outils de prévisions incluant la modélisation du vent où de
l’ensoleillement par exemple doivent être mis en place.

Les GED ont d’autres impacts négatifs. Par exemple, les choix pour le dimensionne-
ment initial du réseau sont remis en cause par l’insertion de GED, comme l’illustre la
figure I.12. Les conducteurs sont généralement dimensionnés avec une section décroissante
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d’amont en aval sur des structures arborescentes ou exploitées de manière arborescente. En
présence de GED, les contraintes de courant et de tension peuvent ne plus être respectées
quand la production est supérieure à la consommation. Les solutions classiques adoptées
sont le renforcement des conducteurs ou la construction de départs dédiés. Les ouvrages
des réseaux électriques sont également dimensionnés vis-à-vis des contraintes de courant
de court-circuit qui surviennent lors des défauts sur le réseau. Hors le raccordement de
GED accroît la puissance de court-circuit et ainsi les hypothèses de dimensionnement du
distributeur [52]. Le calcul des courant de défaut met en œuvre les méthodes et hypothèses
issues des normes CEI 60909 et CEI 60986. Dans le cas d’un dépassement de la puissance
de court-circuit dû à l’insertion de GED qui n’est pas acceptable, les solutions peuvent
être de remplacer les matériels réseaux en contrainte, de rechercher un autre point de rac-
cordement ou de modifier la technologie de la machine de production [52].
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Figure I.12 – Impact des GED sur le plan de tension et le transit de puissance

L’insertion de GED peut aussi impacter le plan de protection, comme l’illustre la fi-
gure I.13. Selon l’emplacement des GED et des appareils de détection des défauts, deux
phénomènes peuvent survenir : l’aveuglement d’une protection si un défaut est alimenté à
la fois par le poste source et un GED proche du défaut, ou le déclenchement intempestif
d’une protection sur un départ sain où un GED alimente un défaut apparaissant sur un
autre départ. Des ajustements sur les seuils de détection ou une coordination entre les
différentes protections peuvent être faits en prenant en compte la connexion des GED sur
le réseau. La solution la plus adoptée par les GRD et qui est imposée aux producteurs est
que les GED doivent se déconnecter rapidement en cas de défaut afin de pouvoir laisser
les protections du réseau fonctionner correctement.

Les GED ont un également un impact sur la qualité de l’énergie électrique et de sa
fourniture. La connexion ou la déconnexion des GED au réseau peuvent causer des creux
de tension ou de faibles coupures de courant dus aux effets transitoires lors de la connexion
ou déconnexion au réseau. L’insertion massive de GED peut aussi détériorer la qualité de
l’onde de tension à cause de l’électronique de puissance utilisée induisant une forte pollu-



2. Description physique du réseau 23
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Figure I.13 – Impact des GED sur le plan de protection

tion harmonique. Des normes sur la qualité de la tension sont imposées aux producteurs
qui doivent s’adapter en utilisant des filtres actifs ou des générateurs à haut rendement
avec une faible injection d’harmoniques. Ces normes 7 concernent également d’autres effets
comme le phénomène de flicker provoqué par les éoliennes [123, 77]. Ce phénomène peut
produire la variation rapide de la luminosité des lampes à incandescence chez les par-
ticuliers, entraînant de nombreux désagréments. Le contrôle et l’interface avec le réseau
des génératrices éoliennes doivent être améliorés. Les GED doivent également comporter
des régulateurs de fréquence pour mieux contrôler leur réaction en cas de fluctuations
rapides de la fréquence sur le réseau. Le changement d’impédance du réseau dû à l’in-
sertion de GED peut également perturber les signaux tarifaires. Il faut alors installer des
ré-amplificateurs de signaux pour les clients en aval de GED, des horloges directement au
niveau des compteurs clients ou des circuits bouchons.

Selon la technologie considérée et la puissance installée, les GED peuvent participer aux
réglages sur le réseau en absorbant ou en injectant de la puissance réactive. Cette gestion
du réactif permet de diminuer ou d’éliminer les impacts négatifs des GED sur le réseau
mais également d’améliorer son fonctionnement grâce au Volt Var Control (VVC) [63] qui
permet de participer de manière active au réglage de tension et de diminuer les pertes
Joule. Le contrôle des GED se fait en fixant par contrat la tangente de fonctionnement
des producteurs dans les limites des capacités constructives 8. La tangente correspond
à une fourniture de puissance réactive au point de livraison de 40 % de la puissance
installée et une puissance d’absorption de 35 % de la puissance installée, pour une plage
de tension de +/- 5 % de la tension nominale. La contractualisation de ce réglage est
effectuée au travers d’une bande comprise entre des seuils de tangente correspondant aux

7. Les normes internationales sur le phénomène de flicker sont les EN 50 308 et CEI 61 400-1
8. Arrêté du 23 avril 2008 en application du décret 2008-386
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besoins du réseau pour le plan de tension. Des dispositions particulières sont prises lors
d’un fonctionnement à faible puissance compte tenue de la difficulté à gérer le réactif dans
ce mode de fonctionnement. Le type de contrat diffère selon l’impact du producteur sur
le réseau : selon la loi, un producteur a un impact important si sa variation de puissance
maximale entraîne une variation de la tension en son point de connexion supérieure à
2,5 % [52]. Dans ce cas, le producteur doit s’engager à effectuer le réglage de la tension
toutes les 10 minutes. Pour un faible impact, le producteur s’engage à régler son mode de
fonctionnement une fois par mois. L’injection ou absorption de réactif sur le réseau par le
producteur peut être régulée de deux manières différentes. Le producteur peut effectuer les
réglages au niveau local sans communication avec le GRD ou de manière synchronisée avec
le GRD qui peut envoyer des consignes. Le second cas est obligatoire si le producteur est
considéré comme non-marginal, c’est-à-dire si sa puissance est suffisamment importante :

• Dans le cas d’un départ dédié au producteur : au moins 25 % de la puissance du
poste source.

• Si le producteur n’est pas sur un départ dédié : au moins 25 % de la puissance du
départ.

• Dans tous les cas, si la puissance du producteur est supérieure à 5 MW.

Cette section a permis de présenter la structure actuelle du réseau électrique français.
La description est focalisée sur les réseaux de distribution et plus précisément les réseaux
en milieu urbain qui constituent le sujet d’étude de ce manuscrit. Les différents éléments
le constituant sont introduits et constitueront les entrées et les sorties de notre modèle
de planification décrit dans le Chapitre II. La section suivante pose les bases des règles
de planification usuelles des réseaux électriques de distribution, en complément pour la
compréhension des outils développées dans le Chapitre II.

3 Planification des réseaux électriques de distribution

Les principaux objectifs de la planification des réseaux électriques sont présentés dans
cette section, puis les critères utilisés pour construire les modèles de planification sont dé-
crits. Le concept de base des calculs technico-économiques pour les études de planification
est également posé. Enfin, les étapes classiques de la planification sont exposées.

3.1 Objectifs de la planification

Il y a généralement trois phases dans l’histoire du réseau électrique d’une région ou
d’un pays [24]. La première phase est l’électrification de la zone étudiée pour satisfaire les
besoins des consommateurs. La seconde phase est la croissance de la demande en énergie
électrique liée au développement économique que le réseau électrique doit être capable de
suivre. La dernière phase est la phase de qualité dans laquelle le planificateur doit res-
pecter des contraintes de fiabilité de l’alimentation et de qualité de l’énergie électrique.
Ces phases illustrent les trois objectifs fondamentaux au développement d’un réseau élec-
trique : desservir la clientèle, prévoir l’évolution de la consommation et assurer la qualité
et la continuité de l’alimentation. Ces objectifs doivent être réalisés selon différents hori-
zons temporels dépendant du type d’étude à mener. L’objectif peut être à court terme,
dans l’année pour le raccordement de nouveaux consommateurs ou producteurs, ou à long
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terme, entre 30 et 40 ans dans le cas de la planification long terme du réseau électrique.

La planification est le choix de l’ensemble des investissements pour le réseau électrique
qui répondent aux objectifs cités. Ils concernent les postes de transformation, l’architecture
et les lignes, et les organes de manœuvre télécommandés qui ont été décrits dans la section
précédente. Ils ont pour principal objectif le raccordement des consommateurs et produc-
teurs décrits dans la section précédente. La planification peut également être requise afin
de mettre à jour des équipements qui ne respectent plus les normes imposées, déplacer des
ouvrages, ou engager des dépenses afin de diminuer un taux de défaillance préjudiciable éco-
nomiquement [45]. On peut distinguer trois types de planification d’après [74,128,132,131] :

• La planification "sortie de terre" si le réseau est entièrement nouveau.
• L’extension de réseau s’il existe un réseau initial.
• La planification opérationnelle pour des études à plus court terme.

Les investissements doivent respecter un ensemble de contraintes techniques, corres-
pondre à un optimum économique et rester viables pendant toute la période d’étude. Ils
sont évalués pour la dernière année de la période d’étude en fonction des hypothèses de
planification et correspondent à ce que l’on nomme la cible long terme encore appelée
schéma directeur. Cette cible ne correspond pas forcément au réseau réel dans 30 ou 40
ans mais à un réseau idéal vers lequel la solution réelle doit tendre. Pour atteindre cet ob-
jectif, un ensemble de réseaux intermédiaires est établi. Ils permettent de converger vers la
cible long terme à partir de la situation initiale du réseau électrique. Le choix des réseaux
intermédiaires correspond à un optimum technico-économique et dépend des hypothèses
d’évolution de la consommation au cours de la période d’étude.

La planification est un problème très complexe dont les enjeux sont très importants,
au-delà de celui évident qui est la desserte en énergie électrique dont dépend l’économie
nationale. Un réseau dont la qualité de la fourniture est faible peut avoir de lourdes ré-
percussions sur les utilisateurs et entraîner des pertes de production industrielle dues aux
défaillances. De plus, la valeur des pertes techniques peut être importante pour l’économie
du pays car elles peuvent représenter jusqu’à 10 % de l’énergie acheminée [32]. Le coût
des défaillances et des pertes techniques vient s’ajouter aux investissements très impor-
tants pour les réseaux électriques. En France, les investissements pour le réseau électrique
peuvent représenter 5 % des investissements industriels [24]. Les choix pour la planification
sont donc très stratégiques et sont conditionnés par la politique énergétique du pays. En
France, cela se traduit par la publication de la Programmation Pluri-annuelle d’Investisse-
ments (PPI) [102] qui définit les axes de développement à suivre par les gestionnaires du
réseau électrique. De plus, le GRD a une obligation de service public telle que l’obligation
de desservir tous les clients. Les choix dépendent également des orientations stratégiques
et des choix techniques majeurs adoptés par le GRD, définis dans sa documentation tech-
nique de référence [45].

Les investissements pour le réseau électrique sont donc très lourds et peuvent avoir
des répercussions socio-économiques très importantes. De plus, ces décisions concernent
des ouvrages dont la durée de vie peut aller jusqu’à 40 ans avec des délais de réalisation
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également importants. Le poids du passé est donc très influent et l’impact de chaque
décision sur l’avenir doit être évalué avec soin. Ces décisions sont multiples, dépendent
d’un très grand nombre de variables et varient énormément selon le type et l’emplacement
du réseau étudié. Enfin, ces décisions sont prises vis-à-vis d’un ensemble d’hypothèses
qui tentent de simplifier un avenir confronté à de nombreux facteurs d’incertitudes. Tous
ces éléments montrent que la planification doit résulter d’une analyse approfondie afin de
décider de la solution technico-économique adéquate respectant les différents objectifs et
contraintes posés. Dans cette section sont décrits les critères de la planification, le principe
de l’étude technico-économique, ainsi que les différentes étapes de la planification.

3.2 Critères pour la planification

3.2.1 Contraintes techniques

Le premier paramètre dimensionnant des éléments du réseau électrique de distribution
est la puissance de court-circuit [24]. Elle correspond au courant de court-circuit en un
point du réseau si ce point était relié directement à la terre et également au courant circu-
lant dans un ouvrage lors d’un défaut triphasé franc à la terre. Le courant de court-circuit
est généralement fixé par les groupes de production. Il est élevé dans les postes électriques
et de plus en plus faible au fur et à mesure que les niveaux de tension décroissent et que
l’on s’éloigne des postes. Tous les matériels du réseau sont dimensionnés en fonction de la
puissance de court-circuit afin qu’ils puissent résister en cas de court-circuit. Augmenter
cette puissance a pour effet d’atténuer les perturbations renvoyées par les consommateurs
au poste source, d’améliorer la qualité de l’onde de tension, de permettre l’utilisation de
transformateurs de forte puissance, de limiter les chutes de tension, et de favoriser l’aug-
mentation de la densité de charges. Les inconvénients d’une puissance de court-circuit
élevée sont des échauffements et des dégradations dus aux éventuels défauts, des effets
électrodynamiques pouvant apparaître dans les conducteurs en défaut et des effets induc-
tifs pouvant affecter les télécommunications [24].

Les éléments du réseau électrique sont également dimensionnés afin de respecter les
limites autorisées de courant et de tension :

Imax
j ≤ Itherm

j ∀j ∈ ΩB (I.9)

Umin
i ≤ Ui ≤ Umax

i ∀i ∈ ΩN (I.10)

Avec :
ΩB : ensemble des branches du réseau
ΩN : ensemble des nœuds du réseau
Imax

j : courant maximal dans la branche j (en A)
Itherm

j : limite thermique du conducteur de la branche j (en A)
Ui : tension dans le nœud i (en p.u.)
Umin

i et Umax
i : tensions minimale et maximale admissibles dans le nœud i (en p.u.)
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La valeur des tensions et des courants dans les nœuds et lignes du réseau dépend des
puissances consommées et injectées sur le réseau et des caractéristiques des lignes qui sont
fonction de leur longueur et des conducteurs utilisés. Un calcul de répartition de charges
ou Load Flow [73] est utilisé pour déterminer l’état électrique complet du réseau : tensions
en chaque nœuds et courants et pertes dans chaque branche à partir des informations
de consommation / production en chaque nœud et de la matrice d’impédance du réseau.
L’algorithme utilisé dans les travaux de cette thèse est le calcul de répartition de charge
développé par [56].

Les contraintes en courant et en tension doivent être respectées suivant deux scénarios
évalués au terme de la période d’étude quand la consommation est maximale [30,45] :

• En régime normal d’exploitation pour une consommation à PT mb. Dans ce cas, le
courant maximal admissible des conducteurs doit être respecté et les valeurs de
tension doivent rester dans une plage de +5 %/- 5% autour de la tension nominale
Un.

• En régime de secours ou "situation N-1" pour une consommation à P ∗
max. Les valeurs

de tension doivent rester dans une plage de +5 %/- 8% autour de la tension nominale
Un. Pour les contraintes en courant, deux scénarios de régime de défaut, illustrés
dans la figure I.14, sont étudiés. Ils correspondent à l’apparition d’un défaut en
tête d’un des deux départs d’une ligne. Dans cette situation, l’ensemble des charges
de la ligne est alimenté via un seul poste source. Pour chaque branche, le courant
maximal correspondant est la valeur maximale entre les deux scénarios étudiés. Les
conducteurs sont choisis afin de respecter cette valeur.

Les valeurs des limites maximales pour les hausses et chutes de tension sont le choix du
distributeur et sont publiées dans leur documentation technique de référence. Les valeurs
présentées ici sont celles du distributeur ERDF [45].

fermé

OMT

fermé

OMT

défaut

défaut

tronçon étudié

tronçon étudié

I2

I1

charges alimentées par le courant 
transitant dans le tronçon étudié

charges alimentées par le courant 
transitant dans le tronçon étudiée

Cas 1

Cas 2

Figure I.14 – Calcul du courant maximal dans une branche
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3.2.2 Qualité de l’énergie électrique

Le gestionnaire du réseau de distribution doit respecter plusieurs objectifs de qualité
sur l’onde de tension [30,40], définie par :

• L’amplitude de la tension : les engagements du distributeur ont déjà été décrits dans
la section précédente.

• La fréquence : ses variations doivent être de +/- 1 % autour de la valeur nominale
(49,50-50 Hz) pendant 95 % d’une semaine, et de +4/-6 % (47-52 Hz) pour des
variations très importantes pendant 100 % du temps, d’après la norme EN 50160.

• Les variations lentes de la tension autour de la valeur contractuelle : elles proviennent
de l’évolution de la charge sur le réseau et ne doivent pas être trop importantes pour
ne pas entraîner le dysfonctionnement de certains appareils.

• Les variations rapides ou « flicker » qui sont répétitives et aléatoires : leur valeur doit
être inférieure à 10 % de la valeur contractuelle. Leur origine sont les équipements
industriels tels que les fours à arcs électriques.

• Les creux de tension : ce sont des chutes brutales de la tension dont la valeur peut
aller jusqu’à 90 % de la valeur contractuelle et dont la durée va de 10 ms à une
minute. Les défauts polyphasés ou les défauts monophasés sévères générant un creux
de tension sur la phase en défaut sont à leur origine. Les creux de tension peuvent
entraîner l’arrêt pur et simple de certains matériels.

• Les harmoniques ou la déformation de l’onde de tension : leur origine est l’électro-
nique de puissance présente dans les différents éléments du réseau et les impacts sur
le vieillissement des appareils, l’augmentation du niveau de bruit dans les transfor-
mateurs et les machines tournantes.

• Le déséquilibre entre phases qui a pour impact une tension trop importante ou à
l’inverse trop faible, et un couple de freinage sur les machines tournantes.

3.2.3 Fiabilité de l’alimentation

L’énergie électrique doit être fournie aux clients en respectant des normes de qualité
mais également des objectifs de fiabilité. Les clients doivent rester alimentés en cas de
défaut sur le réseau ou à minima être déconnectés à une fréquence et une durée réduites.
Dans le cadre de nos études de planification, seul l’impact des défauts permanents est
évalué. La détection et l’élimination des défauts fugitifs et semi-permanents relèvent du
déploiement des appareils de protection sur le réseau. Les critères utilisées sont le nombre
et la durée des coupures ainsi que l’énergie et la puissance totales coupées au moment des
interruptions. Ils sont évalués à l’aide de quatre critères internationaux [16] :

• Le System Average Interruption Duration Index (SAIDI) : temps moyen de coupure
par an et par client. Il est aussi connu en France sous le nom de critère B.

• Le System Average Interruption Frequency Index (SAIFI) : fréquence moyenne de
coupure par an et par client.

• L’Energie Non Distribuée (END) : énergie n’ayant pas pu être distribuée aux clients
à cause de défauts apparus sur le réseau. Elle est exprimée en kWh/an.

• La Puissance Coupée (PC) : puissance coupée au moment de l’interruption. Elle est
exprimée en kW/an.
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Ces indices sont évalués pour chaque section de ligne définie comme étant la zone entre
deux organes de manœuvre, et correspondent à l’impact de cette section sur le départ
associé. Le départ est la portion de ligne allant du poste source à l’organe de manœuvre
normalement ouvert. Les indices sont calculés d’après la stratégie décrite en section 2.4
par la figure I.10.

SAIDI(k) = τdef × Lsection(k) ×
(

T1 + T2 × Nclients(k)

Ndépart
clients

)

(I.11)

SAIFI(k) = τdef × Lsection(k) × Nclients(k)

Ndépart
clients

(I.12)

END(k) = τdef × Lsection(k) ×
(

T1 × P départ
moyen + T2 × Pmoyen(k)

)

× 103 (I.13)

PC(k) = τdef × Lsection(k) × P moyen
départ × 103 (I.14)

Avec :
τdef : taux de défaillance (en nombre de défaillance / an / km)
Lsection(k) : longueur de la section k (en km)
Nclients(k) : nombre de clients basse tension de la section j, chaque consommateur

moyenne tension étant considéré comme un seul client
Ndépart

clients : nombre de clients basse tension du départ, chaque consommateur moyenne
tension étant considéré comme un seul client

T1 : temps d’isolation du défaut (en heure)
T2 : temps de réparation du défaut (en heure)
P départ

moyen : puissance moyenne du départ (en MW)
Pmoyen(k) : puissance moyenne de la section k (en MW)

Les indices correspondant aux départs sont obtenus en sommant les indices de tous les
tronçons de chaque départ, où Nsections est le nombre de sections du départ.

SAIDI =
∑Nsections

k=1 SAIDI(k)
SAIFI =

∑Nsections

k=1 SAIFI(k)
END =

∑Nsections

k=1 END(k)
PC =

∑Nsections

k=1 PC(k)

(I.15)

Le dernier critère utilisé pour évaluer la qualité d’alimentation des clients est le critère
français PL [8,30,29]. Il peut être calculé pour différents éléments du réseau : une ligne, un
départ ou une section de ligne, comme le montre la figure I.15. Celui-ci est égal au produit
entre la puissance totale à température normale et la longueur développée, exprimé dans
l’équation I.16.

PL =
nombre de charges

∑

i=1

P ∗
max(i) ×

nombre de branches∑

j=1

l(j) (I.16)
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Avec :
PL : produit PL (en MW.km)
P ∗

max(i) : puissance de référence pour le régime secours de la charge i (en MW)
l(j) : longueur de la branche j (en km)
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Figure I.15 – Équilibrage des produits PL

Plus une ligne est chargée, plus l’énergie non distribuée sera importante en cas de
défaut. Plus une ligne est longue, plus la probabilité de défaut sera grande et le nombre
de coupures par an important. Le produit PL augmente proportionnellement à ces deux
paramètres. Limiter le produit PL lors de la planification permet d’interdire la construction
de lignes trop longues ou trop chargées. En milieu rural, le produit PL maximal d’un départ
est limité à 100 MVA.km [29]. En milieu urbain, il est naturellement limité par la forte
densité de puissance et les faibles longueurs de ligne qui en résultent. Équilibrer le produit
PL entre lignes permet d’équilibrer les indices de qualité entre les clients. On cherche donc
à équilibrer au maximum les produits PL entre lignes, puis entre départs d’une même ligne
et enfin entre sections d’un même départ, comme le montre la figure I.15.

3.3 Étude technico-économique

Une solution au problème de planification est définie par l’ensemble des choix tech-
niques qui permettent de respecter les différents critères imposés. Il n’existe pas de so-
lution unique : un GRD cherchera souvent à obtenir un ensemble de solutions pour la
planification afin de les comparer selon des critères plus qualitatifs et issus de sa propre
expérience. En plus de cela, les différentes solutions sont comparées économiquement, afin
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de sélectionner celle qui est la plus économique tout en respectant les objectifs. L’ensemble
des coûts du réseau électrique ou TOTEX (Total Expenditures) se répartit entre les coûts
d’investissements ou CAPEX (Capital Expenditures) et les coûts d’opération ou OPEX

(Operational Expenditures) [24,30,29,45].

TOTEX = CAPEX + OPEX (I.17)

Le CAPEX se réfère au coût de développement du système pour créer de futurs bé-
néfices au moyen d’achats d’équipements, de propriétés et de bâtiments. Pour le GRD,
le CAPEX se compose des investissements en conducteurs, tranchées et organes de ma-
nœuvres télécommandés. Le CAPEX est exprimé dans I.18.

CAPEX =
∑

j∈ΩB

l(j). (Ccdt(j) + Ctrc(j)) + NOMT .COMT − V u (I.18)

Avec :
ΩB : ensemble des branches du réseau
l(j) : longueur de la branche j (en km)
Ccdt(j) : coût en conducteur de la branche j (en ke/km)
Ctrc(j) : coût en tranchée de la branche j (en ke/km)
NOMT : nombre d’organes de manœuvre télécommandés
COMT : coût d’un organe de manœuvre télécommandé (en ke)
V u : valeur d’usage (en ke)

La valeur d’usage est la valeur que l’on peut attribuer à un ouvrage ayant une durée
de vie déterminée après une période d’exploitation. C’est la valeur résiduelle de l’ouvrage
à la fin de la période d’étude si celle-ci est inférieure à la durée de vie de l’ouvrage [30,29].
Dans le cas de la planification, les ouvrages ont une durée de vie importante et souvent
la période d’étude est la même que leur durée de vie. Cependant, la valeur d’usage n’est
plus négligeable pour des études à court et moyen termes, comme un renforcement de
conducteur par exemple ou le remplacement d’un transformateur pour une puissance plus
importante.

V u = V T + (V O − V T ) ×
(

(1 + a)tdurée de vie − (1 + a)T

(1 + a)tdurée de vie − 1

)

(I.19)

Avec :
V O : valeur à neuf de l’ouvrage (en ke)
V T : valeur de ferraillage de l’ouvrage (en ke)
a : taux d’actualisation (en %)
tdurée de vie : durée de vie de l’ouvrage (en années)
T : période d’étude (en années)

L’OPEX regroupe les coûts d’exploitation le réseau électrique et est constitué du coût
des pertes techniques et des défaillances. Les coûts d’exploitation doivent être actualisés
tout au long de la période d’étude. La valeur de l’argent évoluant au fil du temps, les coûts
d’opération des futures années sont ramenés à des valeurs comparables aux coûts actuels.
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Le taux d’actualisation qui est utilisé tient compte à la fois du « coût du temps » qui fait
qu’un euro d’aujourd’hui vaut plus qu’un euro demain (en étant investi par exemple), et le
« coût du risque » qui illustre l’incertitude des événements entraînant une perte d’argent
suite à une opération financière ou économique par exemple. L’OPEX est exprimé dans
I.20.

OPEX =
T∑

t=1

1
(1 + a)t




∑

j∈ΩB

Cpertes.P pertes
j,t +

∑

k∈ΩS

(

CEND.ENDk,t + CP C .PCk,t

)





(I.20)
Avec :
ΩB : ensemble des branches du réseau
ΩS : ensemble des sections du réseau
P pertes

j,t : pertes à la pointe dans la branche j à l’année t (en kW)
ENDk,t : énergie non distribuée de la section j à l’année t (en kWh)
PCk,t : puissance coupée de la section j à l’année t (en kW)
Cpertes : coût des pertes Joule (en ke/kW)
CEND : coût de l’énergie non distribuée (en ke/kWh)
CP C : coût des interruptions (en ke/kW)

La valeur des pertes techniques, de l’énergie non distribuée et de la puissance coupée
doit également tenir compte de l’évolution des charges pour les puissances maximale et
moyenne, ainsi que le montrent les équations I.21,I.22 et I.23.

P pertes
j,t = 3 × r(j) × l(j) ×

(

Ipointe
0 (j) × (1 + τpointe)t

)2
(I.21)

ENDk,t = τdef × Lsection(k) ×
(

T1 × P moyen
départ (0) + T2 × P moyen

k (0)
)

× (1 + τ conso)t (I.22)

PCk,t = τdef × Lsection(k) × P moyen
départ (0) × (1 + τ conso)t (I.23)

Avec :
P pertes

j,t : pertes à la pointe dans la branche j à l’année t (en kW)
ENDk,t : énergie non distribuée de la section j à l’année t (en kWh)
PCk,t : puissance coupée de la section j à l’année t (en kW)
r(j) : résistance linéique du conducteur de la section j (en Ω/km)
l(j) : longueur de la branche j (en km)
Ipointe

0 (j) : courant à la pointe dans la section j au début de la période d’étude (en A)
τpointe : taux annuel d’évolution de la consommation maximale (en %)
τdef : taux de défaillance (en nombre de défaillances / an / km)
Lsection(k) : longueur de la section k (en km)
T1 : temps d’isolation du défaut (en heure)
T2 : temps de réparation du défaut (en heure)
P départ

moyen : puissance moyenne du départ (en MW)
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Pmoyen(k) : puissance moyenne de la section k (en MW)
τ conso : taux annuel d’évolution de la consommation moyenne (en %)

3.4 Étapes de la planification

La planification peut être décomposée en plusieurs étapes [8,24,30,29,45]. La première
étape est le diagnostic de l’existant : il s’agit de faire l’état des lieux des éléments
du réseau actuel comme les postes de transformation (HTB/HTA et HTA/BT), les clients
(consommateurs et producteurs), les lignes, les appareils de protection et les organes de ma-
nœuvre. L’ensemble des nouveaux clients à raccorder ainsi que leurs caractéristiques sont
également listés et une analyse externe est effectuée pour évaluer la sensibilité des clients
aux facteurs environnementaux comme l’aléa climatique. Enfin, les problèmes actuellement
rencontrés par le réseau sont analysés et intégrés dans les objectifs de la planification :
chutes de tension trop importantes, déséquilibre des produits PL, artères trop chargées.

La seconde étape est la prévision d’évolution de la consommation : à l’aide
des informations économiques, démographiques, géographiques et autres, l’évolution de la
consommation et de la production sur le réseau est évaluée sur la période d’étude adaptée.
Cette étape est cruciale car elle influe très fortement sur les investissements et est soumise
à de grandes incertitudes.

La troisième étape est la construction de la cible long terme : la cible long terme
est construite grâce au diagnostic du réseau existant et des prévisions d’évolution. Elle
est dépendante des grands choix techniques tels que le niveau de tension, le système de
distribution (neutre distribué ou non), et les courants de court-circuit en régime normal
et en régime de secours, de la politique du distributeur (enfouissement des conducteurs
par exemple), et du budget à disposition. L’élément le plus structurant dans la cible long
terme est le choix de l’architecture. Au terme de l’étude, la cible long terme doit contenir
tous les postes de transformation, lignes et organes de manœuvre devant être construits,
ainsi que les éléments existants qui doivent être supprimés. La cible long terme respecte
l’ensemble des critères de planification et minimise les investissements à effectuer. Elle ne
représente pas nécessairement le réseau final, qui risque de changer en fonction de l’évolu-
tion des hypothèses d’étude, mais définit les orientations structurelles principales.

La quatrième étape est l’établissement des réseaux intermédiaires : un ensemble
de stratégies cohérentes est défini pour passer du réseau initial à la cible long terme. Pour
chacune d’elle, une analyse technico-économique est effectuée afin de déterminer le coût
et la date optimale de chaque opération. Le bilan économique actualisé peut ainsi être
réalisé, et la stratégie la plus économique est choisie.

La cinquième et dernière étape est le passage de la cible théorique à la cible
pratique : une durée d’étude moyenne est fixée, entre 5 et 10 ans. La cible pratique est
la cible théorique à 10 ans pour laquelle le coût et les indices de fiabilité sont évalués.
Les travaux pour atteindre cette cible moyen terme sont alors engagés. Cette cible moyen
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terme à 10 ans permet également de résoudre des problèmes techniques immédiats, comme
des chutes de tension non acceptables sur le réseau existant. Avant d’arriver au terme de
cette période, en fonction de l’évolution des hypothèses de planification, la cible long terme
est réévaluée, ainsi que la stratégie des réseaux intermédiaires pour l’atteindre.

La clôture de cette section, en complément de la section de description physique du
réseau, permet de poser les concepts nécessaires pour appréhender les outils de planification
développés dans le Chapitre II. La section suivante permet de comprendre pourquoi la
structure actuelle des réseaux de distribution ainsi que leurs règles de planification ont été
adoptées, et les mutations qu’ils sont amenés à connaître ou sont déjà en train d’éprouver.

4 Évolution des réseaux électriques

Cette section décrit succinctement l’évolution des réseaux électriques depuis les pre-
mières phases d’électrification jusqu’au Smart Grid en passant par l’ouverture du mar-
ché de l’énergie et l’évolution des lois environnementales, le développement des nouveaux
modes de consommation et du concept de réseau intelligent. Les différents concepts ainsi
définis aident à comprendre la transition du Chapitre II aux Chapitres III, IV et V.

4.1 Ouverture du marché de l’énergie et évolution des lois environne-
mentales

L’électrification en France commence à la fin du 19e siècle. La loi de 1884 confie la
responsabilité du réseau électrique d’une zone géographique bien définie aux villes au tra-
vers des Entreprises Locales de Distribution (ELD). Certaines villes transmettent cette
responsabilité à des sociétés privées en accord avec la loi du 15 Juin 1906. Le système élec-
trique est alors semblable à des « micro-réseaux ». Le 8 Avril 1946, les réseaux d’électricité
et de gaz sont nationalisés et Électricité de France (EDF) est créée afin de connecter ces
différents micro-réseaux de France. Les ELD de la loi 1884 sont maintenues tandis que les
acteurs privés sont absorbés par EDF ; l’état étant chargé de réguler le prix de l’électricité.
La fusion des micro-réseaux se transforme peu à peu en ce que l’on connait aujourd’hui
du réseau électrique Français. Les connexions avec les autres pays sont encore peu déve-
loppées jusqu’à la fin du 20e siècles et sont dédiées à des échanges contractuels de surplus,
jusqu’à 10 % de la consommation totale. Jusqu’à la fin des années 1990, la production
décentralisée d’énergie (ou GED) est seulement constituée de petites unités de production
hydraulique localisées dans des zones géographiques bien spécifiques comme les Alpes. Le
tarif de rachat de l’électricité étant fondé sur le principe de coût marginal [27], le rachat
est dé-corrélé des réels coûts de construction et d’opération de la production décentrali-
sée, et le développement des GED n’est donc pas intéressant économiquement. Les GED
connaissent leur première forte évolution quand EDF crée le tarif Effacement par Jour
de Pointe (EJP) : l’électricité est plus chère lors des périodes de forte consommation afin
de limiter les pics de production coûteux et polluants, car ils requièrent l’utilisation de
centrale thermique à gaz ou à charbon. Ce tarif mène certains industriels à installer leurs
propres moyens de production dans le but de consommer leur propre électricité à un prix
plus intéressant durant les périodes de pointe. Grâce à la loi 95-115 du 4 Février 1995, ces
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mêmes industriels sont autorisés plus tard à revendre leur surplus de production au même
tarif EJP. Plus tard, l’arrêté du 25 Juillet 1996 fait la promotion de la cogénération en
autorisant la revente fondée sur le même prix que les énergies fossiles.

Durant les années 1990, le contexte économique et les incitations Européennes mènent
peu à peu le monopolistique réseau électrique Français vers un système dérégulé avec l’in-
fluence d’autres pays comme les Etats-Unis avec le Energy Policy Act de 1992 ou le Chili
et la Grande Bretagne qui sont les premiers à adopter la dérégulation dans les années
1980. Les raisons de cette évolution sont nombreuses : un réseau suffisamment mature,
une volonté de plus de compétitivité et moins de régulation, des industriels ayant besoin
d’une énergie moins chère, des différences de coût de l’énergie entre les différents pays trop
importantes [14]. La concurrence semble offrir beaucoup d’avantages aux consommateurs
et les états ont besoin de privatiser les compagnies d’état pour combler leurs dettes [14]. La
directive Européenne 96/92/CE est adoptée en 1996 et établit les règles de l’ouverture du
marché de l’énergie électrique [14]. Le but est d’imposer aux pays Européens une ouverture
minimale de leurs marchés, libéraliser la production, autoriser les acteurs annexes à accé-
der au réseau, séparer les activités de production/consommation et transport/distribution,
et élargir progressivement le champ de clients éligibles, c’est-à-dire ceux pouvant choisir
leur fournisseur. Ces objectifs sont transposés en France avec la loi 2000-108 du 10 Février
2000 et abrogés en 2003 avec la directive Européenne 2003/54/CE qui conclut le planning
final des clients éligibles. La dérégulation du réseau électrique s’applique aux activités de
production et de services au consommateur, pouvant être facilement soumises aux règles
du marché ouvert. Pour des raisons économiques et techniques, les réseaux de transport et
de distribution ne sont pas séparés entre différents acteurs et restent exploités de manière
monopolistique [40]. EDF continue d’exercer son activité de producteur, mais ses activités
de Gestionnaire de Réseau de Transport (GRT) et de Gestionnaire de Réseau de Distri-
bution (GRD) sont scindées en deux nouvelles sociétés en 2008 : Réseau de Transport
d’Electricité (RTE) et Electricité des Réseaux de Distribution Français (ERDF). L’acti-
vité de GRT en France est exclusivement réservée à RTE, tandis que l’activité de GRD
est assurée à la fois par ERDF 9 et les différentes ELD 10 encore présentes. Le système
d’ouverture du marché de l’énergie électrique a également vu l’apparition de nombreux
acteurs en plus de ceux déjà présents, représentés sur la figure I.16.

Les producteurs assurent l’approvisionnement en énergie du réseau électrique avec
des moyens allant de la petite unité de production isolée au parc de production de plu-
sieurs méga-watts, de types d’énergie différents (nucléaire, hydraulique, thermique, renou-
velable,...). Les négociants de l’énergie font le lien entre les producteurs et le marché. Les
responsables d’équilibre recouvrent plusieurs activités d’injection et de soutirage de puis-
sance et cherchent à les équilibrer. Ils communiquent avec le GRT et le GRD, achètent
les écarts négatifs et vendent les écarts positifs. Powernext est une bourse dédiée aux ac-
tivités commerciales concernant l’énergie électrique, les prix de l’énergie étant régulés par
le principe de l’offre et la demande. RTE possède et gère le réseau de transport, mène
les opérations nécessaires à son fonctionnement et communique avec les autres pays. Il

9. ERDF est réparti en 8 zones géographiques importantes, couvrant 95 % du territoire Français
10. Les ELD sont au nombre de 170 et représentent 2500 communes et 3 millions d’habitants



36 I. Évolution des paradigmes pour la planification des réseaux électriques

Producteurs

Négociants

Powernext

Coordinateur

ENTSOE

Réseau de transport

Gestionnaire et propriétaire : RTE

Réseaux de 

transports 

Européens

Fournisseurs 

de services 

systèmeRéseaux de distribution

Propriétaire : les communes

Gestionnaires : ERDF et les ELD

Consommateurs

GED

Fournisseurs

communiquent régule et 
harmonise les 

règles

Propose
des services

régule

régule

CRE

Figure I.16 – Les différents acteurs du réseau électrique

doit fournir un accès non-discriminatoire à tous, faciliter l’usage du réseau, développer et
planifier le réseau. Les gestionnaires de réseaux de transport Européens font partie de l’Eu-
ropean Network Transmission System Operators for Electricity (ENTSOE) qui harmonise
les études et les règles de développement pour le réseau et facilite le marché Européen. Les
réseaux de distribution appartiennent aux communes et sont gérés par les GRD qui ont
pour responsabilité de fournir l’électricité au consommateur final en assurant la meilleure
qualité de service et la sécurité optimale pour les individus et les biens. Les fournisseurs
sont les producteurs historiques comme EDF ou de nouveaux fournisseurs spécialisés en
« package » contenant des offres en électricité (produite ou rachetée) et d’autres produits
comme le gaz, la communication ou la sécurité. Les fournisseurs de services système pro-
posent des services comme le dispatching, les réserves d’énergie, le réglage de la tension
ou la fréquence, la reconfiguration de réseau, etc. Les GED regroupent les producteurs
connectés directement sur le réseau de distribution dont la puissance va de quelques kW à
plusieurs MW et dont l’énergie peut être d’origine fossile ou renouvelable. La Commission
de Régulation de l’Energie (CRE), créée avec les lois du 10 Février 2000 et du 3 Janvier
2003, régule le réseau, organise le marché Français de l’électricité et du gaz, et fixe les
règles concernant l’accès au réseau et la régulation du marché. La CRE propose les Tarifs
d’Utilisation des Réseaux Publics d’Electricité (TURPE) appliqués par les GRT et GRD.

L’ouverture des marchés de l’énergie est un premier vecteur d’évolution des GED car
toute personne devient éligible pour produire sa propre énergie et réinjecter le surplus sur le
réseau. Le deuxième vecteur est l’évolution des technologies de production à partir d’éner-
gies renouvelables avec l’augmentation des rendements de conversion et la diminution des
coûts de production. Le troisième vecteur est l’influence des nouvelles préoccupations envi-
ronnementales se traduisant par différentes incitations législatives et politiques aux niveaux
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Français, Européen et mondial. La loi du 10 Février 2000 impose aux GRD d’accepter la
connexion des nouveaux producteurs et d’établir les règles techniques de connexion publiée
dans leur documentation technique de référence. La loi 2000-1996 publiée le 6 Décembre
2000 étend l’obligation de rachat de l’électricité aux énergies renouvelables, le recyclage des
déchets et la co-génération. Des objectifs au niveau européen concernant le développement
des énergies renouvelables sont émis : la directive Européenne 2001/77/CE publiée le 27
Septembre 2001 et relative à la promotion des énergies renouvelables impose un objectif
de 22,1 % d’électricité d’origine renouvelable dans la Communauté Européenne pour 2010.
Cette directive fait suite au Livre blanc de 1997 sur les sources d’énergies renouvelables et
est également un volet important pour respecter les engagements de l’Union Européenne
au protocole de Kyoto. L’objectif de 21 % pour la France n’a cependant pas été atteint.
En 2012, la production issue de l’ensemble des sources d’énergies renouvelables atteint
16,4 % de la production Francaise [113]. Cependant, un nouveau plan d’action nommé le
Plan Climat a été adopté par l’Union Européenne en Décembre 2008 [48]. L’objectif est la
mise en place d’une politique Européenne commune de l’énergie plus soutenable et durable
afin de lutter contre le changement climatique. La cible pour 2020 appelée "objectif 3x20"
est de faire passer la part des énergies renouvelables dans le mix énergétique Européen à
20 %, réduire les émissions de C02 des pays de l’Union de 20 % et d’accroître l’efficacité
énergétique de 20 % par rapport aux niveaux de 1990. En 2014, la Commission Euro-
péenne a adopté une nouvelle série d’orientations pour le plan climat portant les objectifs
"20-20-20" à "27-40-27" 11. Du côté Français, ces orientations se traduisent par le Grenelle
de l’Environnement, un ensemble de rencontres politiques entre Septembre et Décembre
2007 ayant mené par la suite à l’élaboration des lois Grenelles I et II, respectivement le 3
Août 2009 et le 12 Juillet 2010 12.

4.2 Nouveaux modes de consommation

L’ouverture du marché de l’énergie et le développement de la production décentrali-
sée, notamment à base d’énergie renouvelable, sont les premiers facteurs de mutation des
réseaux électriques ces dernières décennies. Ils sont depuis peu accompagnés d’autres évo-
lutions au niveau des utilisateurs du réseau électrique. Premièrement, les consommateurs
peuvent à présent devenir des producteurs, en fournissant eux-mêmes au réseau l’électricité
produite par leurs éoliennes, panneaux photovoltaïques, ou micro-centrales de cogénéra-
tion. A ce titre, ils ne peuvent donc plus être considérés par les gestionnaires du réseau
électrique comme de simples consommateurs finaux mais comme des producteurs acteurs
à part entière du réseau électrique.

Les habitudes de consommation sont également en pleine mutation. Avec l’accroisse-
ment du parc des bâtiments, le développement de nouveaux besoins à forte consommation
comme la climatisation et la micro-informatique, la consommation électrique risque d’aug-
menter. Cependant, grâce à la prise de conscience écologique, les mesures incitatives prises
pour réduire la consommation énergétique et le développement de nouvelles technologies
à haut rendement énergétique, les hypothèses d’évolution de la consommation peuvent

11. http://europa.eu/rapid/press-release_IP-14-54_fr.htm

12. http://www.developpement-durable.gouv.fr/-Le-Grenelle-de-l-environnement-de-.html

http://europa.eu/rapid/press-release_IP-14-54_fr.htm
http://www.developpement-durable.gouv.fr/-Le-Grenelle-de-l-environnement-de-.html
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également être amenées à diminuer [2]. Avec les progrès de la domotique et la nouvelle
règlementation thermique, les maisons individuelles deviennent plus efficaces énergétique-
ment avec une isolation renforcée et des appareils électriques moins énergivores 13. De
même, les bâtiments résidentiels, tertiaires ou industriels peuvent devenir des bâtiments
à énergie positive grâce à la production décentralisée. Enfin, les méthodes de chauffage
alternatives au chauffage électrique se développent de plus en plus, comme les chaudières
à bois par exemple 14 [1], contribuant également à diminuer la consommation en énergie
électrique.

La consommation électrique est également amenée à évoluer avec l’apparition des véhi-
cules électriques et hybrides (VEH). En effet, la fin du 20e siècle a vu le développement des
VEH, en partie à cause de la volonté croissante des états à réduire leur dépendance aux
énergies fossiles. Les VEH sont aujourd’hui en constante progression : entre 2011 et 2014
le nombre d’immatriculation de VEH par année en France est passé de 2 626 à 10 555.
Même avec une augmentation des moyens de production d’énergie électrique qui peuvent
être polluants pour les périodes de pointe, les VEH offrent un meilleur rendement "de
la source à la roue" grâce au rendement des moteurs électriques plus important que les
moteurs thermiques. On peut distinguer le type des VEH par leur mode de recharge sur
le réseau électrique : une charge longue aux domiciles particuliers (entre 6 et 8 heures) ou
une charge courte dans des stations de recharge spécialisées (d’une trentaine de minutes
à une heure) [26]. Les VEH ont un impact sur la courbe de consommation électrique du
réseau. Premièrement, la consommation énergétique croît, augmentant ainsi le volume du
mix énergétique français. Deuxièmement, la consommation va augmenter à certains mo-
ments de la journée, entraînant une dégradation de la pointe et donc un besoin plus grand
en moyens de production de type centrales thermiques, critiques pour les investissement
et la pollution. Cette dégradation des pics de consommation va également avoir un impact
sur le dimensionnement des équipements électriques des réseaux de distribution, comme
les conducteurs ou les postes de transformation. Cependant l’insertion de VEH peut aussi
procurer des avantages au réseau électrique si les instants de recharges des VEH peuvent
être contrôlés. L’équilibre entre production et consommation peut être amélioré en syn-
chronisant la recharge des VEH avec les GED comme les panneaux photovoltaïques ou
les éoliennes dont la production d’énergie est fatale, ou certaines unités thermiques qui
sont plus efficientes à partir d’un certain niveau de puissance. Les VEH peuvent aussi être
utilisés comme équipements intelligents en procurant aux acteurs du réseau différentes
fonctionnalités. L’énergie stockée dans les batteries des VEH peut être utilisée comme
moyen de production en renfort au réseau pendant les périodes de pointe, ou pour réguler
la fréquence sur le réseau.

La gestion intelligente des flux énergétiques au sein du bâtiment, des nouveaux équi-
pements, de la production décentralisée et des véhicules électriques est possible. Elle est
réalisée grâce au déploiement des compteurs intelligents. Ils peuvent communiquer à la fois

13. Après une hausse moyenne de 1,6 % par an sur la période 1990-2001, la consommation d’éner-
gie du résidentiel-tertiaire a ensuite plafonné entre 2001 et 2012. Source : http://www.statistiques.

developpement-durable.gouv.fr

14. En 2012, 7,4 millions de ménages utilisaient le bois comme mode de chauffage dans leur résidence
principale contre 5,9 millions en 1999.

http://www.statistiques.developpement-durable.gouv.fr
http://www.statistiques.developpement-durable.gouv.fr
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avec le distributeur et avec les équipements électriques domestiques s’ils sont assistés par
l’Energy Box adéquate et ses services associés, vendus par des acteurs tiers. En France, le
matériel choisi par ERDF est le compteur Linky et son déploiement total de 35 millions
d’unités est prévu d’ici 2021 15, les différentes ELD gérant le reste des réseaux de distri-
bution n’ayant pas toutes arrêté leur choix quant au type de technologie. Cette insertion
massive apporte de nombreux avantages aux différents acteurs du réseau électrique. Pour
le consommateur, la possibilité d’avoir accès à sa courbe de charge lui permet de mieux
gérer sa consommation. Pour le GRD, une nouvelle visibilité du réseau est possible car les
compteurs renvoient à intervalles réguliers leurs données de consommation sans nécessiter
de visite technique. Parmi ces données, les courbes de charge des consommateurs et de
production permettent de mieux prévoir les périodes de pointe. Du côté des fournisseurs
d’énergie, l’accès à ces données permet de proposer de nouvelles offres en fonction du pro-
fil de consommation, et des services d’efficacité énergétique et de maîtrise de la demande
énergétique (MDE).

La MDE consiste à modifier la consommation énergétique des consommateurs finaux
à l’aide de mécanismes incitatifs tarifaires. La consommation peut ainsi être réduite aux
instants où le coût de l’énergie est haut, ou lorsque la stabilité du réseau électrique est
menacée. Les objectifs sont économiques, sécuritaires ou auxiliaires comme le réglage de la
fréquence. La réduction de la consommation est obtenue par le changement des consignes
de chauffage ou de climatisation, la re-programmation des appareils à usage domestique
(machine à laver, lave-vaisselle, chauffe-eau), ou la re-planification de l’activité industrielle.
On parle de flexibilité pour désigner l’énergie disponible pour répondre à une incitation de
maîtrise de demande de l’énergie. On distingue deux types de MDE [7]. Le premier type
est fondé sur la tarification : les consommateurs réduisent leur consommation lorsque les
prix sont hauts sans changer leurs habitudes lors des autres périodes, le choix des périodes
dépendant du type de programme de MDE. En France ce type de tarification existe depuis
longtemps avec par exemple les contrats "heures pleines / heures creuses" 16. Le second type
de MDE est la MDE par mécanisme incitatif. Les consommateurs souscrivent à des contrats
avec le GRD ou GRT, un agrégateur ou un fournisseur de service système. Ces contrats
assurent un tarif favorable pendant les périodes normales. Pour des raisons économiques
ou de stabilité du réseau, une incitation peut être envoyée au consommateur sous contrat
afin qu’il réduise sa consommation, sous peine de pénalité. Le contrôle peut être direct,
c’est-à-dire que le GRD coupe tout ou une partie de la consommation sans passer par l’aval
de l’utilisateur : on parle alors de délestage [138]. Si le contrôle est indirect, c’est-à-dire
si le consommateur donne son accord, on parle d’effacement. Le désavantage de la MDE
est que l’énergie non consommée est alors décalée dans le temps et peut même se voir
amplifiée. On parle des effets de rebond en puissance et de report en énergie. Ces effets
sont décrits et étudiés en détails dans le Chapitre IV. L’utilisation de la MDE peut donc
causer des dégradations de la pointe sur le réseau électrique. Ce problème est d’autant
plus grave si l’activation de flexibilité est effectuée par un acteur tiers et non par le GRT
ou le GRD, qui possèdent la vision nécessaire sur le réseau pour anticiper les éventuelles
contraintes [83].

15. http://www.erdf.fr/linky-le-compteur-communicant-derdf

16. https://particuliers.edf.com/offres-d-energie/electricite-47378.html

http://www.erdf.fr/linky-le-compteur-communicant-derdf
https://particuliers.edf.com/offres-d-energie/electricite-47378.html
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4.3 Les réseaux intelligents ou Smart Grids

Face au développement de la production décentralisée et l’augmentation de la consom-
mation électrique au sein de réseaux âgés, la solution la plus simple est de renforcer l’in-
frastructure existante. Il s’agit cependant d’une solution très coûteuse et générant une
infrastructure et des travaux parfois lourds. L’alternative est d’intégrer les fonctionnalités
des NTIC au sein du réseau électrique. Les technologies de l’information et de la commu-
nication désignent l’ensemble des méthodes utilisées pour le traitement et la transmission
des informations, et regroupe les domaines de l’informatique, de l’audiovisuel, du multi-
média, d’internet et des télécommunications (définitions du Larousse et de Wikipédia).
Les NTIC constituent l’intégration de ces techniques au sein de nouveaux systèmes. Cela
se traduit par une instrumentation importante rendant les éléments du réseau plus com-
municants, offrant ainsi une nouvelle observabilité du réseau électrique et la mise en place
de nouvelles fonctionnalités. Le développement important des NTIC dans les réseaux élec-
triques de distribution les font aujourd’hui converger vers les réseaux intelligents, ou Smart
Grids. Les Smart Grids sont la combinaison des technologies des réseaux électriques et des
NTIC et sont formés d’une couche d’infrastructure électrique classique, d’une seconde for-
mée d’une architecture de communication, et d’une dernière couche de fonctionnalités de
conduite (définition de la CRE). Les NTIC sont déjà présentes depuis un moment au ni-
veau du réseau de transport et de répartition avec les réseaux de communication pour
le plan de protection, le contrôle-commande numérique au niveau des postes sources et
les différentes applications Internet. Elles sont aussi déjà présentes au niveau du réseau
de distribution avec le système de signal tarifaire via le courant porteur en ligne (CPL)
qui permet de gérer les périodes de pics de consommation avec les clients ayant souscrit
au contrat adapté. Néanmoins les NTIC se sont fortement développées depuis plusieurs
années avec l’évolution des différents moyens de communication (CPL, lignes dédiées, fibre
optique, WiFi, ADSL, etc.). De nouveaux éléments font ainsi leur apparition dans le réseau
de distribution. Le réseau de transport étant déjà très instrumenté, les enjeux se situent
principalement au niveau du réseau de distribution qui fait l’objet de ce manuscrit. Les
couches d’infrastructure électrique et de fonctionnalités de conduite sont étudiées et mises
en parallèle, tandis que la couche d’infrastructure de communication n’est pas abordée.
L’infrastructure électrique a été décrite dans la section précédente. Les fonctionnalités de
conduite sont décrites dans les chapitres suivants. Le schéma I.17 représente une vision
simplifiée et non unique d’une architecture de Smart Grid.

Le compteur intelligent constitue le lien entre les NTIC et les nouveaux modes de
consommation. Le compteur Linky adopté par ERDF renvoie ses données de consomma-
tion au poste source HTB/HTA correspondant via la technologie CPL. Chaque compteur
est associé à un modem qui code et décode les données en un signal électrique superposé
au signal électrique 50 Hz du réseau. Au poste source, ces données sont agrégées par le
concentrateur, formant un réseau local ou Local Area Network (LAN) avec le groupe de
compteurs correspondants. Les LAN des concentrateurs sont agglomérées en un réseau
large ou Wide Area Network (WAN) qui permet la communication entre les concentra-
teurs et le système central d’information. Les données sont transmises des concentrateurs
au système central par réseau téléphonique ou General Packet Radio Service (GPRS).
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Figure I.17 – Agencement des technologies de l’information et de la communication

Dans le système central d’information, le GRD effectue les opérations de planification
et de maintenace des réseaux électriques. Il est composé d’un Supervisory Control and
Data Acquisition (SCADA) qui fait le lien entre les grandeurs physiques du réseau élec-
triques et l’ensemble des fonctions de communication et d’information permettant de le
faire fonctionner. Les données des concentrateurs sont transmises au SCADA via un Ad-
vanced Meter Management (AMM). Ce système effectue l’acquisition des données et leur
traitement en temps réel. L’AMM stocke les mesures des compteurs, leur statut actuel, les
informations relatives à la qualité de l’énergie, les statuts opérationnels des différents élé-
ments du système (interrupteurs, capteurs, etc.), la connaissance des équipements ayant
connu des pannes, et diverses informations à propos des services des acteurs tiers. Le
SCADA récupère aussi des informations depuis le Geographic Information System (GIS)
qui récupère, stocke et traite tous les types d’informations géographiques via la carto-
graphie, l’analyse statistique et les technologies de bases de données. Le GIS procure au
SCADA une description topologique du réseau et la géolocalisation de ses différents équi-
pements.
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A partir des données de l’AMM et du GIS, le SCADA traite les informations et ef-
fectue les opérations de maintenance du réseau en envoyant des consignes aux différents
éléments communicants du réseau de distribution comme les protections, les organes de
manœuvres ou la production décentralisée. Pour prendre des décisions, le GRD est aidé
par un ensemble de fonctions issues des méthodes traditionnelles (régleurs en charge, plans
de protections, etc.) et des méthodes dites Fonctions Avancées de Conduite (FAC). Les
FAC sont réalisables grâce au déploiement de nouveaux capteurs intelligents, de nouvelles
méthodes de traitement pour les grandes quantités d’information, et des nouveaux logiciels
pour les applications temps réel ou offline. Ces fonctions peuvent permettre une meilleure
connaissance du réseau : estimation d’état (meilleure confiance malgré le bruit, les me-
sures manquantes ou inexactes), calculs de répartition de charge, prévision de la consom-
mation (modèles prédictifs, logique floue, réseaux de neurones). Le réseau est également
plus contrôlable : le Volt Var Control (VVC) permet de soutenir les moyens de réglage
classiques de la tension en gérant les injections/absorptions de réactif par les GED. La
reconfiguration des organes de manœuvre peut minimiser les pertes sur le réseau. Ces
nouvelles fonctionnalités sont stockées dans le Distribution Management System (DMS).
Elles peuvent s’exercer en moyenne tension, voire en basse tension dans une moindre me-
sure, et sur différentes échelles de temps.

5 Conclusion

Au vu des différents objectifs, critères et méthodologies présentés dans ce chapitre,
l’impact du Smart Grid sur la planification des réseaux électriques de distribution peut
être appréhendé suivant deux axes principaux : les incertitudes dans le développement du
réseau et la nécessité de combiner les activités de planification et de gestion du réseau
électrique.

Premièrement, l’objectif principal n’est plus seulement de connecter un ensemble de
consommateur mais également des producteurs. A la différence des consommateurs clas-
siques, l’insertion de la production décentralisée sur le réseau est soumise à beaucoup
d’incertitudes. Leur type, leur emplacement et leur puissance ne peuvent pas être prévus
avec suffisamment de précision sur des périodes d’étude très longues, comme c’est le cas
pour la consommation. Il est nécessaire d’introduire dans les techniques de planification
des méthodes et modèles probabilistes afin de prendre en compte les différents scénarios
possibles. Les incertitudes concernent également l’évolution de la consommation : déploie-
ment des véhicules électriques, des bâtiments intelligents, des compteurs intelligents et des
services associés. L’objectif est de pouvoir cibler les zones sensibles du réseau et éviter la
stratégie d’un réseau très robuste mais également très coûteux.

Deuxièmement, la mutation des réseaux électriques vers le Smart Grid est synonyme
d’arrivée de nouvelles fonctions avancées de conduite. Le dimensionnement du réseau influe
fortement la mise en application des FAC. Par exemple, la reconfiguration du réseau afin
de minimiser les pertes techniques dépend de la répartition des organes de manœuvre télé-
commandés. De même, prendre en compte l’utilisation des FAC sur le réseau peut modifier
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les choix d’investissements qui sont faits lors de la phase de planification. Par exemple, la
prise en compte de la VVC et de la MDE peut permettre de différer ou annuler certains
travaux de renforcement sur le réseau en réduisant les contraintes de congestion. Il est
donc nécessaire de modéliser le fonctionnement des FAC dans les étapes de planification
pour réajuster le choix des investissements. De nombreux phénomènes temporels rentrant
en jeu, comme les effets de rebond et de report d’un effacement de consommation, l’étude
du réseau ne peut plus se limiter à l’étude de quelques cas dimensionnants. Une analyse
temporelle sur des courbes de charges simulées doit être effectuée, ce qui complexifie le
problème de planification et augmente les données d’entrée nécessaires. Parmi les points
bloquants, on peut aussi noter l’aspect économique. En effet, par manque de retour d’expé-
rience dans le domaine et de données disponibles dans le milieu académique, il est difficile
de chiffrer précisément le déploiement des nouvelles technologies Smart Grid.

Le prochain chapitre vise à développer une méthode de planification pour les réseaux
électriques de distribution conforme aux règles usuelles. L’objectif est de disposer d’une
méthodologie de base afin de générer des réseaux de type "historique" afin de tester leur
robustesse aux nouveaux paradigmes du Smart Grid, et de pouvoir faire évoluer cette mé-
thodologie vers une "planification des Smart Grids". La planification usuelle est par ailleurs
enrichie par l’utilisation d’outils mathématiques issus des méthodes méta-heuristiques, de
la recherche opérationnelle et de la théorie des graphes.





Chapitre II

Construction de l’architecture

Sommaire
1 Formalisation du problème . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 46

1.1 Modélisation du problème de planification . . . . . . . . . . . . . . . . . . 46
1.2 Choix de la méthodologie . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 48

1.2.1 Complexité algorithmique du problème proposé . . . . . . . . . 48
1.2.2 État de l’art des méthodes heuristiques et méta-heuristiques

pour la planification . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 49
1.2.3 Description de la méthodologie proposée . . . . . . . . . . . . . 50

2 Routage pour la construction de l’architecture . . . . . . . . . . . 52
2.1 Modélisation de la topologie des rues . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 52
2.2 Recherche des chemins de coût minimal entre les charges . . . . . . . . . 55
2.3 Coefficients de correction du coût des rues . . . . . . . . . . . . . . . . . . 56

3 Algorithme de construction de l’architecture de longueur
minimale . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 57
3.1 Affectation des artères entre les postes sources . . . . . . . . . . . . . . . . 57

3.1.1 Détermination du nombre d’artères . . . . . . . . . . . . . . . . 57
3.1.2 Répartition des artères entre les postes sources . . . . . . . . . . 59

3.2 Raccordement des charges aux différentes artères . . . . . . . . . . . . . . 60
3.2.1 Modélisation du problème . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 60
3.2.2 Heuristiques de minimisation de la longueur du réseau . . . . . 61
3.2.3 Algorithme retenu : le recuit simulé . . . . . . . . . . . . . . . . 64

4 Construction du réseau final . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 67
4.1 Respect des contraintes techniques . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 67
4.2 Respect des objectifs de fiabilité . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 68

5 Exemples d’application . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 70
5.1 Description du réseau étudié . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 70
5.2 Cas 1 : Planification d’un réseau "sorti de terre" . . . . . . . . . . . . . . . 73
5.3 Cas 2 : Extension d’un réseau de distribution existant . . . . . . . . . . . 80

6 Conclusion . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 84

Abstract

Ce chapitre présente une méthodologie de planification pour les réseaux électriques
de distribution en accord avec les règles classiques de planification. Dans ce contexte,
la présence de production décentralisée et de véhicules électriques sur le réseau n’est
pas encore envisagée. Le but est de générer des architectures construites selon des
règles historiques de manière automatique et optimisée. Les objectifs sont d’évaluer la
robustesse des réseaux actuels soumis aux nouveaux paradigmes du Smart Grid et de
disposer d’une méthode de référence qu’il est possible de faire évoluer vers une méthode
de planification des réseaux Smart Grid.
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1 Formalisation du problème

1.1 Modélisation du problème de planification

Dans ce chapitre, des méthodes de planification long terme des réseaux électriques de
distribution moyenne tension en milieu urbain sont développées. Deux cas d’étude sont
étudiés : la construction d’un réseau "sorti de terre" et l’extension d’un réseau existant. Un
réseau "sorti de terre" ne prend pas en compte les infrastructures de réseau déjà existantes
tandis que l’extension d’un réseau les intègre dans la solution finale. Le contexte de l’étude
étant long terme, l’architecture est construite selon une projection de l’état du réseau dans
30 ans. Ainsi, le remplacement potentiel de tous les conducteurs se justifie car leur durée
de vie est du même ordre de grandeur. La solution au problème de planification est un
modèle statique appelé cible long terme. Cette solution est fondée sur les hypothèses de
croissance des charges et reste identique au cours de la période d’étude. L’établissement
des cibles intermédiaires n’est pas réalisé. La structure en coupure d’artère de source à
source est choisie car elle est la structure la plus utilisée dans les réseaux urbains Français
qui sont le cadre de nos études. Ses avantages ont été décrits dans le Chapitre I, partie
2.3.1. La nature urbaine du réseau impacte aussi le choix des conducteurs qui sont enfouis
pour satisfaire les objectifs de fiabilité et respecter les contraintes topologiques.

La figure II.1 montre les entrées et sorties du modèle de planifcation d’un réseau "sorti
de terre".

Postes sources Charges Nouvelles lignes Organes de manœuvre

Figure II.1 – Entrées et sorties du modèle - cas d’étude "sorti de terre"

L’emplacement et les caractéristiques techniques des postes sources HTB/HTA et des
charges (consommateurs moyenne tension ou postes de transformation HTA/BT) forment
les entrées du modèle. La production décentralisée et les véhicules électriques ne sont pas
encore pris en compte à cette étape de la thèse dans l’évolution du réseau. Les sorties
du modèle sont l’architecture permettant de connecter les charges aux postes sources, les
caractéristiques techniques des lignes et la répartition des organes de manœuvre télécom-
mandés ou OMT. Dans le cas de l’extension d’un réseau, l’infrastructure existante est prise
en compte, comme le montre la figure II.2.
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Postes sources Charges Nouvelles lignes Organes de manœuvreLignes existantes

Figure II.2 – Entrées et sorties du modèle - cas d’étude "extension de réseau"

La figure II.3 synthétise les objectifs, contraintes et données d’entrée et de sortie qui
ont été retenus pour le modèle de planification. L’objectif de planification se décline en
trois sous-objectifs qui correspondent aux différentes étapes d’évolution du réseau élec-
trique : fournir aux clients du réseau l’accès à l’énergie électrique, prévoir l’évolution de la
consommation et assurer la continuité de l’alimentation.

Objectif 3 : assurer la continuité 

de l’alimentation

Objectif 2 : prévoir l’évolution de 

la consommation

Objectif 1 : alimenter les clients

Entrées Sorties

Postes sources

• Emplacement
• Caractéristiques électriques

Consommateurs

• Emplacement
• Type de client
• Caractéristiques électriques
• Evolution

Réseau existant

• Charges
• Lignes
• Organes de manœuvre

Contraintes techniques

• Courant dans les conducteurs

Contraintes topologiques

• Configuration des rues

Contraintes économiques

• Coûts d’investissement
• Coûts d’exploitation

Organes de manœuvre
télécommandés

Organes de manœuvre
télécommandés

• Nombre
• Emplacement
• Position de l’interrupteur 

normalement ouvert

Architecture

• Configuration des lignes
• Partitionnement des charges

Conducteurs

• Longueur
• Nature (aérien, souterrain)
• Type (section, matériau)

Contraintes de fiabilité

• SAIFI, SAIDI, END, PC
• Equilibrage du produit PL

• Courant dans les conducteurs
• Tension aux nœuds du réseau

• Configuration des rues
• Coût et congestion des rues

Figure II.3 – Synthèse des objectfifs et contraintes de la planification

Les objectifs de planification doivent êtres réalisés en respectant un ensemble de contraintes.
Les contraintes techniques sont étudiées dans le domaine statique. Les phénomènes tran-
sitoires n’étant pas pris en compte, les seules contraintes techniques étudiées sont les
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contraintes en courant dans les différents éléments du réseau, et les variations de tension
maximales admissibles aux différents nœuds du réseau en régime normal et de secours. Les
contraintes de fiabilités sont l’obligation au GRD d’assurer la continuité de l’alimentation
en cas d’incidents sur le réseau. Celle-ci est quantifiée par les indices de fiabilité SAIDI,
SAIFI, END et PC. La contrainte économique contraint l’ensemble des choix menant à
la solution finale à être réalisés de manière à respecter un optimum technico-économique.
Les contraintes topologiques sont propres aux obstacles rencontrés en environnement de
type urbain et concernent principalement le trajet des lignes.

1.2 Choix de la méthodologie

Dans cette section, le modèle de planification est examiné d’un point de vue mathé-
matique afin d’en déterminer la nature, cibler les difficultés qui en découlent, et identifier
les méthodes disponibles pour le résoudre.

1.2.1 Complexité algorithmique du problème proposé

Premièrement, les variables de décision du problème de planification des réseaux élec-
triques (répartition des artères entre les différents postes sources, partitionnement des
charges entre les artères, nombre et placement des OMT le long des lignes, choix de la
section des conducteurs) sont des variables discrètes entières. La nature discrète de ces va-
riables, couplée à la grande taille du problème (plusieurs centaines de charges et de lignes),
mène à une explosion combinatoire du nombre de possibilités à évaluer. A titre d’exemple,
pour une structure en artères de source à source, on peut évaluer le nombre de couplages
possibles entre différents postes sources via la formule II.1, puis en déduire le nombre de
solutions au partitionnement des charges entre plusieurs postes sources via la formule II.2.

Ncouplages possibles =
NP S−1
∑

i=1

i =
(NP S − 1)(NP S − 1 + 1)

2
=

NP S(NP S − 1)
2

(II.1)

Nsolutions =
(

NP S(NP S − 1)
2

)M

︸ ︷︷ ︸

Solutions de couplage des artères

×
Solutions de partitionnement par configuration

︷︸︸︷

MN (II.2)

Avec :
NP S : nombre de postes sources
M : nombre d’artères
N : nombre de charges

Pour un réseau de 3 postes sources et 6 artères, le nombre de solutions passe de 4, 4.1010

pour 10 charges à raccorder à 5, 9.1041 pour 50 charges à raccorder. Or en planification
plusieurs centaines de charges peuvent être à raccorder pour des dizaines d’artères. Pour des
réseaux de taille conséquente, la taille du problème ne permet plus d’utiliser les méthodes
de résolution classique dont le temps de calcul augmente considérablement.
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Deuxièmement, le modèle de planification est non-linéaire à cause des équations de
calcul des pertes par effet Joule. Le problème est également multi-objectif car le GRD doit
arbitrer entre la minimisation des coûts et le respect des objectifs de fiabilité. Le problème
de planification est donc modélisé comme un problème de programmation mixte discret
non linéaire multi-objectif. Cela en fait un problème difficile à traiter avec les techniques
usuelles d’analyse discrète et/ou continue. Les solutions alternatives étudiées sont les algo-
rithmes et méthodes heuristiques, dont le principe est de fournir rapidement à un problème
d’optimisation difficile une solution réalisable mais qui n’est pas nécessairement optimale
ou exacte. Ces techniques ont été beaucoup étudiées dans la littérature et sont décrites
dans la section suivante.

1.2.2 État de l’art des méthodes heuristiques et méta-heuristiques pour la
planification

La première méthode apparue est le Branch-and-Bound utilisée dans [109,126], qui est
une estimation systématique par l’exploration des branches de l’arbre des solutions, tout
en discriminant certaines branches selon des règles heuristiques issues de l’expérience du
distributeur. Cette technique reste cependant difficile à appliquer pour des problèmes de
grande taille. La technique du Branch Exchange utilisée dans [58, 75, 86, 89–91, 100] est
aussi une des premières heuristiques largement utilisées : elle consiste à démarrer par une
solution faisable, ajouter une ligne afin de former une maille bouclée, puis retirer une an-
cienne ligne afin d’améliorer la fonction objectif choisie tout en respectant les contraintes.
L’opération est répétée jusqu’à ce que la solution ne puisse plus être améliorée. La re-
cherche avec tabou utilisée dans [107, 116] est une procédure qui explore l’espace des
solutions de manière locale en analysant le voisinage immédiat de la solution courante.
L’utilisation de structures mémorielles ainsi que de règles de sélection adaptées évite à
l’algorithme de rester bloqué sur un optimum local [42]. Les algorithmes évolutionnistes
utilisés dans [21, 75, 87, 105, 116] sont inspirés des processus naturels de l’évolution. Les
algorithmes génétiques par exemple utilisent les concepts d’héritage, de mutation et de
croisement sur des générations d’individus correspondant à des solutions, jusqu’à obtenir
une solution optimale. Les algorithmes de colonies de fourmi reproduisent l’exploration
d’un environnement de solutions via la dispersion de phéromones indiquant les chemins
vers les optimums locaux. Le recuit simulé utilisé dans [21, 75, 116] reproduit le processus
du même nom utilisé en métallurgie, et est adapté pour des espaces de solutions discrets
et de grande taille. De nombreuses hybridations de ces algorithmes ont également été étu-
diées, comme dans [21, 116]. La performance de ces algorithmes dépend de la complexité
du problème et des règles empiriques apportées par l’expérience de l’utilisateur.

Pour améliorer l’efficacité de l’algorithme de résolution choisi, celui-ci peut être appli-
qué au problème de planification entier ou à une sous-partie du problème, plus facile à
modéliser et moins sujet à une explosion combinatoire du nombre de solutions. Le pro-
blème de planification dans la littérature peut être décomposé en plusieurs sous-objectifs.
Les travaux [75] proposent un problème maître pour la topologie et un problème esclave
pour la faisabilité de la solution. Les travaux [105] proposent un algorithme génétique
pour trouver un ensemble de solutions puis examine leur frontière de Pareto entre le coût
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du réseau et les indices de fiabilité. La planification est aussi souvent traitée de manière
séquentielle et donc gloutonne : les éléments du réseau sont dimensionnés les uns à la suite
des autres et il n’est parfois plus possible de revenir en arrière pour reconsidérer les choix
ayant été faits. Les postes HTB/HTA et HTA/BT sont déjà localisés et dimensionnés
dans l’ensemble des références. La plupart possèdent également un ensemble de chemins
prédéterminés pour la construction des lignes, ce qui diminue la taille du problème. Lors
de la construction des lignes la contrainte de radialité est intégrée afin de déterminer une
architecture arborescente dans un premier temps, puis de placer les OMT dans un second
temps. Les références [9, 21, 57] visent la construction d’une architecture en coupure d’ar-
tère de source à source en procédant premièrement à la construction des départs puis à
leur connexion afin de créer une coupure d’artère. Les objectifs de fiabilité peuvent aussi
être traités séparément : les travaux [38, 75, 87, 105, 127] les prennent en compte dans
l’optimisation.

1.2.3 Description de la méthodologie proposée

La méthodologie proposée est séquentielle : les différents objectifs énoncés précédem-
ment sont traités les uns à la suite des autres, l’ensemble des contraintes n’étant pas pris
en compte à chaque étape. L’avantage est de fixer des fonctions objectifs plus simples pour
faire appel à des méthodes de résolution plus performantes et plus faciles à mettre œuvre.
Le minimum global n’est donc pas garanti. Cependant il est montré au fil des étapes que
chaque sous-objectif n’est pas ou très peu dégradé par la réalisation du sous-objectif sui-
vant.

L’objectif n◦1 est de fournir aux clients du réseau l’accès à l’énergie électrique. Il s’agit
de déterminer la structure du réseau permettant l’acheminement de l’énergie depuis le
réseau de transport jusqu’aux consommateurs finaux. La réalisation de cet objectif est
limitée à la construction de l’architecture, c’est-à-dire au choix du partitionnement des
lignes entre les postes sources, et du partitionnement des charges entre les lignes. Ce
problème mène à une explosion combinatoire du nombre de solutions. C’est pourquoi on
se ramène à une optimisation mono-objectif permettant d’explorer de manière rapide et
efficace un espace de solution très grand. L’objectif choisi est la longueur totale du réseau
notée Ltot. Il s’agit d’un objectif facile à évaluer par opposition à un calcul de répartition de
charge qui est plus coûteux en calculs. La longueur totale a également une grande influence
sur les investissements, les pertes techniques et coûts de défaillance, comme l’illustre les
équations II.3, II.4 et II.5 déjà exprimées en section 3.3 du Chapitre I.

TOTEX = CAPEX + OPEX (II.3)

CAPEX =
∑

j∈ΩB

l(j). (Ccdt(j) + Ctrc(j))

︸ ︷︷ ︸

sous-coût 1

+

sous-coût 2
︷ ︸︸ ︷

NOMT .COMT −V u (II.4)
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OPEX =
T∑

t=1

1
(1 + a)t










∑

j∈ΩB

Cpertes.P pertes
j,t

︸ ︷︷ ︸

sous-coût 3

+

sous-coût 4
︷ ︸︸ ︷
∑

k∈ΩS

(

CEND.ENDk,t + CP C .PCk,t

)










(II.5)
Avec :
TOTEX : TOTal EXpenditures : coût total du réseau
CAPEX : CAPital EXpenditures : coûts en investissement
OPEX : OPerational EXpenditures : coûts d’exploitation
ΩB : ensemble des branches du réseau
ΩS : ensemble des sections du réseau
l(j) : longueur de la branche j (en km)
Ccdt(j) : coût en conducteur de la branche j (en ke/km)
Ctrc(j) : coût en tranchée de la branche j (en ke/km)
NOMT : nombre d’OMT
COMT : coût d’un organe de manœuvre télécommandé (en ke)
V u : valeur d’usage (en ke)
T : période d’étude (en années)
a : taux d’actualisation (en %)
ΩS : ensemble des sections du réseau
P pertes

j,t : pertes à la pointe dans la branche j à l’année t (en kW)
ENDk,t : énergie non distribuée de la section j à l’année t (en kWh)
PCk,t : puissance coupée de la section j à l’année t (en kW)
Cpertes : coût des pertes Joule (en ke/kW)
CEND : coût de l’énergie non distribuée (en ke/kWh)
CP C : coût des interruptions (en ke/kW)

Le sous-coût 1 des conducteurs et des tranchée est proportionnel à la longueur totale
du réseau. Si Ltot diminue la probabilité de défaut diminue aussi et donc le nombre d’OMT
nécessaires (sous-coût 2) et le coût des défaillances (sous-coût 4). La longueur des conduc-
teurs influe sur les pertes par effet Joule et donc le sous-coût 3 des pertes techniques, évalué
lors de la réalisation de l’objectif n◦2. La longueur des conducteurs est un paramètre im-
portant dans l’évaluation des coûts du réseau et du respect des contraintes techniques et
doit donc être soit évaluée avec précision. Un soin particulier est donc accordé au calcul
de la longueur en prenant en compte les contraintes topologiques.

L’objectif n◦2 est de prévoir l’évolution de la consommation sur le réseau. Le scénario
d’évolution sur la période d’étude considérée permet d’évaluer le coût des pertes techniques
et d’analyser le respect des contraintes techniques. Les conducteurs des lignes construites
lors de l’étape n◦1 sont dimensionnés afin de respecter les limites admissibles de courant
et de tension : leur type et leur section sont choisis. Leurs valeurs sont évaluées en régime
normal et en régime de secours à l’aide d’un calcul de répartition de charges.
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L’objectif n◦3 est d’assurer la continuité de l’alimentation. Celle-ci est partiellement as-
surée par le choix d’une structure en coupure d’artère qui garantit une bonne fiabilité grâce
aux possibilités de reprise. La contrainte de redondance est donc assurée. L’architecture,
déterminée lors de la première phase, a également un impact important sur la répartition
de la consommation entre les différents postes sources, transformateurs et lignes afin de
minimiser l’impact des incidents. Enfin, la continuité de l’alimentation est aussi détermi-
née par le nombre et la localisation des OMT.

Objectif 3 : assurer 

la continuité de 

l’alimentation

Objectif 2 : prévoir 

l’évolution de la 

consommation

Objectif 1 : 

alimenter les 

clients

Réseau existant

Consommateurs

Postes sources

Contraintes techniques

Contraintes topologiques

Contraintes économiques

Organes de manœuvre

Architecture

Conducteurs

Contraintes de fiabilité

Section 2

Section 4

Section 3

Figure II.4 – Ré-organisation des objectifs du problème de planification

La figure II.4 montre le nouvel agencement des entrées/sorties, objectifs et contraintes
du modèle de planification, structurant la progression de ce chapitre. La modélisation
conjointe des éléments électriques et topologiques du réseau et la prise en compte l’in-
frastructure existante sont présentées dans la section 2. La minimisation de Ltot pour
respecter l’objectif n◦1 est décrite dans la section 3 où plusieurs algorithmes heuristiques
sont comparés. La réalisation des objectifs n◦2 et n◦3 grâce aux algorithmes présentés en
section 4 permet de passer de l’architecture de coût minimal à l’architecture finale res-
pectant l’ensemble des contraintes techniques et de fiabilité. Dans la section 5, deux cas
d’applications sont étudiés sur des données issues d’une partie du réseau de distribution
réel de Grenoble.

2 Routage pour la construction de l’architecture

2.1 Modélisation de la topologie des rues

Dans un grand nombre de références [10, 58, 75, 87, 89, 100, 106, 105, 108, 107, 109, 112,
117, 127], les routes candidates pour relier les charges entre elles sont prédéterminées. Le
problème de planification consiste alors à choisir lesquelles de ces routes vont être choisies
pour faire partie de l’architecture finale. La sélection des routes possibles est une étape
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importante pour le distributeur car beaucoup de paramètres doivent être pris en compte
comme le coût des travaux, les opportunités de voirie, ou la présence d’autres réseaux
(télécommunications, gaz, eau, tramway, etc.). Il est possible de devoir revenir sur cette
étape suite à l’évolution de certains de ces paramètres. Par exemple, une opportunité de
voirie amène à reconsidérer le trajet d’une ligne pour profiter des travaux engagés. D’autres
références comme [21,86,128] prennent en compte tous les couplages possibles de charges :
aucune route prédéfinie n’est imposée. Mais les contraintes topologiques dues à l’environ-
nement urbain ne sont pas prises en compte. Il est en effet très coûteux voire impossible
de faire passer les câbles au-dessus ou en-dessous des édifices ou des voies de tramway /
métro par exemple. On considère que les câbles doivent être enfouis et emprunter le même
trajet que les rues. Prendre en compte les rues permet de calculer de manière précise la
longueur finale des conducteurs, les travaux nécessaires, les coûts associés et le respect des
contraintes techniques. Il est aussi important de savoir combien de lignes électriques sont
enterrées dans la même rue afin de calculer le coût des tranchées de manière plus réaliste.

Le processus de rastérisation fait partie des méthodes envisagées pour modéliser la
topologie, et consiste à transformer une carte vectorielle en une carte matricielle composée
de plusieurs cellules. [88,120] utilisent cette méthode pour résoudre le problème de routage
des lignes via un modèle de programmation linéaire mixe et une méthode de programma-
tion dynamique. Cela permet de modéliser finement la réalité mais ceci est plus adapté
aux environnements ruraux et aux lignes aériennes car des paramètres comme l’altitude
sont pris en compte. D’autres méthodes ont été créées spécifiquement pour ce problème,
comme [19] qui utilise la programmation dynamique, ou [80] qui propose plusieurs heu-
ristiques fondées sur des mathématiques simples. La dernière méthode, que nous avons
retenue, est de représenter la topologie de manière vectorielle, sous la forme d’un graphe.
Elle est notamment utilisée dans les travaux [119] mais pour des réseaux basse tension et
une architecture arborescente.

L’objectif de cette section est de représenter la topologie des rues de manière simple afin
de faciliter l’accès aux données par le GRD et limiter leur taille pour améliorer l’efficacité
des algorithmes. Dans nos études, nous utilisons le terme générique de "chemin" pour
les rues de la zone étudiée mais également les éventuels passages décidés par le GRD et
qui ne sont pas des rues, au travers d’un parc par exemple. Les rues et les postes de
transformation HTB/HTA et HTA/BT sont représentés par un graphe non orienté. Un
graphe est un ensemble de sommets notés V dont chaque paire peut être reliée par une
ou plusieurs arêtes qui forment l’ensemble des arêtes E. On définit le graphe non orienté
G = (V, E) où E est un ensemble de paires d’éléments de V . Le graphe G est connexe :
chaque point est relié à un autre par une ou plusieurs arêtes. L’exemple de la figure II.5
illustre la méthode utilisée. Les sommets et arrêtes sont définis de la manière suivante :

• L’ensemble des sommets E désigne 3 types de sommets (cf figure II.5) :

• Type s1 : intersections de la zone étudiée : croisement entre deux chemins ou
point de bifurcation d’un même chemin (par exemple un chemin en ligne droite
sera représentée par 2 points, un chemin en « L » par 3 points et un chemin en
arc de cercle par un nombre de points dépendant du niveau de précision requise
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par le GRD).
• Type s2 : ensemble des points représentant l’emplacement géographique des

postes de transformation HTB/HTA ou HTA/BT.
• Type s3 : ensemble des « points de connexion » des postes de transformation

permettant de les relier au chemin le plus proche.

• L’ensemble des arêtes V désigne 2 types d’arêtes (cf figure II.5) :

• Type c1 : arêtes représentant les chemins et reliant deux intersections.
• Type c2 : arêtes qui relient un poste de transformation à un chemin.

Poste HTA/BT 

n°2

Ligne électrique n°1

Bâtiment

Bâtiment

Bâtiment

Bâtiment

Poste HTA/BT n°1

Ligne électrique n°2

Type c2

Type c1

Type s1

Type s3

Type s2

Figure II.5 – Modélisation de la topologie - phase 1

En milieu urbain, les postes HTA/BT sont des postes enterrés, des cabines, ou sont
disposés à l’intérieur d’un bâtiment. Ils occupent un emplacement réservé de taille impor-
tante du fait de l’encombrement des matériels pour le passage de la haute à la moyenne
tension. Les contraintes peuvent être très variables d’un emplacement de poste à un autre.
Pour ne pas rentrer dans une modélisation trop complexe, les postes sont reliés à l’arête
la plus proche par une projection orthogonale (aussi appelé "chaussette" dans le jargon
industriel). Un nouveau point d’intersection est alors créé et l’arête est divisée en deux
nouvelles arêtes. Dans l’exemple utilisé, le plan correspond à un graphe à 12 sommets dont
8 intersections de rues, 2 points de connexion pour le poste de transformation n◦2 et 2
points correspondant aux postes de transformation. Ces sommets sont reliés entre eux par
11 arêtes dont 2 arêtes de connexion de poste. La figure II.6 illustre le passage sous forme
de graphe.
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Poste HTA/BT 

n°2

Bâtiment

Bâtiment

Bâtiment

Bâtiment

Poste HTA/BT n°1

6

5

4

3

7

8

9

10

11

2

1

Figure II.6 – Modélisation de la topologie - phase 2

2.2 Recherche des chemins de coût minimal entre les charges

Pour limiter la taille des données utilisées lors de la construction de l’architecture,
l’ensemble des points étudiés est réduit aux points correspondant aux postes de transfor-
mation HTB/HTA et HTA/BT. Ces points forment un nouvel ensemble de sommets V ′

appartenant au graphe G′ = (V ′, E′). G′ est un graphe complet : chacun de ses sommets
est relié à tous les autres via l’ensemble d’arêtes E′ comme le montre la figure II.7. Toutes
les possibilités de connexion entre deux charges sont ainsi considérées pour la construction
du réseau. Le poids de l’arête entre deux sommets du graphe correspond à la longueur du
chemin le plus court entre ces deux sommets en considérant les rues. Pour obtenir cette
longueur, on utilise l’algorithme de Dijkstra [36] qui permet de trouver dans un graphe non
orienté le chemin le plus court entre deux sommets. On obtient ainsi pour chaque couple de
sommets le chemin correspondant le plus court et son coût associé aux poids des arêtes de
G′. Les chemins sont gardés en mémoire : le graphe est simplifié sans perte d’information
car on peut repasser du graphe G′ au graphe G après construction de l’architecture. Il
est prouvé que l’algorithme de Dijkstra effectue le calcul de tous les plus courts chemins
en un temps O(|V |2). Le temps de calcul est donc limité par le nombre d’arêtes dans le
graphe initial G = (V, E). Il est cependant réduit car on recherche les plus courts chemins
seulement entre les postes électriques et non tous les points du graphe.
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G = (V,E)

postes électriques + intersections
G’ = (V’,E’)

postes électriques 

3

4

11

6
5

7
10

9
8

2

1

5 2
20

15

3

10 11

Longueur : 45 mètres
Chemin : {10,9,7,3,4,11}

11

6

10

8

1

Nœuds 2, 3, 4, 5 et 7 : intersections (type s1)
Nœuds 10 et 11 : postes HTA/BT (type s2)
Nœud 9 : point de connexion (type s3)
Nœuds 1,6 et 8 : vers le reste du réseau

Figure II.7 – Modélisation de la topologie - phase 3

Le nombre d’arêtes du graphe G′ est calculé dans l’équation II.6. Le nombre de cou-
plages possibles considérés entre les charges est proportionnel à |E′|2.

|V ′| =
|E′|
∑

i=1

|E′| − i =
|E′|(|E′| − 1)

2
(II.6)

La figure II.7 montre pour l’exemple étudié le passage du graphe initial au graphe com-
plet. Le graphe initial G = (V, E) permet d’obtenir le graphe G′ = (V ′, E′) qui contient 5
sommets et 10 arêtes, soit 5 × (5 − 1)/2. Les nœuds 1, 6 et 8 sont conservés car ce sont les
intersections permettant d’accéder au reste du réseau. L’arête de l’ensemble E′ qui corres-
pond au couple (10, 11). La connexion des postes HTA/BT n◦1 et n◦2 est obtenu par le
plus court chemin entre les sommets 10 et 11, à savoir l’ensemble des points 10, 9, 7, 3, 4, 11.
Son coût est égal à la somme des coûts des arêtes intermédiaires contenues dans E.

2.3 Coefficients de correction du coût des rues

La modélisation des rues n’est pas restreinte aux seules informations géographiques.
Le coût d’un conducteur ou d’une tranchée dépend de la longueur des rues mais aussi de
plusieurs autres paramètres :

• La nature de la rue : la rue pavée d’un centre historique ne nécessitera pas le même
coût en génie civil pour y creuser une tranchée qu’une route en goudron. De plus
une rue venant d’être refaite ne peut pas subir de travaux pendant une durée de 3
ans.

• Les autres réseaux : télécommunications, canalisations d’eau ou de gaz, rails de
train ou de tramway, etc. Le passage dans certaines rues déjà empruntées par un
autre réseau peut être très coûteux, voire impossible (il est nécessaire de prévoir des
fourreaux lors de la construction d’une nouvelle ligne de tramway pour de futures
extensions du réseau).

• Les opportunités de voirie : lorsque des travaux sont effectués dans une rue pour les
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besoins d’un autre réseau, le distributeur en est informé et peut décider d’en saisir
l’opportunité pour effectuer également des travaux.

Chaque arête du graphe G est associée à un coefficient correctif βrue
1 afin d’ajuster le

coût de chaque rue en fonction des informations du GRD. βrue
1 est lié au coût de génie

civil de chacune des rues. La valeur des coefficients βrue
1 est choisie par le GRD. On fixe un

coefficient βrue
1 de référence égal à 1 pour les rues ayant un coût de référence. Le coût de

travaux pour les autres rues est normalisé par rapport au coût de référence. Par exemple,
un coefficient de 2 est affectée à une rue dont les travaux coûtent deux fois plus cher, ou
0,25 à une rue présentant une opportunité de voirie pour des travaux quatre fois moins
chers. La longueur de chaque rue est virtuellement modifiée pour modéliser la différence
des coûts. Lors de l’application de l’algorithme de Dijsktra, les chemins déterminés entre
les différentes charges sont les moins coûteux, et non plus les plus courts.

On définit un deuxième coefficient βrue
2 qui permet de prendre en compte le réseau

existant. Si le trajet d’une ligne n’est pas modifié mais reçoit de nouvelles charges, le choix
de sa section actuelle est réévalué pour être éventuellement modifié. Dans le cas où des
lignes existantes sont amenées à effectuer des détours dûs à l’ajout ou le retrait de charges,
celles-ci doivent conserver au maximum leur trajet initial. Les méthodes développées par
la suite ont pour objectif de minimiser la longueur totale du réseau. Or cet objectif peut
dans le cas de travaux de transition avec un réseau réel amener à des coûts importants. En
effet, minimiser la longueur totale des nouvelles lignes n’est pas forcément compatible avec
la minimisation des coûts des travaux, comprenant la pose de nouvelles lignes, l’abandon
d’anciennes lignes et le transfert de lignes existantes. Attribuer une coefficient βrue

2 inférieur
à 1 aux lignes existantes permet d’inciter le nouveau réseau à les utiliser. Un βrue

2 trop
petit peut minimiser l’abandon de lignes mais maximiser la création de ligne, tandis qu’un
βrue

2 grand maximise l’abandon de lignes. Un optimum économique dépendant de la valeur
des coefficients βrue

2 doit donc être déterminé. Différentes valeurs de βrue
2 de 0 à 100 %

sont testées. Pour chaque valeur de βrue
2 , les longueurs de lignes et de tranchées créées,

abandonnées ou transférées sont évaluées ce qui permet au distributeur de sélectionner la
valeur de βrue

2 minimisant le coût de transition. La valeur optimale de βrue
2 dépend du

réseau étudié. Le deuxième cas d’étude de la section 5 de ce chapitre permet d’illustrer
cette méthodologie.

3 Algorithme de construction de l’architecture de longueur
minimale

3.1 Affectation des artères entre les postes sources

3.1.1 Détermination du nombre d’artères

La configuration des artères entre les postes sources est définie par le nombre d’artères
et leur agencement entre les postes sources. Un nombre d’artères trop grand entraîne des
investissements importants en conducteurs et en tranchées au profit d’une bonne continuité
d’alimentation et le respect des contraintes techniques, tandis qu’un nombre d’artères trop
faible induit un investissement réduit mais la surcharge et la mise en contrainte des conduc-
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teurs. Le nombre d’artères est donc minimisé en garantissant le respect des contraintes
techniques. On définit la puissance maximale admissible par artère notée P max

artere, corres-
pondant au cas le plus contraignant. Ce cas est lié à l’apparition d’un défaut en tête d’un
des départs, d’un défaut au transformateur HTB/HTA ou d’une coupure d’alimentation du
réseau de transport. Ce défaut contraint l’alimentation de l’ensemble des consommateurs
de la ligne à être assurée via l’intermédiaire d’un seul poste source. Le réseau fonctionne
alors en régime de secours, décrit dans la section 2.4 du Chapitre I. Cette puissance est
évaluée au terme de la période d’étude quand la puissance consommée est maximale. Ce
cas dimensionnant est illustré en figure II.8.

Idim

Défaut en tête de départ

Isolation du défaut Consommation maximale au terme 
de la période d’étude

Figure II.8 – Cas dimensionnant pour la puissance maximale d’une artère

Dans cette situation, le courant Idim circulant dans le conducteur en tête de départ doit
être inférieur à sa contrainte thermique Itherm. Idim dépend de la puissance à desservir, des
caractéristiques des charges et des conducteurs utilisés. A titre d’exemple, Idim peut être
évalué simplement par l’équation II.7 en considérant une évolution de la consommation
constante chaque année sur la période d’étude et un le facteur de puissance pour tous les
postes HTA/BT. P max

artere est déduite dans l’équation II.8.

Idim =
Partere(0) × (1 + tconso)T

U ×
√

3 × cos(ϕ)
≤ Itherm (II.7)

Partere(0) ≤ P max
artere =

Itherm × U ×
√

3 × cos(ϕ)
(1 + tconso)T

(II.8)

Avec :
Partere(0) : puissance totale maximale consommée à l’année initiale (en kW)
tconso : taux d’évolution de la consommation au long de la période d’étude (en %)
T : durée de la période d’étude (en année)
U : tension nominale (en kV)
cos(ϕ) : facteur de puissance

Une fois P max
artere évaluée, le nombre minimal d’artères à déployer pour respecter les

contraintes techniques en régime de secours est calculé avec l’équation II.9. Ptotale(0) est la
puissance totale maximale consommée sur le réseau à l’année initiale. L’opérateur de partie
entière par excès, noté ⌈⌉, garantit un nombre d’artères entier respectant la contrainte
P max

artere. Partere(0) et Ptotale(0) sont calculées à partir des puissances estimées P ∗
max.

M = ⌈Ptotale(0)
P max

artere

⌉ (II.9)
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3.1.2 Répartition des artères entre les postes sources

La répartition des artères entre les différents postes sources doit permettre de garan-
tir le secours des postes sources entre eux en cas d’incidents, de répartir équitablement
la puissance entre les postes sources ou les artères, et de diminuer la longueur totale du
réseau. Le réseau étudié et présenté plus en détails dans la section 5 possède un total de
13 postes sources. D’après l’équation II.1, le nombre de couplage possibles entre postes
sources est de 13 × (13 − 1)/2 = 78. Considérer l’ensemble des couplages possibles mène à
un grand nombre de solutions à étudier, et donc un temps de simulation conséquent. C’est
pourquoi une première sélection doit être effectuée par le distributeur.

Dans nos études, pour limiter de manière simple l’ensemble des couplages possibles de
postes sources, on utilise la triangulation de Delaunay [35]. Elle consiste à effectuer une
triangulation de l’ensemble des points correspondants aux postes sources de manière à ce
qu’aucun point ne soit à l’intérieur du cercle circonscrit d’un des triangles. Cette méthode
permet de discriminer rapidement les couples de postes sources qui sont trop éloignés et
requièrent des lignes trop longues pour être reliés. Dans l’exemple de la zone de Grenoble,
la triangulation de Delaunay représentée sur la figure II.9 procure 37 couplages possibles
respectant le critère des cercles circonscrits, ce qui réduit de plus de deux fois le nombre de
possibilités. La puissance totale à alimenter dans ce réseau est de 415 MW. Si on considère
par exemple une puissance maximale admissible par artère de 12 MW, correspondant à
la limite de 6 MW par départ due aux cellules du poste source [29], 35 artères doivent
être construites. Le nombre de configurations possibles des artères entre les postes sources
est de 3735 soit 7, 7.1054. Le nombre de solutions à étudier est donc très important, sans
prendre encore en compte les différentes combinaisons envisageables pour le partitionne-
ment des charges entre les artères.

Figure II.9 – Triangulation de Delaunay des postes sources du réseau de Grenoble

Pour simplifier nos études, l’évaluation se limite à des zones de 3 postes sources corres-
pondant aux triangles de Delaunay pré-évalués. L’objectif est de créer des motifs élémen-
taires de coupure d’artère indépendants à reproduire sur l’ensemble du réseau. De plus, à
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partir de 3 artères, on impose la construction d’au moins une artère par couple de poste
source pour mieux répartir les puissances à desservir entre les postes sources et assurer
une redondance suffisante en cas d’incidents. Le nombre de configurations possibles pour
chaque triangle de Delaunay est évalué par dénombrement et exprimé dans l’équation
II.10.

Nconfigurations =

{

(M + 1)(M + 2)/2 si M ≤ 3
(M − 2)(M − 1)/2 si M > 3

(II.10)

Une fois M déterminé, les Nconfigurations configurations correspondantes sont analy-
sées. La méthodologie est synthétisée dans la figure II.10. Pour chaque configuration, le
raccordement des charges aux artères est réalisé au moyen de l’algorithme d’optimisation
décrit en 3.2. A l’issue de l’optimisation, le coût total et les indices de fiabilité des diffé-
rentes configurations sont évaluées. La meilleure configuration est alors sélectionnée. Dans
la section suivante, la méthodologie de raccordement des charges aux artères pour une
configuration donnée est décrite. L’évaluation des coûts et indices de fiabilité est décrite
dans la section 5 au travers de deux cas d’étude.

Calcul de la puissance maximale par artère

Puissance totale à desservir, caractéristiques des 
charges, caractéristiques des conducteurs utilisés

Calcul du nombre d’artères

Triangulation de Delaunay

Liste des configurations possibles

Répartition des charges 

pour la configuration 1

Répartition des charges 

pour la configuration N

Sélection de la meilleure configuration

Emplacement des postes sources

Figure II.10 – Recherche de la meilleure configuration des artères entre les postes sources

3.2 Raccordement des charges aux différentes artères

3.2.1 Modélisation du problème

Pour une configuration donnée des artères entre les différents postes sources, la répar-
tition des charges entre les différentes artères doit être déterminée. Elle est modélisée par
le vecteur Xrac décrit par les équations II.11 et II.12, où N est le nombre de charges et M

le nombre d’artères.

Xrac =









x1

x2

...
xN









(II.11)



3. Algorithme de construction de l’architecture de longueur minimale 61

xi = m si la charge i est connectée à la ligne m

{

∀i ∈ {1...N}
∀m ∈ {1...M} (II.12)

L’ordre dans lequel les charges sont reliées entre deux postes sources est obtenu par la
résolution du problème de voyageur de commerce non bouclé [78] pour chaque artère. Ce
problème mathématique consiste à trouver le plus court chemin reliant plusieurs points
en ne passant qu’une seule fois par point. Les points de départ et d’arrivée sont les postes
sources reliés en coupure d’artère. Les charges décrites par le vecteur X pour cette ar-
tère sont les points intermédiaires à relier en minimisant le parcours total. Il n’existe pas
d’algorithme permettant de trouver une solution optimale en un temps polynomial mais
il existe plusieurs méthodes d’approximation, d’heuristiques ou d’algorithmes gloutons.
L’algorithme utilisé est l’algorithme d’approximation de Christofides [28]. Il garantit que
la solution trouvée est une approximation de facteur 3/2 maximum [33].

L’algorithme de Christofides fournit l’ordre dans lequel les charges sont reliées ainsi
que la longueur totale de la solution qui est utilisée comme fonction objectif pour la
construction de l’architecture de longueur minimale. Si la topologie des rues n’est pas
prise en compte, la résolution du voyageur de commerce est faite à partir des distances
entre charges à vol d’oiseau. Dans le cas contraire, ce sont les distances du graphe G′

calculées dans la section 2 qui sont utilisées.

Comme il a été convenu dans la section précédente, la fonction objectif fobj(Xrac) est la
longueur totale du réseau Ltot. Elle est définie par l’équation II.13 où Ωb est l’ensemble de
branches du réseau et lj(Xrac) est la longueur de la branche j. fobj(Xrac) est calculée après
résolution du problème de voyageur de commerce pour chacune des artères du réseau.

fobj(Xrac) = Ltot =
∑

j∈Ωb

lj(Xrac) (II.13)

3.2.2 Heuristiques de minimisation de la longueur du réseau

Quatre heuristiques décrites dans [42] sont comparées pour la construction de l’archi-
tecture de longueur minimale : un algorithme génétique, le recuit simulé, la recherche avec
tabou et l’algorithme de colonies de fourmi. Ces heuristiques peuvent être de type distri-
bué où plusieurs solutions sont étudiées et modifiées en parallèle, ou de voisinage où on
ne travaille que sur une seule solution à la fois et que l’on fait évoluer. Les données d’en-
trées sont les emplacements géographiques des postes sources HTB/HTA et des postes
HTA/BT, ainsi que le nombre et la configuration des artères entre les différents postes
sources. La donnée de sortie est le vecteur objectif X.

Pour comparer les heuristiques étudiées, on utilise le réseau IEEE représenté sur la
figure II.11 et utilisé dans les références [21, 57]. Ce réseau possède 3 postes sources et
69 charges à relier. La connexion des charges se fait à vol d’oiseau : aucune contrainte
topologie n’est considérée pour cet exemple. Le nombre et la configuration des artères est
la même que pour les deux articles de références, afin de faciliter la comparaison.
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« Open loop distribution System Design », 
V.Glamocanin, IEEE Transaction on Power 

Delivery, Octobre 1993

« Urban medium voltage distribution network 
planning based on ASAGA and TSP path optimization 

method », V.Cai, CICED 2012

Longueur totale = 169,90 km Longueur totale = 168,89 km

Figure II.11 – Réseau exemple IEEE à 69 nœuds et 3 postes sources

Les heuristiques étudiées sont comparées selon plusieurs critères :

• La performance qui est représentée par la valeur de la fonction objectif qui doit
être la plus faible possible.

• La variance du résultat est un paramètre important car l’ensemble des heuris-
tiques étudiées mettent en œuvre des processus aléatoires dont l’objectif est d’ex-
plorer l’espace des solutions pour trouver une bonne solution en un temps de calcul
raisonnable. La contrepartie est que l’unicité de la solution n’est pas garantie et que
l’exécution d’un même algorithme peut mener à une solution différente à chaque fois.

• Le nombre de paramètres de réglages et leur facilité de réglage est un
critère de choix difficile à évaluer car peu objectif. Une des limites des algorithmes
heuristiques est que leur performance dépend fortement des réglages. Ceux-ci dif-
fèrent selon le problème étudié, et reposent en grande partie sur l’expérience de l’uti-
lisateur. Ils peuvent consommer beaucoup de temps de calcul pour les tests avant de
pouvoir fournir une solution finale viable.

• Le temps de calcul est un critère à considérer pour le problème de planification
même si celui-ci est effectué "offline" par le GRD contrairement à des manœuvres à
effectuer en temps réel. La construction de l’architecture cible est un problème de
très grande taille et peut engendrer des calculs très longs. Ceci est handicapant dans
la mesure où le GRD peut avoir besoin d’un ensemble de solutions à comparer afin de
sélectionner la solution finale en fonction de plusieurs critères industriels. Le temps de
calcul est évalué de manière temporelle et en nombre d’appels à la fonction objectif.
Les résultats donnés sont une moyenne sur l’ensemble des simulations effectuées.
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Les résultats sont donnés dans le tableau II.1. Chacune des heuristiques est utilisée
100 fois pour tenir compte de leur aspect stochastique. Les simulations sont effectuées sur
un serveur de calcul doté d’un processeur Intel(R) Xeon(R) CPU-E5-2690 @ 2,90 GHz
(2 cœurs), de 96 Go de RAM, sur un système d’exploitation 64 bits fonctionnant sous
Windows 7.

Algorithme Algorithme Recuit Recherche Colonie
utilisé génétique simulé avec tabou de fourmis
Type Distribué Voisinage Voisinage Distribué
Plage 197,89 km 166,53 km 202,22 km 201,27 km

de à à à à
solutions 213,09 km 188,23 km 272,07 km 221,54 km
Moyenne 207,65 km 172,72 km 231,40 km 210,35 km

Écart-type
5,94 km 5,24 km 20,94 km 5,73 km
2,86 % 3,03 % 9,05 % 2,72 %

7 (Nindividus,
Paramètres α, β, γ, ρS , 3 5 (fonction 3 (k, ρ,

de méthode (τ0, α, Nessais) de hachage, formation
réglage de sélection α, t1, t2, ∆t2) des phéromones)

et de mutation)
Facilité

- - + + - -
de réglage

Temps 20 heures
29 minutes

8 heures 10 heures
de calcul et 25 minutes et 5 minutes et 21 minutes
Appels à

2 000 000 121 708 100 001 1 000 000
la fonction

Tableau II.1 – Comparaison de différentes heuristiques pour la construction de
l’architecture

Sur la base des résultats du tableau II.1, le recuit simulé offre les meilleures perfor-
mances et une faible variance des résultats. Le nombre d’appels à la fonction objectif est
également plus faible. Ceci est dû en partie à sa méthode d’exploration de l’espace des
solutions par voisinage. A chaque itération, la fonction objectif n’est utilisée qu’une seule
fois, et seulement sur la partie de la solution qui a été modifiée. Les algorithmes génétiques
et de colonies de fourmi ont un temps de calcul très important car ils sont de type distribué,
et leur performance est liée au nombre de solutions évaluées en parallèle. Enfin, le recuit
simulé est un algorithme très simple à mettre en œuvre qui nécessite le réglage de peu de
paramètres. A l’inverse, l’algorithme génétique nécessite d’effectuer de nombreux tests afin
de déterminer le nombre de générations et d’individus menant à une bonne solution en un
temps acceptable. La recherche avec tabou nécessite de paramétrer avec soin la fonction
de hachage, et l’algorithme de colonie de fourmis nécessite de bien définir la méthode de
formation des phéromones. Par la suite, le fonctionnement de l’algorithme de recuit simulé
est décrit.
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3.2.3 Algorithme retenu : le recuit simulé

Le recuit simulé est inspiré d’un processus utilisé en métallurgie dans lequel on alterne
des processus de refroidissement et de réchauffage lents sur un matériau, ce qui a pour
effet de diminuer progressivement son énergie libre thermodynamique dont dépendent cer-
taines propriétés importantes de la matière. On associe la valeur de la fonction objectif
à une énergie libre affiliée à une température fictive. Plus cette température est haute,
plus la solution est dans un état instable et peut être soumise à des transformations dimi-
nuant son énergie mais également à d’autres l’augmentant. La température est diminuée
progressivement et les transformations dégradantes sont de plus en rares ce qui a pour
effet de stabiliser la solution dans un optimum local. Cette méthode permet d’obtenir en
métallurgie des matériaux présentant de bonnes propriétés et il a été démontré que dans
le cas d’autres problèmes, la méta-heuristique associée converge vers des optimums locaux
ayant de bonnes performances [42]. Les équivalences entre le recuit simulé en métallurgie
et le recuit simulé adapté au problème de planification sont détaillées dans le tableau II.2.
La structure générale de l’algorithme est résumée dans le logigramme II.12.

Paramètre Métallurgie Planification du réseau électrique
Objet Matériau Réseau électrique

Température Réelle Fictive
Objectif Énergie libre Longueur totale des conducteurs

Modification Ré-organisation au Migration d’une charge
élémentaire niveau atomique d’une artère à une autre
État final Configuration stable Réseau de longueur minimisée

Tableau II.2 – Équivalences du recuit simulé

La longueur totale de conducteur du réseau est assimilée à une énergie. On applique
alors des modifications élémentaires au réseau qui sont définies par II.14. Il s’agit de la
migration d’une charge aléatoire d’une artère à une autre artère sélectionnée aléatoirement
également.

Xrac(i) = m avec

{

i ∈ {1...N}
m ∈ {1...M}\Xrac(i)

(II.14)

Ces modifications élémentaires modifient la longueur totale du réseau Ltot et donc
l’énergie de la solution. Pour calculer la longueur du réseau après modification, on résout
le nouveau problème du voyageur de commerce, mais uniquement sur les deux artères qui
ont été modifiées afin de diminuer le temps de calcul. Si la longueur totale décroit, la
modification est automatiquement acceptée. Si elle augmente, la modification est acceptée
avec une probabilité p déterminée par l’équation II.15, aussi appelée critère d’acceptation
de Metropolis [85].

p = exp
−∆L

Trecuit (II.15)
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Solution initiale  aléatoire Xrac de longueur L1, Trecuit = Trecuit
0

Modification élémentaire sur le vecteur Xrac

Résolution du problème de voyageur de commerce associé à 
Xrac et calcul de la nouvelle longueur L2

Sélection aléatoire de p 
entre 0 et 1

Modification acceptée
L1 = L2

ouinon

Critère de changement
de température vérifié ?

oui

non
oui

Convergence ?

Fin

non

non

oui

Initialisation

?012 <−=∆ LLL

?/TLer ∆−
<

couranteitérationitérationnouvelle TT ×= α

Figure II.12 – Recuit simulé - logigramme

Trecuit est une température fictive représentant l’état d’excitation de la solution et ∆L

est la différence de longueur entre la nouvelle et l’ancienne solution de répartition des
charges. Plus Trecuit est grand, plus les transformations dégradant la longueur totale du
réseau ont une probabilité d’acceptation plus importante. Cette température est réduite
progressivement au fur et à mesure des modifications. Au début de la simulation, le ré-
seau est dans un état très instable avec une température et une énergie fictives élevées,
et les modifications élémentaires dégradant la longueur totale du réseau sont acceptées
facilement. Accepter de dégrader le fonction objectif permet d’explorer de manière efficace
l’espace des solutions sans rester bloqué dans un optimum local. La température est ré-
duite graduellement et le nombre de modifications acceptées diminue également. Dans la
littérature [42], un changement de palier de température est effectué lorsque 12 × N mo-
difications élémentaires ont été acceptées ou lorsque 100 × N modifications élémentaires
ont été tentées (acceptées ou non), N étant la taille du vecteur solution, soit le nombre
de charges. La température est réduite à chaque étape selon la décroissance géométrique
II.16 avec le facteur géométrique α pris le plus souvent égal à 0,9 selon [42].

Tnouvelle itération = α × Titération courante (II.16)
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La solution initiale est générée aléatoirement. La démarche pour définir la température
initiale T 0

recuit est de définir l’état d’excitation initial de la solution τ0. C’est la probabilité
qu’une modification dégradant la longueur totale soit acceptée au début de la simulation.
Pour évaluer T 0

recuit à partir de τ0, on évalue la dégradation moyenne de Ltot au début de
la simulation, notée L̄0, en effectuant plusieurs modifications élémentaires sur la solution
initiale. La température initiale T 0

recuit est alors donnée par la formule II.17. Une procé-
dure commune est de définir une probabilité d’acceptation τ0 de 50 % et d’évaluer L̄0 en
effectuant 100 modifications élémentaires sur la solution initiale [42].

T 0
recuit =

−L̄0

ln(τ0)
(II.17)

L’algorithme converge lorsque plus aucune modification n’est acceptée et que le réseau
s’est stabilisé sur un optimum local. Cela correspond en théorie à une température Trecuit

égale à 0, atteinte au bout d’une quantité infinie d’itérations. En pratique, on considère
que le recuit simulé a convergé si la meilleure solution trouvée reste inchangée pendant
Nconvergence paliers de température. La figure II.13 montre un exemple de convergence du
recuit simulé sur l’exemple du réseau de IEEE à 69 nœuds de la figure II.11. Le critère de
convergence y est fixé à 10 paliers de température sans variations de la meilleure solution.
Cette simulation converge en 29 paliers, pour 128 647 appels à la fonction objectif. Le
nombre total de modifications apportées à la solution est de 24 013. La solution initiale
générée aléatoirement possède 389,4 km de conducteurs. La solution finale possède 172,8
km de conducteurs.

Itérations du recuit simulé #104
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Figure II.13 – Recuit simulé - convergence
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4 Construction du réseau final

4.1 Respect des contraintes techniques

L’architecture dimensionnée dans la section précédente est une solution de référence
pour laquelle le coût total est réduit. Cette solution ne peut cependant pas être adaptée
comme solution finale car les contraintes techniques n’ont pas été prises en compte lors de
l’optimisation. Il s’agit des limites de courant dans les conducteurs et de la chute de tension
maximale en chaque nœud. La limite en courant dépend de la charge totale de chaque ligne.
La limite de chute de tension dépend également de la charge et de sa répartition le long
de la ligne, mais aussi de la longueur de la ligne. Ce dernier paramètre est déjà minimisé
lors de la phase précédente. Le critère dimensionnant pour cette nouvelle étape est donc la
puissance maximale de chaque artère afin de respecter la contrainte de limite en courant.
Le respect des chutes de tension maximales est vérifié a posteriori car dans la mesure où les
réseaux étudiés sont en milieu urbain et courts, il est rare que cette contrainte soit décisive.

La puissance maximale admissible par artère a été déterminée dans la section 3.1.1 via
l’équation II.8. La solution proposée pour respecter cette limite est d’effectuer un échange
de charges entre les lignes de manière à équilibrer la répartition de la puissance totale.
Cette procédure est gloutonne : on procède systématiquement à l’échange de charges mi-
nimisant la dégradation de la longueur totale. L’opération est répétée jusqu’à ce que toutes
les lignes respectent le critère de puissance maximale. L’algorithme est décrit sur la figure
II.14.

Y a-t-il une ligne surchargée ?

Sélection de la ligne la plus chargée D et des autres 
lignes non surchargées Yj

Initialisation

Pour chaque charge i de D et chaque ligne Yj :
d(i,j) = distance entre la charge i et la ligne Yj

Fin

non
oui

Migration de la charge I à la ligne J tel que

),(min),(
,

jidJId
ji

=

Figure II.14 – Heuristique d’échange de charges entre les lignes

La prise en compte des contraintes topologiques dans ces échanges permet de minimi-
ser la dégradation de la longueur. Si deux lignes, dont une surchargée et une autre non
surchargée, traversent la même rue dans laquelle se situe une charge, ces deux lignes pour-
ront procéder à l’échange de charges sans augmenter la longueur de l’une ou de l’autre.
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Les travaux à réaliser se feront uniquement au niveau du raccordement à la ligne comme
on peut le voir sur la figure II.15. De plus, rééquilibrer la puissance entre les lignes permet
de réduire le coût total des pertes techniques et des défaillances. Cette réduction des coûts
peut même être plus importante que les surcoûts imposés par la migration de charges
d’une ligne à l’autre si la dégradation de la longueur est peu importante. Elle est illustrée
dans le premier cas d’étude dans la section 5.

Figure II.15 – Echange de charge entre deux artères voisines

4.2 Respect des objectifs de fiabilité

La dernière contrainte à respecter pour le réseau final est la fiabilité, définie par les
indices de fiabilité SAIFI, SAIDI et produit PL, et modélisée économiquement par les
coûts de l’énergie non distribuée, des coupures et des OMT. Ces indices et coûts varient
en fonction du nombre et de l’emplacement des OMT et de la position de l’OMT norma-
lement ouvert. Cette section présente un algorithme permettant de placer les organes de
manœuvres le long des artères afin de respecter les objectifs de fiabilité, tout en minimisant
leur nombre. Il s’agit du problème combinatoire consistant à sélectionner k emplacements
pour les OMT parmi n postes HTA/BT le long d’une artère. Le nombre de solutions est
égal au coefficient binomial de k éléments parmi n. Pour des lignes comprenant un grand
nombre de postes HTA/BT, ce nombre peut devenir trop important pour qu’une évalua-
tion exhaustive soit adaptée.

Il existe cependant des méthodes empiriques pour le placement des OMT. En milieu
urbain, la plupart des distributeurs considèrent que chaque départ d’une artère doit pos-
séder 2,5 OMT, le demi-OMT correspondant à l’organe normalement ouvert, d’un côté ou
l’autre de l’artère. Il existe également une formule empirique permettant d’optimiser le bi-
lan techno-économique du placement des OMT [30]. L’équation donne le temps de coupure
moyen sur une ligne en fonction du nombre d’OMT et de la longueur totale. On cherche
à minimiser le coût total de l’investissement en OMT et le coût actualisé des défaillances
décrits dans les équations II.19 et II.20, en faisant varier le nombre d’OMT.

Tmoy =
0, 44 + (0, 009 × Lligne)

NOMT + 1
+ 0, 2 (II.18)
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C = NOMT × COMT +
T∑

t=1

CEND × END(t)
(1 + a)t

(II.19)

END(t) = Tmoy × τ × Lligne
︸ ︷︷ ︸

Nombre de coupures par an

×
Puissance moyenne à l’année t
︷ ︸︸ ︷

Pmoyen(0) × (1 + tconso)t (II.20)

Avec :
Tmoy : temps moyen de coupure par an (en heures)
Lligne : longueur de la ligne (en km)
NOMT : nombre d’OMT le long de la ligne
C : coût actualisé des OMT et de l’énergie non distribuée, à minimiser (en ke)
T : période d’étude (en années)
COMT : coût unitaire d’un OMT (en ke)
CEND : coût de l’énergie non distribuée (en ke/kWh)
END(t) : énergie non distribuée à l’année t (en kWh)
a : taux d’actualisation (en %)
τ : taux de défaillance des conducteurs (en incident / km / an)
Pmoyen(0) : puissance consommée sur la ligne au début de la période d’étude (en kW)
tconso : taux d’évolution de la consommation (en %)

Cette formule n’est pas adaptée à tous les cas car les coefficients utilisés dans l’équation
II.18 ont été calculés à partir de réseaux pouvant présenter des caractéristiques différentes
aux réseaux étudiés et doivent être mis à jour. De plus, dans le cadre de nos études, les
organes de manœuvres sont placés en fonction des objectifs de fiabilité et non par optimum
économique. Ces deux approches pouvent mener à une solution différente. La seconde ap-
proche est décrite dans le schéma II.16.

OMT normalement fermés du 
départ 1

∆���é���		� ∆���é���		�

∆����	���	� ∆����	���	� ∆����	���	� ∆����	���	� ∆����	���	�

OMT normalement ouvert

OMT normalement fermés du 
départ 2

Figure II.16 – Placement des organes de manœuvres télécommandés sur une artère

L’OMT normalement ouvert est placé de manière à minimiser l’écart des produits
PLdépart 1 et PLdépart 2 entre deux départs d’une artère donnée afin de garantir le meilleur
équilibre de la fiabilité entre les clients. Ce placement est effectué en testant toutes les
positions possibles dont le nombre est égal au nombre de postes HTA/BT sur la ligne. Les
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OMT normalement fermés sont ensuite placés afin de respecter les objectifs de fiabilité
par départ notés SAIFIobj et SAIDIobj tout en équilibrant au maximum les produits
PLsection des différentes sections. A l’état initial, seul l’OMT normalement ouvert est pré-
sent : les indices de fiabilité pour cette configuration sont calculés. Si ils ne respectent pas
les limites SAIFIobj et SAIDIobj , un OMT normalement fermé est ajouté sur les départs
concernés, puis les indices de fiabilité sont de nouveau évalués. La procédure est répétée
jusqu’à ce que les objectifs soient atteints.

Pour chaque ajout d’un OMT sur un départ, tous les OMT déjà présents sont retirés
pour être replacés en même temps que le nouveau. L’objectif choisi pour décider de l’em-
placement des OMT est d’équilibrer les produits PL entre chaque tronçon. Les OMT sont
initialement placés de manière à équilibrer le nombre de postes HTA/BT pour chaque sec-
tion de ligne délimitée par deux OMT. Pour chaque déplacement possible de chaque OMT
le long du départ (vers la gauche ou vers la droite), le gain sur l’équilibre des produits
PL entre les sections est évalué. Le déplacement d’OMT équilibrant au mieux les produits
PL est effectué. Lorsque tous les déplacements possibles dégradent l’équilibre des produits
PLsection, l’optimum local est atteint et la solution est conservée. La méthodologie est
décrite sur la figure II.17.

On effectue le déplacement d’OMT 
maximisant le gain en ∆PL

Initialisation

Les OMT sont placés le long du départ de manière à 
équilibrer le nombre de charges par tronçon entre 2 OMT

Minimum local atteint ? Fin

Pour chaque OMT et chaque mouvement possible (vers 
la gauche ou la droite) le gain en ∆PL est évalué

oui

non

Figure II.17 – Placement des organes de manœuvres télécommandés sur un départ

5 Exemples d’application

5.1 Description du réseau étudié

Le cas d’étude est une portion du réseau électrique de distribution de Grenoble corres-
pond au centre-ville, géré par le distributeur GEG 1. Ce réseau contient 6 lignes en coupure
d’artère de source à source. Les artères sont réparties entre 3 postes sources : Mallifaud,
Nord-Ouest et Ile Verte. Elles desservent 136 postes de distribution sous une tension nomi-
nale de 20 kV pour une puissance totale de 61,19 MW. Le cas d’étude comprend également

1. Le Groupe GEG regroupe également des activités de production d’électricité renouvelable et de
chaleur propre au travers de plusieurs filiales telles.
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36 postes de distribution sous une tension nominale de 5.5 kV, alimentés par des lignes ne
faisant pas partie du périmètre d’étude pour une puissance totale de 11,84 MW. Les puis-
sances fournies correspondent à la température normale θN . Les données ont été fournies
sous le format PRAO 2 puis transférées sous format Matlab à l’aide d’un script. Le réseau
20 kV est représenté sur la figure II.18.
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Figure II.18 – Plan de la zone étudiée du réseau de Grenoble

La figure II.19 montre la modélisation des rues, des postes HTA/BT et des postes
sources. Le graphe des rues comprend 480 sommets et 772 arêtes. Après connexion des
postes électriques, le graphe comprend 830 sommets et 1122 arêtes. Les 350 nouveaux
sommets correspondent aux 172 postes de distribution et 3 postes sources et leurs points
de connexion à la rue la plus proche. Les 350 nouvelles arêtes sont créées par la connexion
des postes.

Deux exemples d’application sont étudiés dans cette section. Le premier cas d’étude est
la planification du réseau "sorti de terre" : on considère seulement les postes de distribution

2. Outil de planification des réseaux de distribution anciennement utilisé par ERDF et certaines ELD
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Nord-Ouest

Ile-Verte

Mallifaud

Postes sources Charges 20 kV RuesCharges 5,5 kV

Figure II.19 – Modélisation géographique du cas d’étude

HTA/BT et les postes sources HTB/HTA. L’objectif est de construire le réseau de manière
optimisée et de le comparer au réseau actuel pour évaluer les gains économiques. Seules
les charges sous 20 kV sont utilisées. Le deuxième cas d’étude est l’extension du réseau de
distribution existant : le réseau 20 kV existant est conservé. Les lignes du réseau 5,5 kV
sont déposées et les postes HTA/BT correspondant au niveau 5,5 kV doivent être rattachés
au réseau 20 kV afin d’harmoniser les niveaux de tension. L’objectif de ce cas d’étude est
de minimiser les travaux de transition d’un réseau à l’autre en prenant en compte les in-
frastructures du réseau existant. Afin d’évaluer les coûts et caractéristiques techniques du
réseau réel et des réseaux simulés, on utilise les paramètres technico-économiques décrits
dans les tableaux II.3 et II.4, issus des références [8, 30,67].

Nom Valeur Unité Notation
Taux d’actualisation 8 % a

Coût des pertes par effet Joule 0,181 ke/kW Cpertes

Coût de l’énergie non distribuée 9,2 e/kWh CEND

Coût de la puissance coupée 0,8 e/kW CP C

Coût d’un organe de manœuvre 8 ke COMT

Coût d’une tranchée pour 1 conducteur 100 ke/km Ctrc

Coût d’une tranchée pour 2 conducteurs 140 ke/km Ctrc

Coût d’une tranchée pour 3 conducteurs 165 ke/km Ctrc

Coût d’une tranchée pour 4 conducteurs 185 ke/km Ctrc

Coût d’une tranchée pour 5 conducteurs 200 ke/km Ctrc

Conducteur Alu 240 mm2 - coût 20 ke/km Ccdt

Tableau II.3 – Paramètres économiques
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Nom Valeur Unité Notation
Période d’étude 30 années T

Sous-période A 10 années TA

Sous-période B 20 années TB

Évolution de la consommation - période A 0,7 % τ conso
A

Évolution de la consommation - période B 0,7 % τ conso
B

Évolution de la pointe - période A 1 % τpointe
A

Évolution de la pointe - période B 0,5 % τpointe
B

Tension nominale 20 kV U

Facteur de puissance 0,9385 cos(ϕ)
Taux de défaillance des conducteurs 2 % τdef

Temps d’isolation d’un défaut 5 minutes Tisolation

Temps de réparation d’un défaut 40 minutes Tréparation

Conducteur Alu 240 mm2 - résistance 0,13 Ω/km r

Conducteur Alu 240 mm2 - réactance 0,10 Ω/km x

Conducteur Alu 240 mm2 - limite thermique 440 A Imax

Tableau II.4 – Paramètres techniques

5.2 Cas 1 : Planification d’un réseau "sorti de terre"

Le but du premier cas d’étude est de déposer entièrement les lignes existantes et de
reconstruire le réseau avec la méthode décrite dans ce chapitre afin de le comparer au
réseau actuel que l’on considère également sorti de terre. Le réseau réel possède 6 artères
constituées uniquement de conducteurs Alu 240 mm2. Ce choix est effectué pour obtenir
un réseau robuste ne nécessitant pas de travaux de renforcement à l’avenir. Il est également
plus facile au niveau logistique de gérer le stockage et le déploiement d’un seul type de
conducteur. La puissance maximale d’une artère est définie par l’équation II.8. On utilise
les caractéristiques du conducteur Alu 240 mm2 et les données techniques du tableau II.4.
Le facteur de puissance utilisé est le facteur de puissance minimal calculé à partir des
puissances maximales actives et réactives des différentes charges. L’application numérique
donne :

P max
artere =

Imax × U ×
√

3 × cos(ϕ)

(1 + tpointe
A )TA × (1 + tpointe

B )TB

=
440 × 20.103 ×

√
3 × 0, 9325

(1 + 0, 01)10 × (1 + 0, 005)20
= 11, 645 MW

(II.21)
La puissance maximale totale est de 61,19 MW. En appliquant la formule II.9, le

nombre d’artères minimal requis trouvé est de 6. Afin de voir l’influence à la fois du
nombre d’artères et de leur configuration entre les postes sources, les différentes configu-
rations pour 5 et 6 artères sont étudiées. Pour chacune d’elle, le recuit simulé est appliqué
10 fois afin de prendre en compte l’aspect aléatoire de l’algorithme. La construction est
également faite avec et sans prise en compte la topologie des rues pour évaluer son im-
pact. L’intervalle de longueur totale des solutions trouvées est donné à chaque fois. Les
paramètres utilisés pour le recuit simulé sont un facteur de décroissance α égal à 0,9, une
probabilité d’acceptation initiale τ0 égal à 50 % calculée pour 100 itérations à l’état initial,
et une convergence sur 5 paliers de température [42].
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Les différentes configurations sont comparées dans le tableau II.5 pour la longueur
totale et le coût total après avoir appliqué l’heuristique d’échange de charges entre les
artères. Dans le tableau II.5 le couplage indique le nombre de lignes respectivement entre
les postes Nord-Ouest et Mallifaud, Mallifaud et Ile-Verte, et Ile-Verte et Nord-Ouest.

Longueur totale (km) Coût total (ke)
Nom Couplage

sans topo avec topo sans topo avec topo
5-1 1-1-3 19,68 - 21,47 31,73 - 34,06 1 214 - 1 400 3 650 - 4 189
5-2 1-2-2 18,68 - 21,00 29,96 - 32,15 1 103 - 1 409 3 523 - 4 219
5-3 1-3-1 18,08 - 19,87 29,71 - 31,37 1 202 - 1 487 3 496 - 4 176
5-4 2-1-2 18,93 - 20,90 31,07 - 32,97 1 171 - 1 431 3 548 - 4 188
5-5 2-2-1 18,50 - 19,86 30,01 - 32,08 1 118 - 1 435 3 576 - 4 343
5-6 3-1-1 18,43 - 20,48 31,04 - 31,98 1 252 - 1 483 3 584 - 3 981

Longueur totale (km) Coût total (ke)
Nom Couplage

sans topo avec topo sans topo avec topo
6-1 1-1-4 22,00 - 23,95 33,85 - 34,89 1 210 - 1 322 3 607 - 3 793
6-2 1-2-3 20,96 - 21,63 31,66 - 34,94 1 139 - 1 234 3 382 - 3 932
6-3 1-3-2 19,97 - 20,70 31,74 - 33,50 1 078 - 1 174 3 474 - 3 647
6-4 1-4-1 19,50 - 20,62 31,80 - 32,9m 1 053 - 1 117 3 453 - 3 707
6-5 2-1-3 21,05 - 23,05 32,80 - 35,45 1 150 - 1 325 3 514 - 3 920
6-6 2-2-2 20,13 - 21,98 32,21 - 33,93 1 091 - 1 208 3 520 - 3 750
6-7 2-3-1 19,49 - 21,53 31,28 - 32,50 1 060 - 1 160 3 455 - 3 613
6-8 3-1-2 20,49 - 22,06 32,55 - 34,33 1 112 - 1 846 3 530 - 3 826
6-9 3-2-1 20,00 - 22,05 32,02 - 33,68 1 111 - 1 228 3 530 - 3 795
6-10 4-1-1 21,03 - 22,50 32,95 - 34,58 1 165 - 1 260 3 537 - 3 851

Tableau II.5 – Comparaison des longueurs et des coûts pour différentes configurations

On compare également la répartition de la consommation sur le réseau. Ce facteur
impacte la qualité de l’alimentation en cas d’incident majeur (perte d’arrivée HTB, de
transformateur HTB/HTA ou de conducteur). Dans ce cas, une bonne répartition minimise
les impacts humains et matériels sur le réseau, car les transformateurs et lignes utilisés en
secours sont moins sollicités. Les taux d’équilibre entre les artères, les postes sources, et les
différentes couplages de postes sources sont définis par les équation II.22, II.23 et II.24, le
meilleur taux d’équilibre possible étant de 100 %. Les taux des différentes configurations
sont comparés dans le tableau II.6.

∆Partères =
(

1 − σ (Partères)
Partères

)

× 100 (II.22)

∆Ppostes sources =

(

1 − σ (Ppostes sources)
Ppostes sources

)

× 100 (II.23)

∆Pcouplages postes =

(

1 − σ (Pcouplages postes)
Pcouplages postes

)

× 100 (II.24)



5. Exemples d’application 75

Avec :
∆Partères : taux d’équilibre entre les artères (en %)
∆Ppostes sources : taux d’équilibre entre les postes sources (en %)
∆Pcouplages postes : taux d’équilibre entre les couplages de postes (en %)
σ (Partères) : écart-type entre les puissances des artères (en MW)
σ (Ppostes sources) : écart-type entre les puissances des postes sources (en MW)
σ (Pcouplages postes) : écart-type entre les puissances des couplages de postes (en MW)
Partères : moyenne des puissances des artères (en MW)
Ppostessources : moyenne des puissances des postes sources (en MW)
Pcouplagespostes : moyenne des puissances des couplages de postes (en MW)

Taux d’équilibre
Nom

entre artères entre postes sources entre couples de postes
5-1 95 - 99 % 64 - 67 % 29 - 33 %
5-2 96 - 99 % 82 - 84 % 64 - 67 %
5-3 95 - 98 % 65 - 67 % 30 - 34 %
5-4 96 - 98 % 82 - 84 % 63 - 68 %
5-5 95 - 99 % 81 - 83 % 63 - 66 %
5-6 96 - 99 % 64 - 67 % 27 - 33 %

Taux d’équilibre
Nom

entre artères entre postes sources entre couples de postes
6-1 71 - 86 % 49 - 62 % 0 - 24 %
6-2 73 - 91 % 68 - 81 % 36 - 62 %
6-3 77 - 85 % 73 - 81 % 46 - 61 %
6-4 69 - 88 % 50 - 62 % 0 - 25 %
6-5 79 - 88 % 67 - 81 % 35 - 60 %
6-6 76 - 88 % 92 - 99 % 84 - 98 %
6-7 78 - 87 % 70 - 79 % 40 - 57 %
6-8 78 - 87 % 69 - 80 % 39 - 60 %
6-9 69 - 87 % 68 - 81 % 36 - 61 %
6-10 68 - 88 % 56 - 63 % 11 - 26 %

Tableau II.6 – Comparaison de la répartition des puissances pour différentes
configurations

Pour ce réseau, les observations suivantes peuvent être tirées :

• Modéliser la topologie des rues dans l’étape de planification augmente la longueur
totale de 59 % en moyenne, et le coût total du réseau de 205 % en moyenne, toutes
configurations confondues. L’hypothèse de prendre en compte la topologie est donc
validée car son impact sur les coûts est très important.

• La configuration des artères entre les différents postes sources a un faible impact
sur le coût total, avec un écart-type relatif à la moyenne de 1,28 % pour 5 artères
et 1,87 % pour 6 artères, en prenant en compte la topologie. L’écart-type relatif à
la moyenne pour la longueur totale est de 2,48 % pour 5 artères et 2,27 % pour 6
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artères. En revanche, l’équilibre des puissances est fortement impacté. Les écarts-
types relatifs à la moyenne des taux d’équilibre postes sources et couples de postes
sont respectivement de 12,67 % et 38,93 % pour 5 artères, et de 38,93 % et 50,59
% pour 6 artères. Il est donc recommandé de choisir la configuration des artères en
fonction de l’équilibre des puissances, et non du coût total qui n’est que peu impacté.

• Le passage de 5 à 6 lignes augmente en moyenne la longueur de 7,78 % sans topologie
et 5,03 % avec topologie. En revanche le passage à 6 lignes diminue le coût de 9,65
% sans topologie et de 7,61 % avec topologie. En effet, si une économie est réalisée
au niveau des conducteurs et des tranchées, le coût des pertes, de l’END et des in-
terruptions augmente fortement car les lignes sont plus chargées. On peut également
noter que le passage de 5 à 6 lignes dégrade légèrement l’équilibrage des puissances
sur le réseau : les taux d’équilibre entre artère, postes sources et couples de postes
passent respectivement de 97,17 % à 81,13 %, de 74,13 % à 72,57 % et de 48,26 à
45,13 % en moyenne.

La configuration correspondant au cas réel est la configuration 6-2. La longueur totale
réelle de ce réseau est de 37,16 km, d’après les données fournies par le GRD. Cette va-
leur est réévaluée en imposant le passage des conducteurs dans les rues modélisées par le
graphe G afin de pouvoir effectuer la comparaison avec le résultat des simulations utilisant
les mêmes données. La longueur totale du réseau ne considérant uniquement que les che-
mins du graphe G est de 38,70 km. L’écart entre le modèle topologique et la réalité est donc
de 1,54 km en faveur de la réalité. Il est dû aux imprécisions de mesure, mais également
au fait que l’on ne s’autorise que des passages dans les rues, tandis que le GRD a accès
aux informations sur les possibles passages au travers des pâtés de maison ou autre terrain.

La solution sélectionnée pour la comparaison avec le cas réel est celle présentant la lon-
gueur minimale pour la même configuration que le réseau réel, à savoir 31,66 km. On lui
applique l’algorithme d’échange de charges décrit en 4.1. Le critère de puissance maximale
par artère utilisé pour respecter les contraintes techniques des conducteurs a été calculé
avec l’équation II.21. Après minimisation de la longueur totale, les artères 4 et 6 sont trop
chargées, respectivement de 20,35 % et 20,85 %. L’algorithme d’échange de charges répar-
tit ce surplus de puissance sur les artères 1, 2 et 3. Bien qu’étant peu chargée (7,30 MW),
l’artère 5 reste inchangée car elle est trop distante des autres artères pour qu’un échange
de charges soit effectué sans détériorer fortement la longueur totale de conducteurs.

La figure II.20 montre l’évolution de la longueur totale du réseau au fur et à mesure des
échanges de charges réalisés pour équilibrer la puissance maximale par artère. La dégra-
dation de longueur totale est de 741 mètres soit 2,34 % par rapport à la solution initiale.
A chaque étape, l’échange de charges minimisant la dégradation de la longueur est choisi.
Parfois la dégradation est nulle car l’échange se fait au point de connexion de la charge
entre deux artères partageant la même tranchée, comme pour la charge 2 de la ligne 4 à la
ligne 1. A chaque échange, le trajet des lignes au sein des rues est réévalué. Les nouveaux
trajets influent sur la distance des charges par rapport aux lignes, et les solutions pour
l’échange de charges sont également modifiées. Il peut donc arriver parfois que certains
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échanges réduisent la longueur totale de la solution, comme pour la charge 124 de la ligne
6 à la ligne 1. Pour ce cas d’étude, il suffit de 11 échanges de charges successifs pour res-
pecter la contrainte de puissance maximale par artère.
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Figure II.20 – Évolution de la longueur totale pendant les échanges de charges

Après respect des contraintes techniques, le réseau doit respecter les objectifs de fiabi-
lité via le placement des organes de coupure le long des artères. Les indices de fiabilité du
réseau réel sont calculés avec les hypothèses du tableau II.4. Le SAIFI varie entre 0,061
et 0,128 incidents par an et par client, et le SAIDI entre 0,41 et 5,34 minutes par an et
par client, selon les départs. On choisit les valeurs maximales de 0,128 et 5,34 pour les
SAIFIobj et SAIDIobj afin de respecter les mêmes indices de qualité que pour le réseau
réel. Les OMT sont placés suivant l’algorithme décrit en 4.2, et les résultats sont décrits
pour les cas réel et simulé dans les tableaux II.7 et II.8.

Le réseau nouvellement créé ne nécessite qu’un seul OMT sur chaque artère pour res-
pecter les indices de fiabilité, contre 2 à 3 OMT par artère pour le réel. Le réseau simulé
présente une moyenne et un écart-type des indices plus faibles contre des indices minimaux
plus faibles pour le réseau réel. Le SAIFI moyen est de 0,058 pour le réseau réel et de 0,050
pour le réseau simulé, tandis que le SAIDI moyen est de 2,65 pour le réseau réel et de 2,28
pour le réseau simulé. Les écarts-types sont plus importants pour le réseau réel car celui-ci
présente de plus fortes disparités de puissance et de longueur entre les départs. Le réseau
simulé a donc besoin de moins d’OMT pour des valeurs maximales et une dispersion des
indices plus faibles. Cela s’explique premièrement par la minimisation de la longueur totale
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Réseau réel
P L PL SAIFI SAIDI Nombre

Artère
(MW) (km) (MVA.km) (inc/an/client) (min/an/client) d’OMT

Dép. 1 Dép. 2 Dép. 1 Dép. 2

N◦1 6,69 3,62 24,17 0,006 0,049 0,41 2,15 2
N◦2 10,84 6,15 66,69 0,023 0,088 1,19 3,86 3
N◦3 7,56 6,87 51,90 0,038 0,050 1,69 2,52 3
N◦4 13,34 6,79 90,55 0,093 0,128 4,20 5,34 2
N◦5 12,06 6,80 81,97 0,022 0,092 1,13 4,09 3
N◦6 10,70 6,94 74,27 0,040 0,072 1,81 3,38 2

Tableau II.7 – Caractéristiques des artères - réseau réel

Réseau simulé
P L PL SAIFI SAIDI Nombre

Artère
(MW) (km) (MVA.km) (inc/an/client) (min/an/client) d’OMT

Dép. 1 Dép. 2 Dép. 1 Dép. 2

N◦1 11,00 4,72 51,98 0,054 0,037 2,44 1,71 1
N◦2 8,53 5,84 49,75 0,044 0,058 2,06 2,61 1
N◦3 11,46 6,00 68,70 0,053 0,052 2,49 2,40 1
N◦4 11,53 6,24 71,98 0,053 0,066 2,43 2,96 1
N◦5 7,30 4,53 33,10 0,040 0,041 1,82 1,90 1
N◦6 11,36 5,08 57,71 0,049 0,053 2,19 2,38 1

Tableau II.8 – Caractéristiques des artères - simulation

réduisant le taux de défaut par an. Deuxièmement, la puissance maximale est limitée par
le critère II.8, ainsi les charges sont mieux réparties entre les artères. Enfin les départs
sont mieux équilibrés entre eux grâce au critère PL : la différence de produit PL entre
deux départs connectés varie de 1,62 à 51,85 MVA.km pour le réseau réel et de 0,44 à 3,40
MVA.km pour le réseau simulé.

La valeur des différents taux d’équilibre est donnée dans le tableau II.9. Le nouveau
réseau simulé présente une meilleure répartition des puissances à la fois entre les artères,
les postes sources et les différents couplages de postes, ce qui aura un impact bénéfique en
situation de défaut.

Taux d’équilibre Réseau réel Réseau simulé
Entre artères 74,68 % 82,16 %

Entre postes sources 68,88 % 76,56 %
Entre couples de postes sources 37,77 % 53,11 %

Tableau II.9 – Équilibrage des puissance sur le réseau - cas 1

Le réseau réel est comparé économiquement aux réseaux simulés (de longueur minimi-
sée, et final) dans le tableau II.10. Le coût des conducteurs et des tranchées représente la
majeure partie des économies, ce qui confirme l’intérêt de minimiser Ltot. Cette minimi-
sation et l’équilibre de la charge entre les artères a aussi pour effet de réduire le coût des
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pertes techniques, des défaillances et des OMT. Les économies relatives varient de 26,31
% pour le coût des interruptions à 60 % pour l’investissement en OMT. Les pertes repré-
sentent le troisième poste de dépense (13,38 % pour le réseau réel et 9,88 % pour le réseau
final) et sont réduites de 38,04 %. La transition du réseau simulé de longueur minimisée
au réseau simulé final se fait avec une augmentation du coût total de 47 ke, soit 1,38 %
tandis que Ltot est augmentée de 2,34 %. En effet, le rééquilibrage des charges entre les
artères entraîne une diminution des pertes pour un gain de 17 ke.

Réseau Réseau Réseau Gain
❤
❤
❤
❤

❤
❤

❤
❤
❤
❤
❤
❤
❤
❤
❤

❤❤

Paramètres
Cas étudié

réel Ltot min final final / réel
Longueur des conducteurs 38,70 km 31,66 km 32,41 km 16,25 %
Longueur des tranchées 22,69 km 21,91 km 22,48 km 0,93 %
Coût des conducteurs 774 ke 633 ke 641 ke 17,18 %
Coût des tranchées 2 672 ke 2 341 ke 2 403 ke 10,07 %
Coût des pertes 552 ke 365 ke 342 ke 38,04 %
Coût de l’END 18 ke 13 ke 13 ke 27,78 %
Coût des interruptions 19 ke 14 ke 14 ke 26,31 %
Coût des interrupteurs 120 ke 48 ke 48 ke 60 %
Coût total 4 155 ke 3 414 ke 3 461 ke 16,70 %

Tableau II.10 – Bilan technico-économique - cas 1

Le gain sur la longueur totale des tranchées est de 0,93 % seulement pour une économie
de 269 ke, soit 10,07 %. Le coût des tranchées ne dépend pas que de la longueur mais
également du nombre de conducteurs par tranchée, synthétisé dans le tableau II.11. Le
réseau réel comporte 16,82 % de conducteurs en plus pour un coût de tranchée supérieur de
seulement 11,23 % car il contient plus de conducteurs par tranchée : 1,47 en moyenne contre
1,19 pour la solution simulée. Les réseaux réels et simulés sont comparés visuellement dans
l’annexe A.

Nombre Proportion dans le réseau
de conducteurs Réseau réel Réseau simulé

1 59,56 % 85,49 %
2 35,37 % 10,55 %
3 3,35 % 3,45 %
4 1,72 % 0,51 %

Tableau II.11 – Taux de remplissage des tranchées - cas 1

Les contraintes techniques sont évaluées dans le tableau II.12 : les contraintes tech-
niques de courant et de tension sont respectées pour le réseau simulé final. Pour le réseau
de longueur totale minimisée, les contraintes en tension et en courant en régime de secours
ne sont pas respectées. La phase de rééquilibrage des charges entres les différentes artères
permet de respecter toutes les contraintes. Le réseau réel ne respecte pas les contraintes
de tension en régime normal et en régime de secours, ainsi que les contraintes de courant
en régime de secours. Il faut préciser que le réseau réel n’évolue pas avec les hypothèses
prises pour ce cas d’étude et que dans la réalité des contraintes peuvent ne pas apparaître
les 30 prochaines années. En cas de contraintes de courant, la migration d’une charge sur
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une ligne moins chargée ou le renforcement d’un conducteur peuvent être envisagée. En
cas de contraintes de tension, les régleurs en charge ou les bancs de capacités au niveau
du poste source peuvent être mis en place. Dans le cas de cette étude, ils n’ont pas été
modélisés.

Réseau Réseau Réseau
❤
❤
❤
❤
❤
❤

❤
❤

❤
❤

❤
❤
❤
❤
❤
❤❤

Paramètres
Cas étudié

réel Ltot min final
Chute de régime normal 5,93 % 4,62 % 4,48 %
tension régime de secours 9,33 % 8.58 % 7.61 %

Contraintes régime normal Non Non Non
de courant régime de secours A la 6e année A la 1ère année Non

Tableau II.12 – Respect des contraintes techniques - cas 1

Pour ce premier cas d’étude, le nouveau réseau simulé a été dimensionné pour être
facilement comparé au réseau réel, soit en respectant les mêmes objectifs de qualité et le
même type de conducteur. Le réseau simulé n’est constitué que de conducteurs de type Alu
240 mm2 et de seulement un OMT par artère. Ces caractéristiques sont peu représentatives
des réseaux de type ERDF comprenant plus d’OMT et des sections de câble différentes
décroissantes le long des départs. C’est pourquoi un second dimensionnement est proposé
en annexe B avec des hypothèses différentes.

5.3 Cas 2 : Extension d’un réseau de distribution existant

Le deuxième cas d’étude est un cas d’extension de réseau. Le réseau réel de 20 kV
étudié précédemment est conservé. Dans la même zone se trouve une partie plus ancienne
du réseau alimentée en 5,5 kV. Les conducteurs arrivant en fin de durée de vie, le coût
des défaillances devient important. Ces charges sont donc déconnectées des lignes 5,5 kV
pour être reconnectées au réseau 20 kV. Deux solutions principales décrites dans le tableau
II.13 existent pour ce cas d’étude. Les charges 5,5 kV peuvent être rattachées au niveau
du réseau basse tension avec la mise hors service des postes HTA/BT 5,5 kV. L’avantage
est d’économiser le coût de transfert des postes HTA/BT au niveau 20 kV. Cependant, des
contraintes de puissance et d’encombrement peuvent apparaître sur les postes HTA/BT
20kV qui doivent alors être mutés. Le rattachement au niveau du réseau moyenne tension
nécessite le passage de tous les postes HTA/BT au 20 kV. Dans tous les cas, de nouvelles
contraintes peuvent apparaître au niveau des lignes 20 kV. La solution réelle adoptée par
GEG est une combinaison de ces deux approches, dépendant à la fois des contraintes de
puissance et d’encombrement de chaque poste HTA/BT et des coûts de passage des diffé-
rents matériels au 20 kV.

La solution choisie est d’effectuer le rattachement au niveau du réseau moyenne tension
afin de tester l’adaptabilité de la méthode développée dans ce chapitre pour la prise en
compte du réseau existant. La nouvelle consommation totale du réseau étant de 73,03 MW,
l’équation II.9 fournit un résultat de 7 artères. Pour ce second cas d’étude, il est choisi
de se limiter aux 6 artères existantes au niveau 20 kV et de ne pas en créer de nouvelles.
L’hypothèse de puissance maximale par artère utilisée est celle du réseau existant qui est de
13,34 MW, laissant une marge suffisante pour accueillir les nouvelles charges. Les objectifs
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Solution
Rattachement Rattachement
au niveau BT au niveau HTA

Impact sur les postes
Déposés Passage au 20 kV

5,5 kV / 400 V
Impact sur les postes Encombrement : nombre de départs,

Aucun
20 kV / 400 V puissance maximale
Impact sur les Augmentation de Augmentation de
lignes 20 kV la puissance la puissance

Impact sur les
Déposées Déposées

lignes 5.5 kV
Impact sur les

Conservées ou déposées Conservées
lignes 400 V

Tableau II.13 – Solutions envisagées pour le rattachement des charges du réseau 5,5 kV

de fiabilité restent les mêmes que pour le premier cas d’étude, à savoir une valeur maximale
de 0,128 pour le SAIFIobj et 5,34 pour le SAIDIobj . Les OMT sont replacés à l’issue de
l’optimisation. Le vecteur objectif Xrac est en partie fixé. Les N ′ charges du réseau existant
restent inchangées. L’espace des solutions exploré concerne seulement les charges N ′ + 1 à
N charges dont les variables xi correspondantes subissent des modifications dans X.

Xrac =




















x1

x2

...
xN ′

xN ′+1

xN ′+2
...

xN


























charges du réseau existant







nouvelles charges à relier

(II.25)

Le rattachement est effectué en minimisant les travaux à effectuer. Pour cela, on utilise
la méthode décrite dans la section 2.3 consistant à attribuer le coefficient βrue

2 aux rues
utilisées par les lignes existantes. Le poids de chaque arête du graphe G est modifié. L’algo-
rithme de Dijsktra est appliqué sur le graphe G modifié afin de calculer les chemins les plus
courts. Les lignes sont ainsi forcées à emprunter des tranchées déjà utilisées. Différentes
valeurs de βrue

2 sont testées. Pour chaque valeur de βrue
2 , 100 simulations sont effectuées.

Les résultats, en moyenne des 100 simulations pour chaque valeur de βrue
2 , sont donnés

dans les figures II.21 et II.22.

Globalement, la longueur totale de conducteurs retirés décroît progressivement à me-
sure que le coefficient βrue

2 décroit. Cependant la longueur totale de nouveaux conducteurs
ne suit pas la même tendance : elle diminue jusqu’à βrue

2 = 40% pour lequel la réutilisation
du réseau existant est optimale, puis augmente de nouveau. En effet, si βrue

2 est suffisam-
ment petit, la solution obtenue a tendance à effectuer des détours importants par des rues
considérées comme étant très économiques. Les résultats ne sont plus réalistes pour un
coefficient βrue

2 nul. Sur les figure II.21 et II.22, les valeurs pour βrue
2 = 0 n’apparaissent
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Figure II.21 – Évolution des longueurs des travaux de transition

pas car elles sont très importantes : en moyenne, 479 km de nouveaux conducteurs sont
posés pour une longueur totale du réseau atteignant 517 km. La longueur de conducteurs
transférés entre lignes suit une tendance différente car elle connaît un pic pour βrue

2 entre
60 à 80 %. Globalement, la longueur totale du réseau final croît à mesure que βrue

2 diminue
et trouve son minimum pour βrue

2 = 80%.

Les sur-coûts dûs aux pertes Joule et aux défaillances (énergie non distribuée et inter-
ruptions) sont évalués après reconstruction du réseau. Le coût des nouveaux conducteurs
est calculé en considérant le coût du conducteur et le coût des tranchées en fonction du
nombre total de conducteurs à l’intérieur. Cette hypothèse est simplificatrice car en réalité
le coût d’une tranchée est plus important si des conducteurs y sont déjà présents, car
les travaux à mettre en œuvre sont plus complexes pour éviter les incidents. De plus, on
considère que les conducteurs qui sont transférés ne génèrent pas de coûts supplémentaires.
Enfin, la perte économique due à la dépose des conducteurs existants n’est pas évaluée dans
le sur-coût total final. Les différents sur-coûts suivent la même évolution que la longueur
totale du réseau.

Le sur-coût total minimum est atteint à un βrue
2 de 80 % pour une valeur de 262,93

ke. Les différents sur-coûts sont de 325,93 ke pour les nouveaux conducteurs et tranchées,
5,69 ke pour les pertes Joule et de 3,31 kepour les défaillances. Un gain de 72 ke est
réalisé sur les OMT car les objectifs de fiabilité sont atteints en plaçant moins d’inter-
rupteurs sur le réseau mais à des emplacement minimisant les écart de produits PL entre
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Figure II.22 – Évolution des coûts de transition

les départs. En perspective, une transition plus réaliste serait de calculer les indices de
fiabilité correspondant à la répartition initiale d’OMT, et d’ajouter les OMT nécessaires
si les objectifs ne sont pas réalisés.

Cette solution est la moins chère pour les hypothèses simplificatrices choisies. En re-
vanche, si les coûts de transition des conducteurs entre deux lignes et les pertes de capital
dues à l’abandon de conducteurs existants sont assez importants, cette solution être moins
intéressante. L’impact sur les clients lors des travaux peut également être plus important
si plus de conducteurs sont installés. Pour cette solution à βrue

2 = 80%, 10,87 km de nou-
veaux conducteurs sont posés, 11,16 km abandonnés et 8,53 km transférés, pour un réseau
d’une longueur totale de 41,39 km. Les travaux sont représentés dans l’Annexe A. En
comparaison, les travaux nécessaires sont également présentés pour la solution présentant
le minimum de nouveaux conducteurs posés, pour βrue

2 = 10%. Pour cette solution, 11,47
km de nouveaux conducteurs sont posés, 1,58 km abandonnés et 0 km transférés, pour un
réseau d’une longueur totale de 44,27 km. La comparaison entre les deux figures permet
de constater que la première solution est très lourde en travaux. Une étude économique
plus poussée permettant d’évaluer plus précisément les coûts de transition et d’intégrer les
coûts d’abandon du réseau existant est nécessaire. Couplée à l’analyse du GRD quant aux
travaux à réaliser et leur impact sur les usagers, elle permettrait de dégager une solution
à la fois acceptable économiquement et avec un faible impact sur le réseau existant.
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6 Conclusion

Dans ce chapitre, une méthodologie a été proposée pour résoudre le problème de plani-
fication des réseaux électriques de distribution en milieu urbain. Ce problème est identifié
comme un problème de programmation mixte discret non linéaire multi-objectif. L’utilisa-
tion d’algorithmes méta-heuristiques est choisie afin de trouver un ensemble de solutions
viables en un temps de calcul acceptable. La méthodologie proposée est séquentielle. La
longueur totale du réseau est tout d’abord minimisée à l’aide d’un algorithme de recuit
simulé afin de réduire les coûts du réseau. Cette étape se fait en prenant en compte la
topologie du milieu urbain via la mise en forme de graphe de rues, et l’utilisation d’ou-
tils issus de la théorie des graphes comme les algorithmes de Dijsktra et Christofides. A
partir de cette solution, les charges sont échangées entre les artères afin de respecter les
contraintes de puissance maximale sur les lignes. Dans une dernière étape, les organes de
manœuvre télécommandés sont placés le long des artères afin de respecter les critères de
fiabilité.

La méthodologie est testée sur un réseau de distribution réel issu du réseau électrique
de Grenoble. Dans un premier cas d’étude, le réseau est entièrement reconstruit pour une
planification "sorti de terre". La minimisation de la longueur totale de conducteurs et l’équi-
libre de la puissance entre les artères montre une réduction de 16,63 % du coût total. Le
réseau simulé présente également une plus grand fiabilité pour un nombre d’interrupteurs
réduit. L’aspect séquentiel de cette méthode se justifie car la réalisation des deuxième et
troisième objectifs se fait avec une dégradation négligeable du premier objectif (2,34 % de
la longueur totale de conducteurs, ou 1,38 % du coût total). Dans un second cas d’étude,
le même réseau est conservé et de nouvelles charges doivent y être rattachées. Il est mon-
tré qu’en attribuant des coefficients correcteurs aux longueurs des rues déjà utilisées par
le réseau existant, on peut réduire les coûts de travaux pour le problème d’extension du
réseau. Ce résultat reste cependant propre à ce cas d’étude.

Le premier avantage de cette méthode est de considérer tous les routages possibles
entre deux charges. Considérer le graphe complet pour la planification est un problème de
grande taille, difficilement résolu par des méthodes usuelles pour lesquelles un ensemble
de routes est prédéterminé. Deuxièmement, les contraintes structurelles comme le nombre
d’artères et leur configuration sont intégrées de manière simple dans la structure de la
solution. Cela permet de minimiser la longueur totale tout en garantissant une solution
viable d’un point de vue électrotechnique, nécessitant peu d’ajustements lors de la phase
d’échanges de charges. Enfin, l’algorithme du recuit simulé permet d’explorer de manière
efficace l’espace des solutions. Plusieurs simulations fournissent un ensemble de solutions
viables pour le GRD qui peut les comparer selon des critères industriels.

La solution au problème de planification développée dans ce chapitre permet de construire
des réseaux "historiques". Leur robustesse aux nouveaux paradigmes du Smart Grid est
ensuite évaluée dans le chapitre III, et des algorithmes de planification opérationnelle leurs
sont appliqués dans le chapitre IV. La méthodologie est ensuite modifiée pour évoluer vers
de nouvelles méthodes de planification dans le chapitre V.
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Études d’impacts sur les réseaux
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Abstract

Ce chapitre propose une méthodologie pour identifier l’apparition de contraintes sur un
réseau de distribution en fonction des incertitudes dues aux hypothèses classiques de la
planification, et des incertitudes propres au contexte des Smart Grids. Une approche
de type Monte Carlo est proposée. L’objectif est dans un premier temps de comparer
la robustesse des réseaux actuels, et, dans un second temps, de pouvoir mieux cibler
les solutions à mettre en place.
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1 Introduction

1.1 Problématique du dimensionnement des réseaux électriques en pré-
sence d’incertitudes

Dans les règles de planification usuelle, comme elles l’ont été décrites dans les Chapitres
I et II, les réseaux sont historiquement dimensionnés de manière déterministe. Comme les
flux d’énergie sont considérés comme unidirectionnels, la prise en compte d’un seul cas di-
mensionnant est suffisante : les flux de puissance dans le réseau sont évalués via un calcul
de répartition de charges pour une situation donnée qui correspond à une situation critique
de contrainte maximale. Les variabilités associées à la consommation sont bornées par ce
cas extrême. Le scénario de contrainte maximale est étudié en fin de période d’étude pour
une consommation maximale. Tous les 5 ou 10 ans, ce scénario est réévalué après la mise
à jour des hypothèses et la prise en compte des évolutions du réseau.

Aujourd’hui cependant, les hypothèses d’évolution de la charge sont difficiles à éva-
luer avec précision car elles sont soumises aux changements importants des habitudes de
consommation, évolutions technologiques et aléas climatiques. Les véhicules électriques
font également leur apparition comme nouveau type de charge. Si leur insertion sur le
réseau électrique est uniquement passive, elle peut conduire à l’augmentation ou la multi-
plication des pics de consommation. Leur déploiement est soumis à plusieurs incertitudes
dont l’emplacement et la puissance consommée. De plus, l’objectif principal de la planifi-
cation n’est plus seulement d’alimenter un ensemble de consommateur, mais également de
raccorder des producteurs. Pour des périodes d’étude à long-terme, le type, l’emplacement
et la puissance des GED ne peuvent pas être connus à l’avance avec précision. En effet,
l’insertion de GED sur le réseau électrique de distribution concerne des unités de petites
puissances installées par des clients du réseau de distribution, au niveau HTA ou BT.
L’apparition de nouvelles GED dépend de la décision des utilisateurs finaux, influencée
par les évolutions technologiques et législatives.

La différence entre l’approche déterministe et l’approche stochastique est illustrée en
figure III.1. En présence d’incertitudes dues à la consommation, aux véhicules électriques
ou aux GED, les variables d’entrée aléatoires des outils de dimensionnement doivent être
modélisées. Les variables de sortie nécessaires au dimensionnement du réseau sont égale-
ment aléatoires. Il est possible de déterminer les contraintes maximales survenant sur le
réseau à partir de la probabilité d’occurrence des variables de sortie. Le cas unique dimen-
sionnant pour une étude sans incertitudes est compris dans cette ensemble de solutions.
Parmi les solutions classiques mises en œuvre, il est possible de construire un réseau extrê-
mement robuste, ou d’effectuer les travaux de renforcements ou la création de nouveaux
départs au fur et à mesure. La première stratégie est très coûteuse tandis que la seconde,
également coûteuse, est lourde en infrastructure et interventions sur le réseau. De plus,
certaines contraintes ne peuvent survenir que quelques heures par an, aux instants de forte
consommation ou production sur le réseau. L’intérêt d’un investissement lourd se voit donc
réduit si la solution de dimensionnement initiale permet de respecter les contraintes la plus
grande partie du temps.
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Figure III.1 – Dimensionnement d’un conducteur en présence ou non d’incertitudes

La mise en place d’outils d’analyse des variables aléatoires dans l’évolution du réseau
permet de cibler les zones sensibles du réseau. Les travaux de renforcement pour réali-
ser un réseau robuste aux incertitudes dues à l’insertion de GED et VEH et aux aléas
de la consommation sont alors évalués. L’analyse stochastique réalisée permet également
d’évaluer la pertinence des investissements pour chaque zone du réseau, en fonction de
leur probabilité d’occurrence de rentrer en contrainte. Les zones renforcées pour quelques
heures par an sont ainsi identifiées afin de mettre en place des solutions moins lourdes en
investissements, présentées par la suite dans le Chapitre IV.
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1.2 Choix d’une méthodologie de modélisation des incertitudes

Plusieurs méthodes sont envisageables pour modéliser les incertitudes sur le réseau :

• La méthode probabiliste analytique : les variables incertaines sont modélisées
comme des fonctions de densité de probabilité. Les variables de sortie sont calculées
en appliquant les équations analytiques des fonctions de probabilité aux différentes
opérations arithmétiques entre les différentes variables aléatoires d’entrée [118]. Cette
méthode a l’avantage d’être rapide. Elle nécessite néanmoins de linéariser le modèle
du système, et de s’assurer que les variables d’entrée sont indépendantes et distri-
buées selon une loi normale. Plusieurs calculs probabilistes de répartition de charges
ont été formulés, dont [18] qui repose sur la linéarisation et l’indépendance entre
variables, et [39] dans lequel la corrélation entre les charges est prise en compte.

• La méthode probabiliste de Monte Carlo : un ensemble de tirages aléatoires
parmi les variables d’entrée est réalisé, pour chacun desquels les variables de sortie
sont évaluées à l’aide des fonctions classiques de calculs pour l’analyse du réseau,
comme le calcul de répartition de charges par exemple. Le processus est répété de
manière itérative jusqu’à arriver à convergence [43]. L’inconvénient de cette méthode
est de consommer beaucoup de temps de calcul avant d’obtenir une réponse précise.
Elle est cependant très utilisée dans de nombreux domaines grâce à son adaptabilité
à tout type de problème. Cette méthode a été utilisée pour évaluer la robustesse des
réseaux électriques de distribution à l’insertion massive de GED dans la thèse [8],
sur laquelle se fondent les travaux de ce manuscrit.

• La méthode possibiliste : elle utilise la théorie des ensembles flous introduite
par [135]. En logique floue, la valeur de vérité de chaque proposition est remplacée
par un degré de vérité. Une condition n’appartient donc plus à l’ensemble {vrai,faux}
ou {0,1} mais à un ensemble flou [0,1] où différents degrés de satisfaction existent.
Ces degrés de satisfaction permettent une approche plus subjective. Par exemple, à
l’affirmation "un verre est plein", on peut associer le nombre floue valant 0 avant 0,7
ou 1 après, si on considère que le verre à plein à 70 %. Chaque variable est modélisée
comme un nombre flou sur un ensemble d’intervalles de confiance, avec une distribu-
tion pouvant être normale, triangulaire ou trapézoïdale [136]. Les variables de sortie
sont alors obtenues via les opérations arithmétiques de la méthode floue, qui sont
plus simples que la méthode analytique probabiliste. Ainsi des calculs de répartition
de charges ont été adaptés en logique floue, comme dans les travaux [31, 68, 34]. La
méthode possibiliste est étudiée dans la thèse [20] pour la modélisation des réseaux
de distribution sous incertitudes, et comparée avec la méthode probabiliste de Monte
Carlo.
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Parmi ces trois méthodologies, la méthode probabiliste de Monte Carlo est retenue
pour son adaptabilité. En effet, les méthodes probabilistes analytiques et possibilistes né-
cessitent d’adapter les techniques de calcul des variables de sortie en fonction des variables
d’entrée selon les opérations arithmétiques de base de l’analyse probabiliste ou des inter-
valles flous. L’objectif étant d’intégrer plus tard dans ce manuscrit l’utilisation de fonctions
de conduite au sein de l’analyse stochastique des réseaux de distribution, il sera plus simple
d’incorporer les différents algorithmes de conduite dans le processus itératif de Monte Carlo
plutôt que d’adapter l’ensemble des équations. Cependant, l’inconvénient majeur de cette
méthode est le temps de calcul, ce qui implique de développer des algorithmes de conduite
les plus légers en calculs possible, ou d’utiliser des hypothèses simplificatrices afin de ré-
duire le nombre d’itérations.

Lors d’une itération de Monte Carlo, l’ensemble des variables d’entrée sont générées se-
lon leurs lois de probabilité, puis le processus de calcul des variables de sortie est appliqué.
Ainsi, si le système possède N variables de sortie, NE essais de Monte Carlo produisent
N sommes de variables aléatoires indépendantes et identiquement distribuées. D’après le
théorème de la limite centrale [76], chaque somme tend vers une variable aléatoire gaus-

sienne de paramètres (ν, σ × N
− 1

2

E ). Plus le nombre d’essais est grand, plus la distribution
obtenue en sortie pour chaque variable se rapproche d’une distribution gaussienne (ν, σ).

Il est possible d’évaluer la précision du résultat pour les variables aléatoires en sortie du
modèle de Monte Carlo par deux paramètres : la marge d’erreur et le niveau de confiance
[43]. Le niveau de confiance est la probabilité que le résultat se trouve dans une certaine
marge d’erreur, définie autour de l’évaluation obtenue par l’analyse de Monte Carlo. La
marge d’erreur, définie par l’équation III.1, dépend à la fois du niveau de confiance désiré
et du nombre d’essais réalisés lors de la simulation.

e =
z

2 ×
√

NE

(III.1)

Avec :
e : marge d’erreur
z : variable fonction de l’intervalle de confiance
NE : nombre d’essais de la simulation de Monte Carlo

z a déjà été calculé dans la littérature [43] et est fourni pour certains niveaux de
confiance usuels. Sa valeur et la marge d’erreur correspondante pour différents nombres
de simulations sont présentés dans le tableau III.1.

Intervalle e
de confiance

z
NE = 100 NE = 500 NE = 1000

95 % 1,96 9,80 % 4,38 % 3,10 %
99 % 2,58 12,9 % 7,77 % 4,08 %

99,9 % 3,29 16,45 % 7,36 % 5,20 %

Tableau III.1 – Table de valeurs pour estimer la marge d’erreur de Monte Carlo
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Dans les travaux de thèse de [8], la simulation de Monte Carlo est utilisée pour déter-
miner la probabilité que le réseau fonctionne correctement en fonction du taux d’insertion
de GED. La probabilité de fonctionnement et le taux d’insertion de GED sont définis par
les équations III.2 et III.3.

p(τGED) =
NS(τGED)
NE(τGED)

(III.2)

τGED =
P tot

GED

Ptotale

(III.3)

Avec :
p(τGED) : probabilité que le réseau fonctionne correctement (en %)
NS(τGED) : nombre de succès de la simulation de Monte Carlo
NE(τGED) : nombre d’essais de la simulation de Monte Carlo
τGED : taux d’insertion de GED (en %)
P tot

GED : puissance totale installée en GED (en MW)
Ptotale : puissance totale consommée sur le réseau (en MW)

A chaque itération, les GED sont répartis de manière aléatoire sur le réseau pour
respecter le τGED imposé. L’emplacement et la puissance de chaque GED sont générés
aléatoirement, en fixant une puissance maximale par GED. Le scénario étudié est le cas
critique où la production décentralisée est à sa capacité maximale, et la consommation sur
le réseau à son niveau minimum, soit 20 % [8,115]. A chaque itération, un calcul de répar-
tition de charges est effectué pour déterminer les niveaux de courant et de tension dans le
réseau. Une itération est considérée comme ou échec si une contrainte n’est pas respectée et
comme un succès si elles sont toutes respectées. La probabilité que le réseau fonctionne est
évaluée via l’équation III.2. Cette méthode peut être affinée en définissant une probabilité
de fonctionnement pour chaque élément du réseau, ligne ou poste HTA/BT. Pour chaque
élément, la probabilité de fonctionnement est la proportion de succès parmi les essais de
Monte Carlo, un succès étant le respect de la contrainte de courant ou de tension. On
applique cette méthode au réseau réel de Grenoble pour τGED = 500%, une puissance
maximale par GED de 5 MW et 1000 essais. Les résultats sont représentés sur la figure
III.2.

La figure III.2 permet de localiser les lignes dont la probabilité de fonctionnement sans
contrainte n’est pas nulle, et d’évaluer ce niveau de probabilité. Certaines lignes sont sou-
mises à des contraintes dans 100 % des cas, d’autres jamais. La ligne n◦30 par exemple
a une probabilité de fonctionnement de 79,2 %. Cette valeur est obtenue est observant
la répartition du courant traversant la ligne sur les 1000 essais de Monte Carlo réalisés.
Cette répartition est représentée sur la figure III.3. En appliquant les valeurs de marge
d’erreur définies dans le tableau III.1, on peut dire qu’il y a 95 % de chance que la ligne 30
fonctionne avec une probabilité comprise entre 76,7 % et 81,7 %, ou encore qu’il y a 99,9 %
de chance la ligne 30 fonctionne avec une probabilité comprise entre 75,1 % et 83,3 %.
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Probabilité de contrainte le long du conducteur 

0 % ≥ 100 % 

Figure III.2 – Probabilité de contrainte sur le réseau réel de Grenoble en présence de
500 % de GED

Cette méthodologie de Monte Carlo peut être étendue à la génération aléatoire de la
consommation également afin d’identifier à la fois les contraintes dues aux pics de consom-
mation et aux pics de production décentralisée. Les hypothèses requises sont réduites :
seules des bornes doivent être appliquées sur les puissances consommées et générées en
chaque poste HTA/BT. Avec un nombre suffisant d’itérations afin de garantir des marges
d’erreur faibles, cette approche tend à se rapprocher de l’ensemble des cas de consomma-
tion / production, dans lequel la solution réelle est contenue.

On peut opposer à cette approche ci-dessus la méthode déterministe consistant à déter-
miner des profils de consommation et de production à chaque nœud. Cette méthode mène
à un seul résultat qui correspond au scénario construit. De fortes hypothèses doivent être
prises en compte pour des paramètres comprenant de fortes incertitudes. La prédiction des
charges est en effet une discipline à part entière ayant déjà fait l’objet de travaux, comme
la thèse [37] où un modèle prédictif de charge est proposé en alternative au modèle inti-
tulé BAGHEERA usuellement utilisé par EDF. La solution obtenue est donc une solution
approchée de la solution réelle. Cependant les informations obtenues sont plus précises et
contiennent la dimension temporelle. Cette dimension temporelle est indispensable pour
deux raisons. La première est de pouvoir évaluer les coûts et bénéfices du réseau et des
solutions mises en œuvre. En effet, le renforcement d’un câble n’a pas le même intérêt
si les contraintes n’ont lieu que quelques heures par an. Une analyse temporelle permet
également de calculer efficacement les pertes techniques au cours de l’année. La seconde
raison est de pouvoir étudier la mise en place de fonctions avancées de conduite de ma-
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Figure III.3 – Répartition des niveaux de courant dans un conducteur après la simulation
de Monte Carlo

nière plus réaliste. Notamment, la modélisation efficace d’une stratégie d’effacement doit
intégrer les effets temporels de rebond et de report de manière précise, qui seront abordés
en détails dans le Chapitre IV.

On opte donc pour une approche stochastique temporelle où la méthode déterministe
est intégrée au sein d’un processus de Monte Carlo. Les paramètres du scénario étudié
sont générés aléatoirement suivant le processus présenté dans la Section 2, puis les profils
de charge et de production sont générés grâce à la méthodologie introduite dans la Sec-
tion 3.1. L’approche temporelle est également envisageable pour les méthodes probabiliste
analytique et possibiliste. Dans ce cas, les calculs de répartition de charges adaptés aux
équations analytiques des fonctions de probabilité ou à la logique floue sont utilisés pour
chaque pas de temps de la simulation. L’analyse stochastique est ainsi intégrée dans le
processus temporel, contrairement à la méthode qui a été choisie où l’analyse temporelle
est effectuée au sein du processus stochastique.
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2 Identification des incertitudes pour le réseau de distribu-
tion

Avant de mettre en place une méthodologie pour l’analyse des réseaux de distribution,
les différents paramètres d’entrée des outils d’analyse doivent être listés. La distinction est
faite entre les paramètres fixes et les paramètres aléatoires, soumis à des incertitudes.

2.1 Paramètres fixes

Les paramètres qui ne sont pas soumis à des incertitudes sont premièrement les pa-
ramètres de type technico-économiques, permettant de mener à bien les analyses coût-
bénéfice menant aux choix des investissements. Ces paramètres dépendent du distributeur
effectuant l’analyse car les coûts pour un distributeur national ou couvrant une grande
partie du territoire comme ERDF sont différents que pour une ELD qui n’a la charge
que d’une seule zone géographique limitée. Ces paramètres dépendent également du type
de réseau étudié (urbain ou rural), du pays dans lequel prennent place les études et de
sa législation, et de nombreux facteurs socio-économiques extérieurs. On compte parmi
les paramètres technico-économiques des facteurs économiques globaux comme le taux
d’actualisation et la période d’étude (correspondant généralement à la durée de vie des
ouvrages), le coût des matériels (conducteurs, tranchées, OMT), les coûts opérationnels
(défaillances, pertes techniques), et les données statistiques de défaut (conducteur, trans-
formateur). Ces paramètres seront considérés comme constants au cours de la période
d’étude, et seront désignés comme étant les "paramètres fixes". Parmi les paramètres qui
sont fixés, on considère également que l’infrastructure du réseau reste inchangée. Les nou-
velles charges, les véhicules électriques et la production décentralisée sont connectés au
réseau électrique de distribution basse tension. Afin de simplifier les études envisagées, de
nouveaux postes HTA/BT ou de nouvelles lignes moyenne tension ne sont pas créés pour
accueillir les nouveaux clients. Dans le cas d’une connexion d’une installation de produc-
tion directement sur réseau HTA, les règles de raccordement dépendent de l’emplacement
et de la puissance du GED, et des caractéristiques du réseau le plus proche [46]. Cela
implique l’ajout des coordonnées des GED comme nouvelles variables, et la mise en place
d’outils de planification à court terme pour modifier en conséquence le réseau étudié au
cours du temps. Il est plus simple dans un premier temps de considérer les nouveaux clients
sur le réseau basse tension qui est agrégé aux différents postes HTA/BT existants.

2.2 Paramètres soumis à des incertitudes

Les paramètres aléatoires sont les paramètres concernant l’évolution de la consomma-
tion et de la production au cours de la période d’étude. Afin de prendre en compte les
nouveaux paradigmes des Smart Grids, on distingue l’évolution de la consommation "clas-
sique" et l’évolution de la consommation due aux VEH. Pour la consommation classique,
on considère les taux d’évolution de la puissance moyenne et de la puissance maximale,
en %. Ils permettent de prédire la consommation future en fonction de la consommation
initiale, à la première année de l’étude. Les paramètres d’évolution de la consommation
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sont exprimés sur plusieurs périodes A, B, C, etc., dépendant des hypothèses choisies. A
titre d’exemple, lors de la planification long terme d’un réseau électrique de distribution,
il est commun de considérer une première période de 10 ans de fort développement éco-
nomique et démographique, suivie d’une période de 20 ans durant laquelle la croissance
de la consommation est plus faible. L’importance de discerner ces différentes périodes est
de pouvoir identifier avec précision les instants d’apparition de contraintes afin de pouvoir
planifier les investissements pour le réseau, trancher entre différentes stratégies intermé-
diaires, ou évaluer leurs temps de retour sur investissement.

L’évolution de la consommation est générée aléatoirement en chaque point du réseau
pour chaque année. La consommation totale est évaluée chaque année en fonction du taux
d’évolution et de la consommation de l’année précédente. L’ensemble des taux d’évolution
de chaque nœud est généré aléatoirement de manière à ce que la somme des nouvelles
consommations soit égale à la nouvelle consommation totale. La consommation de chaque
nœud ne fait qu’augmenter ou rester stable d’année en année : on ne considère pas le cas
d’une baisse de consommation sur un poste HTA/BT. L’augmentation de la puissance
d’un poste HTA/BT est limitée par la puissance nominale de son transformateur. Ainsi un
poste ayant atteint sa limite ne verra plus sa consommation augmenter. Il est cependant
possible d’affiner cette limite en imposant des bornes nœud par nœud, en fonction des
informations disponibles sur les consommateurs (résidentiel, commercial, industriel) et sur
les facteurs externes (développement économique et démographique).

Le déploiement de la production décentralisée est traduite en puissance année par
année, ou en taux d’insertion de GED année par année. Comme dans les travaux de [8], on
exprime l’insertion de GED en %, à l’instar de l’équation III.3. La production décentralisée
pouvant être de différents types, on distingue l’évolution des GED de type photovoltaïque,
de type hydraulique et de type co-génération, via les taux τGED,P V , τGED,EO et τGED,CG

exprimés en fonction de la puissance totale de GED. On peut également exprimer le taux
d’insertion de VEH en puissance année par année τV EH(i).

τGED(i) =
P tot

GED(i)
Ptotale(i)

× 100 (III.4)

τGED,P V (i) =
P tot

GED,P V (i)

PGED(i)
× 100 (III.5)

τGED,EO(i) =
P tot

GED,EO(i)

PGED(i)
× 100 (III.6)

τGED,CG(i) =
P tot

GED,CG(i)

PGED(i)
× 100 (III.7)

τV EH(i) =
P tot

V EH(i)
Ptotale(i)

× 100 (III.8)



2. Identification des incertitudes pour le réseau de distribution 95

Avec :
τGED(i) : taux d’insertion de GED à l’année i (en %)
P tot

GED(i) : puissance totale installée de GED à l’année i (en MW)
Ptotale(i) : puissance totale consommée sur le réseau à l’année i (en MW)
τGED,P V (i) : part de GED en panneaux photovoltaïques à l’année i (en %)
P tot

GED,P V (i) : puissance photovoltaïque totale installée à l’année i (en MW)
τGED,EO(i) : part de GED en éoliennes à l’année i (en %)
P tot

GED,EO(i) : puissance totale installée d’éoliennes à l’année i (en MW)
τGED,CG(i) : part de GED en co-génération à l’année i (en %)
P tot

GED,CG(i) : puissance totale installée de co-génération à l’année i (en MW)
τV EH(i) : taux d’insertion de véhicules électriques à l’année i (en %)
P tot

V EH(i) : puissance totale installée de véhicules électriques à l’année i (en MW)

Le paramètre d’entrée pour les véhicules électriques est N tot
V EH(i) qui est le nombre de

VEH déployés sur le réseau à l’année i, et non τV EH(i). En effet, les objectifs de pénétra-
tion des énergies renouvelables sont le plus souvent exprimés en part de l’énergie ou de la
puissance consommée. Les scénarios de pénétration de VEH sont quant à eux exprimées
en de nombre de véhicules ou de part du parc automobile des usagers du réseau. Pour
évaluer τV EH(i), la puissance P tot

V EH(i) peut être calculée grâce au nombre de véhicules
déployées sur le réseau et leur puissance de recharge. Cependant, tous les véhicules ne
se connectant pas aux mêmes heures sur le réseau, P tot

V EH(i) restera inférieure au simple
produit entre N tot

V EH(i) et la puissance de recharge. C’est pourquoi dans nos simulations
la puissance P tot

V EH(i) n’est déterminée qu’une fois que les profils de VEH sont générés, et
ne constituera pas une donnée d’entrée pour les scénarios. La méthode de génération des
profils de VEH est décrite dans la section 3.2.

N tot
V EH(i) et τGED(i) (et les sous-taux associés aux différents types de GED) sont des

paramètres propres à l’ensemble du réseau. Ils sont exprimés pour chaque année sur toute
la période d’étude. Cependant, la répartition spatiale des VEH et GED n’est pas déter-
minée. Pour chaque valeur de ces paramètres, plusieurs solutions pour la répartition des
VEH et GED sur les différents nœuds du réseau sont possibles. Il faut choisir lors de la
génération d’un scénario les emplacements occupés par des VEH et/ou des GED. Cette
répartition évolue au fur et à mesure des années durant la période d’étude : les VEH
et GED se répartissent progressivement sur le réseau, en conservant les emplacements
des années précédentes. De plus, la répartition s’effectue aussi au sein des GED, en distin-
guant les proportions de panneaux solaires, éoliennes et co-générations pour chaque nœud.

La figure III.4 montre le lien entre les différents paramètres d’entrée. On distingue
trois étapes dans la construction d’un scénario. La première étape est la définition des
paramètres fixes. Leurs valeurs de référence utilisées sont celles qui ont été présentées dans
le chapitre II et qui ont été utilisées pour l’étape de planification. Dans un cas d’étude
réel, elles sont fixées par le GRD. La deuxième étape est la définition des paramètres dits
"globaux" car ils sont exprimés à l’échelle de la zone totale considérée : ville, quartier, ou
mailles du réseau, c’est-à-dire ligne par ligne. La troisième et dernière étape est la définition
des paramètres dits "locaux" car ils concernent chacun des nœuds du réseau.
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Calculs de répartition de charges, analyse des contraintes sur le réseau …

Figure III.4 – Données d’entrée pour l’analyse des réseaux de distribution dans un
contexte Smart Grids

2.3 Scénarios et domaines de variations

Les paramètres concernés par des incertitudes sont déterminés lors des seconde et
troisième étapes représentées sur la figure III.4. La seconde étape est la génération aléatoire
des paramètres d’entrée dits "globaux". Ces paramètres sont issus de scénarios d’évolution,
fournis par les différents acteurs du domaine de l’énergie. Il peut s’agir de prévisions de
la part du distributeur en fonction de ses connaissances du réseau, d’incitations de la part
d’institutions tel que l’État Français ou l’Union Européenne, ou de scénarios construits
par des acteurs tiers, telles des associations comme NegaWatt 1. Pour chaque scénario, les
différents paramètres sont définis au cours de la période d’étude. Considérer l’ensemble des
scénarios envisagés permet de définir les domaines de variation pour chaque paramètre.
Trois méthodes sont envisageables pour prendre en compte la variabilité des paramètres,
dans un ordre croissant des plages de variation des paramètres. Elles sont illustrées sur la
figure III.5.

1. http://www.negawatt.org/association.html

http://www.negawatt.org/association.html
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• Méthode 1 : on considère un seul scénario afin d’évaluer l’évolution du réseau dans
un contexte donné. Les paramètres ne sont soumis à aucune incertitude : on considère
que les hypothèses du scénario sont entièrement vérifiées.

• Méthode 2 : on considère un seul scénario, mais celui-ci est utilisé pour fixer une
valeur moyenne pour chaque paramètre, que l’on fait ensuite varier en définissant
un intervalle de probabilité. Le tirage dans cet intervalle se fait pour chaque année,
selon une loi normale ou une loi uniforme.

• Méthode 3 : on considère plusieurs scénarios qui permettent de définir un gabarit
pour l’évolution de chaque paramètres. Les différents paramètres sont ensuite tirés
aléatoirement pour chaque année en fonction d’une loi uniforme continue.
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Figure III.5 – Limitations des données d’entrée par les différents scénarios d’évolution
des Smart Grids
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Dans nos études, les paramètres "globaux" propres à l’ensemble de la zone considérée
sont la puissance totale consommée sur le réseau Ptot, le nombre total de VEH déployés
sur le réseau N tot

V EH , et la puissance totale générée sur le réseau par chaque type de GED
PGED,P V , PGED,EO et PGED,CG. Ces paramètres sont définis année par année. Après le
choix de leur domaine de variation selon une des méthodes présentées ci-dessus, ils sont
tirés aléatoirement.

Dans la troisième étape, représentée sur la figure III.4, les paramètres locaux sont à
leur tour tirés aléatoirement pour chaque poste HTA/BT et pour chaque année de manière
à respecter la valeur des paramètres "globaux". Ces paramètres sont le taux de croissance
de la consommation dont est déduite la puissance maximale consommée (hors VEH) à
l’année Pmax, la puissance consommée par les VEH PV EH et la puissance générée par
les GED PGED. La génération aléatoire se fait en respectant les limites définies par les
équations III.9, III.10, III.11. Les taux de croissance et les puissances générées par les GED
sont générées aléatoirement par un tirage uniforme sur les différents postes de manière à
respecter III.9 et III.10. Pour les VEH, la génération aléatoire se fait suivant la méthode
décrite dans la section 3.2.

Pmax(i, j) ≤







Ptransfo(i) si Ptot(j) <
∑N

i=1 Ptransfo(i)
Ptransfo(i) × Ptot(j)

∑N

i=1
Ptransfo(i)

si Ptot(j) ≥ ∑N
i=1 Ptransfo(i) (III.9)

PV EH(i, j) ≤







∆PV EH(i, j) si P tot
V EH(j) <

∑N
i=1 ∆PV EH(i, j)

∆PV EH(i, j) × P tot
V EH

(j)
∑N

i=1
∆PV EH(i,j)

si P tot
V EH(j) ≥ ∑N

i=1 ∆PV EH(i, j)

(III.10)

PGED(i, j) ≤







∆PGED(i, j) si P tot
GED(j) <

∑N
i=1 ∆PGED(i, j)

∆PGED(i, j) × P tot
GED

(j)
∑N

i=1
∆PGED(i,j)

si P tot
GED(j) ≥ ∑N

i=1 ∆PGED(i, j)

(III.11)
Avec :
Pmax(i, j) : puissance maximale consommée au poste i à l’année j (en MW)
Ptransfo(i) : puissance nominale du transformateur connecté au poste i (en MW)
Ptot(j) : puissance totale consommée sur le réseau à l’année j, (en MW)
PV EH(i, j) : puissance installée de VEH au poste i à l’année j (en MW)
∆PV EH(i, j) : marge de manœuvre pour les VEH au poste i à l’année j (en MW)
P tot

V EH(j) : puissance totale de VEH à l’année j (en MW)
PGED(i, j) : puissance installée de GED au poste i à l’année j (en MW)
∆PGED(i, j) : marge de manœuvre pour les GED au poste i à l’année j (en MW)
P tot

GED(j) : puissance totale de GED à l’année j (en MW)

On considère que la limite maximale de consommation sur chaque poste est fixée par
la puissance nominale du transformateur. Les véhicules électriques sont répartis dans un
deuxième temps. Leur répartition entre les différents postes est limitée par la marge de
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manœuvre laissée par la consommation classique, à savoir la puissance nominale du trans-
formateur à laquelle on soustrait la puissance maximale consommée, définie par l’équation
III.12. Si l’augmentation de la consommation classique ou de la puissance totale de VEH
devient plus importante que la puissance disponible de tous les transformateurs, ces marges
sont multipliées par un coefficient de surcharge dans l’équation III.10. Ce coefficient est
proportionnel à la surconsommation par rapport à la puissance disponible sur le réseau.
Dans ce cas, les transformateurs doivent être changés pour augmenter leur puissance no-
minale afin d’accueillir les nouvelles charges. La marge de manœuvre pour l’insertion des
GED est obtenue en considérant que la consommation minimale sur chaque poste est égale
à 20 % de la consommation maximale [8, 115]. Elle est définie par l’équation III.13. De la
même manière, un coefficient de surcharge est appliqué dans l’équation III.11 si la puis-
sance totale produite par les GED sur le réseau devient trop importante vis-à-vis de la
puissance nominale des transformateurs.

∆PV EH(i, j) = Ptransfo(i) − Pmax(i, j); (III.12)

∆PGED(i, j) = Ptransfo(i) + 0, 2 × Pmax(i, j); (III.13)

Avec :
∆PV EH(i, j) : marge de manœuvre pour les VEH au poste i à l’année j (en MW)
∆PGED(i, j) : marge de manœuvre pour les GED au poste i à l’année j (en MW)
Pmax(i, j) : puissance maximale consommée au poste i à l’année j (en MW)
Ptransfo(i) : puissance nominale du transformateur connecté au poste i (en MW)

3 Construction des courbes de charge

3.1 Consommation classique et production

La méthode d’estimation des courbes de charges et de production est avant tout desti-
née aux responsables d’équilibre. Elle s’appuie sur un processus de reconstitution des flux
de soutirage et d’injection sur les réseaux de transport et de distribution, et est réalisée par
le GRT et les différents GRD. Elle est destinée aux sites ne disposant pas de compteur à
courbe de charge télé-relevés, où seulement avec des périodicités (semestrielle par exemple)
ne correspondant pas au pas de temps demi-horaire. Un profil est le comportement moyen
d’une population - par exemple l’ensemble des clients basse tension en aval d’un poste
de consommation HTA/BT ou tout autre portion du réseau - obtenu avec la moyenne
pondérée de chacune des courbes de charges des différentes catégories de la population.
Chaque catégorie de la population est modélisée par un sous-profil. Ces sous-profils servent
à construire le profil d’un poste de consommation HTA/BT pour construire sa courbe de
charge correspondante. Les hypothèses d’évolution de la consommation définie dans les
sections précédentes sont appliquées au profil général du poste et non aux différents sous-
profils.

Les sous-profils utilisés sont ceux fournis par les dispositions applicables pour l’estima-
tion des courbes de charges établies par RTE dans [114], en rapport aux règles relatives au
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dispositif de responsable d’équilibre. Parmi les sous-profils mis à disposition, on distingue
quatre grandes catégories : résidentiels (RES), professionnels (PRO), entreprise (ENT) et
producteur (PRD). Ces catégories sont ensuite sous-divisées selon la tension de livraison,
la puissance souscrite et le type de contrat. Concernant la production, trois types de sous-
profils sont disponibles : les producteurs de type photovoltaïque, de type hydraulique et de
type co-génération. Les différents profils disponibles sont synthétisés dans le tableau III.2.

Tension de Puissance Structure de Nom du
livraison souscrite

Qualification
comptage / Type profil

≤ 6 kVA 1 index RES1
1 index RES11

Résidentiel 2 index sans EJP RES2
6 index RES3

2 index avec EJP RES4
1 index PRO1

2 index sans EJP PRO2
6 index

2 index avec EJP
Sans dispositif

Professionnel

de comptage complet

PRO5

Éclairage public 1 index PRO6
et Sans dispositif

≤ 36 kVA

assimilé de comptage complet
PRO7

4 index sans EJP ENT1

BT

4 index avec EJP ENT2
> 36 kVA 5 index sans EJP ENT3
≤ 250 kVA 5 index avec EJP ENT4

8 index sans EJP ENT5
HTA

Entreprise

8 index avec EJP ENT6
Hydraulique PRD1

BT ≤ 250 kVA Producteur Co-génération PRD2
Photovoltaïque PRD3

Tableau III.2 – Profils pour l’estimation des courbes de charge pour les responsables
d’équilibre [114]

On choisit pour nos études de ne pas modéliser le type de contrat souscrit par les
clients. C’est pourquoi les sous-profils conservés sont les profils n’ayant qu’un seul index
RES1, RES2, PRO1, ENT1 et ENT2, ainsi que les 3 profils de production PRD1, PRD2
et PRD3. Le profil de consommation de chaque poste HTA/BT est une combinaison des
différents sous-profils types, en fonction des types de clients alimentés et de leur propor-
tion. Sans information sur le type des clients alimentés pour chaque poste HTA/BT, on
met en place une méthode simple d’estimation de la répartition du type de client, à partir
des autres informations disponibles. Ces informations sont la tension de raccordement, la
puissance souscrite, la sensibilité du client et le nombre de clients raccordés. Parmi les
hypothèses simplificatrices, on considère ainsi qu’un client moyenne tension est une entre-
prise, qui peut être de deux types selon la puissance souscrite. Un client seul alimenté en
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basse tension est considéré comme un professionnel. Si un poste alimente plusieurs clients
en basse tension, on définit une fonction de répartition du type de client en fonction de
la puissance moyenne par client. Plus la puissance moyenne d’un client est faible, plus
l’ensemble des clients est de type résidentiel, jusqu’à 100 % de clients résidentiels pour
une puissance moyenne inférieure à 3 kVA. Si la puissance moyenne par client augmente,
la part de clients résidentiels importants et de clients professionnels augmente également.
La part de consommation électrique en éclairage public est fixée égale à 12 %, d’après les
statistiques nationales transmises par l’Association Française de l’Eclairage [4]. La métho-
dologie est synthétisée par la figure III.6.

0% 20% 40% 60% 80% 100%

0 - 3 kVA

3 - 6 kVA

6 - 9 kVA

9 - 12 kVA

12 - 15 kVA

15 - 18 kVA

18 - 21 kVA

21 - 24 kVA

24 - 27 kVA

27 - 30 kVA

30 - 33 kVA

33 - 36 kVA

> 36 kVA

Résidentiel < 6 kVA

Résidentiel > 6 kVA

Professionnel

Eclairage public

Identification du poste

MT
(1 client)

BT

P < 250 kVA

P > 250 kVA

1 client

> 1 client

ENT1

ENT2

PRO

Figure III.6 – Méthodologie d’estimation de la répartition du type de client sur un poste
HTA/BT

Les sous-profils types sont donnés sur une année entière non-bissextile, avec un pas de
temps demi-horaire. Deux phases préliminaires sont nécessaires avant de créer le profil d’un
poste HTA/BT : la préparation et l’ajustement des sous-profils. La préparation consiste
à adapter un sous-profil théorique à une année calendaire donnée, c’est-à-dire remplacer
tous les coefficients des jours fériés par ceux du dimanche de la semaine correspondante.
L’ajustement consiste à intégrer aux sous-profils les corrections climatologiques. Dans une
étude prenant en compte les jours d’effacement, ceux-ci doivent également être pris en
compte dans l’ajustement. Les corrections climatologiques ont été déjà été abordées dans
la section 2.5 du chapitre I, afin d’évaluer les puissances maximales pour chaque poste
HTA/BT, à température normale et à température minimale de base. En pratique, pour
la correction climatologique sur l’année, chaque sous-profil se voit attribuer un coefficient
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de condition météorologique défini pour chaque semaine et chaque demi-heure et dépen-
dant de la température. Ce coefficient dépend à la fois de la température projetée sur
l’année au pas demi-horaire, et du gradient de température propre à chaque sous-profil.
Une fois l’ajustement climatique effectué, les sous-profils sont multipliés par leur part dans
la consommation du poste HTA/BT, puis additionnés pour créer le profil du poste.

Il faut noter que l’estimation de ces profils est soumise à énormément d’incertitudes et
fait l’objet d’hypothèses très fortes. La méthode d’estimation des courbes de charge appli-
quée par RTE est destinée à des responsables d’équilibre ayant des objectifs, des horizons
de temps et des domaines géographiques différents de ceux d’un GRD. En effet, estimer
la courbe de charge des clients du réseau de distribution pour une étude de planification
est soumis à des incertitudes très grandes, la durée de l’étude étant longue. L’utilisation
de ces profils est destinée à une analyse statistique, et à l’évaluation d’outils opérationnels
qui sera effectuée dans le chapitre IV. Ajouter de l’aléatoire sur ces profils aurait peu d’in-
térêt pour la précision du modèle, car les hypothèses choisies sont déjà fortes. Un intérêt
serait d’introduire une désynchronisation entre les différents profils si ceux-ci sont trop
semblables. En effet, dans cette situation, l’utilisation de certaines fonctions du réseau
peut ne pas être pertinente, comme la reconfiguration.

3.2 Véhicules électriques

La méthodologie utilisée pour construire le profil de charge des véhicules électriques est
fondée sur celle développée dans la littérature [121] et qui a notamment été utilisée dans
[122], ainsi que sur les travaux de thèse de [129] et [50]. La méthodologie présentée dans ce
chapitre en est une version simplifiée, qui se base sur plusieurs hypothèses simplificatrices :

• Tous les VEH sont de type 100 % électriques.
• Tous les véhicules se rechargent à des bornes de recharge lente.
• La recharge s’effectue en basse tension en aval d’un poste HTA/BT : on considère que

chaque réseau basse tension des postes HTA/BT est équipé d’au moins une borne
de recharge.

• Les déplacements effectués cumulent les motifs d’ordre professionnel ou personnel.
• On considère que chaque véhicule sur une journée effectue un trajet domicile - lieu de

travail puis lieu de travail - domicile (ou domicile - activité personnelle puis activité
personnelle - domicile). Ce trajet peut éventuellement inclure des arrêts secondaires
mais qui ne sont pas associés à une recharge.

Les caractéristiques du type de VEH utilisé sont résumées dans le tableau III.3, et re-
posent sur les études présentées dans le rapport MERGE [11] et qui sont reprises dans [121].
Ces données permettent de calculer la consommation électrique de chaque véhicule lors
de ses trajet, ainsi que l’énergie rechargée à chaque fois que le véhicule est connecté au
réseau électrique. Il est possible de modifier ces données selon les besoins de l’étude, ou
d’attribuer à chaque véhicule des caractéristiques différentes pour de futures études plus
complètes.

Les autres données statistiques utilisées sont propres aux habitudes de voyage des
usagers et sont extraites d’une enquête nationale sur les transports et les déplacements
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Capacité de la batterie 29 kWh
Puissance de recharge 3 kW

Consommation 0,16 kWh/km
Rendement de la recharge 90 %
Rendement de la batterie 85 %

Décharge maximale autorisée 80 %

Tableau III.3 – Caractéristiques du véhicule électrique utilisé pour les études

(ENTD) réalisée en 2008 2. Cette enquête est réalisée tous les dix à quinze ans environ par
le ministère chargé des transports et l’Insee. Il s’agit donc de la plus récente. Les données
recueillies nécessaires à nos études sont présentées dans le tableau III.4. On s’intéresse
uniquement aux déplacements locaux situés dans le centre-ville, afin de correspondre au
contexte de nos études (centre-ville de Grenoble). Ces données peuvent être adaptées pour
des études dans des contextes différents, ruraux ou semi-urbains par exemple. Ce tableau
fournit une distance moyenne et un temps moyen pour chaque déplacement, ce qui permet
d’en déduire une vitesse moyenne de déplacement. La répartition statistique de la distance
totale parcourue par jour est donnée sur la figure III.7.

En semaine Samedi Dimanche
Distance moyenne par déplacement 10,3 km 11,6 km 13,9 km

Temps moyen par déplacement 16,9 minutes 18,4 minutes 20,5 minutes
Vitesse moyenne par déplacement 36,6 km/h 37,8 km/h 40,7 km/h

Taux de trajets centre - centre 59,5 % 74,8 % 66,3 %
Taux de trajets centre - extérieur 20,4 % 12,8 % 16,8 %
Taux de trajets extérieur - centre 20,1 % 12,4 % 16,9 %

Tableau III.4 – Statistiques des habitudes de déplacement local en milieu urbain
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Figure III.7 – Répartition statistique de la distance parcourue par jour

2. Résultats de l’enquête disponible sur http://www.statistiques.developpement-durable.gouv.fr/

http://www.statistiques.developpement-durable.gouv.fr/
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Enfin, la dernière information utilisée est l’heure de départ et d’arrivée du domicile pour
chaque véhicule. Les statistiques d’heure de départ utilisées sont fournies par une enquête
du Ministère des Transports d’octobre 2000 [98], utilisée notamment dans la thèse [129].
Les statistiques d’heure d’arrivée utilisées sont extraites des travaux de thèse de [50] et
initialement récupérées auprès d’études de l’EPRI. Elles sont représentées sur la figure
III.8.
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Figure III.8 – Répartition statistique des heures de départ et d’arrivée

La création du profil de trajet de chaque véhicule se fait indépendamment et en six
étapes décrites sur la figure III.9. Premièrement, les heures de départs et d’arrivée du do-
micile sont tirées aléatoirement lors de l’étape 1 à partir des données statistiques issues
de l’étude [98] et représentées sur la figure III.8. Lors de l’étape 2, la distance totale
parcourue lors de la journée est tirée aléatoirement à partir des données statistiques issues
de l’étude de l’ENTD et représentées sur la figure III.7. L’hypothèse étant faite que chaque
véhicule un seul aller/retour sur la journée, la distance de trajet entre le domicile et le
point de travail est la moitié de la distance totale parcourue dans la journée. Il en est
déduit dans l’étape 3 les heures d’arrivée et de départ au point de travail. A partir des
statistiques du tableau III.4, le type de trajet est tiré aléatoirement dans l’étape 4 : centre
- centre, centre - extérieur ou extérieur - centre. Cette étape est nécessaire à l’étape 5
dans laquelle les nœuds de départ et d’arrivée sont déterminés aléatoirement. Dans le cas
d’un trajet centre - extérieur seul le nœuds de départ est déterminé, tandis que dans le
cas d’un trajet extérieur - centre seul le nœuds d’arrivée est déterminé. Enfin l’étape 6
établit le profil de connexion du véhicule électrique aux nœuds du réseau, ainsi que l’état
de sa batterie à chaque étape à partir des informations générées précédemment et des
caractéristiques du véhicule synthétisées dans le tableau III.3.

A l’issue de la sixième étape, il est vérifiée que le profil est valable, c’est-à-dire si le
trajet journalier est réalisable sans que la batterie du véhicule ne se retrouve déchargée
en-dessous de sa valeur limite. Un profil peut également ne pas être valable si les heures
de départ et d’arrivée sont trop proches et la distance parcourue trop importante. Si le
profil n’est pas valable, le processus est répété jusqu’à obtenir un profil correct. Cette mé-
thodologie est appliquée pour chaque véhicule et pour trois profils afin de former un profil
hebdomadaire : un profil de jour de semaine, un profil de samedi et un profil de dimanche.
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Etape 1 : Tirage aléatoire - heure de départ et heure d’arrivée au domicile

Profil valable ?

oui

non

Initialisation : pour l’année j

Etape 2 : Tirage aléatoire - distance totale parcourue

Etape 3 : Calcul de l’heure d’arrivée et de départ du travail

Etape 4 : Tirage aléatoire - véhicule entrant / sortant

Etape 5 : Tirage aléatoire - position des postes HTA/BT

Etape 6 : Création du profil de connexion du véhicule électrique

i = 1

i = NVEH
tot(j)?

oui

non
i = i + 1

Calcul de la consommation en chaque poste HTA/BT : PVEH(i,j)

Fin

- Jour de la semaine
- Samedi

- Dimanche

���� �, � ≤ ∆���� �, � 					∀�?
ouinon

Figure III.9 – Méthodologie pour la création aléatoire du profil journalier d’un véhicule
électrique

Le profil de jour de semaine est appliqué aux cinq jours de la semaine.

Quand les profils hebdomadaires des NV EH véhicules (défini dans la section 2) sont
construits, la consommation des véhicules électriques en chaque poste HTA/BT pour
chaque instant de la période d’étude du réseau est calculée. La dernière étape consiste
alors à vérifier que la puissance de VEH insérée sur chaque poste respecte les limites im-
posées par l’équation III.11 définie dans la section 2.3. Dans le cas contraire, la procédure
est répétée pour l’ensemble des VEH.

La section suivante présente un cas d’étude dans lequel des scénarios de déploiement
de véhicules électriques et de production décentralisée sont étudiés. La méthodologie de
construction de profils de consommation et de production et de profils de véhicules élec-
triques présentée dans ce chapitre y est appliquée.
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4 Cas d’étude

4.1 Description des scénarios et des réseaux étudiés

Les scénarios utilisés pour étudier l’évolution des réseaux électriques au sein d’un
contexte Smart Grids sont issus des réflexions menées au sein du Lot 2 du projet Greenlys.
Ils sont au nombre de 5 et correspondent à deux contextes et trois niveaux de respect des
objectifs de déploiement technique et réglementaire du Smart Grid. Les contextes étudiés
sont les mesures engagées par le Grenelle de l’environnement, et le scénario 100 % ENR
proposé par NégaWatt [93]. Dans le scénario Grenelle, les objectifs du Grenelle de l’Envi-
ronnement doivent être atteints en 2020, puis les objectifs Facteur 4 doivent être atteints
à l’horizon 2050. Dans ce scénario, la part du nucléaire reste une source de production
électrique importante à cet horizon (50 %) et des politiques menées pour le soutien de
la MDE et la rénovation du bâtiment sont mises en place de manière à accompagner la
décarbonisation du système électrique. Les hypothèses de base ce scénario sont également
tirées du scénario « Production Nucléaire à 70 % » défini par l’UFE pour 2030 dans le
rapport [130]. Dans le contexte 100 % ENR fondé sur le scénario NégaWatt, les énergies
renouvelables se développent fortement pour atteindre 100 % de la production énergétique
Française en 2050. Dans ce scénario, une filière industrielle est mise en place pour activer
les possibilités techniques d’économies d’énergie à tous les niveaux du système électrique.
La modification du comportement des utilisateurs pour maîtriser leurs besoins énergé-
tiques est maximale.

Ces deux scénarios permettent d’évaluer l’évolution des paramètres "globaux" évoqués
dans la section 2. Les valeurs de ces paramètres sont renseignées a minima pour les ho-
rizons 2020 et 2030, et sont renseignées pour l’horizon 2050 si les objectifs sont exprimés
et les données disponibles. Dans le cas contraire, les objectifs pour 2050 sont obtenus par
extrapolation des objectifs pour les années précédentes. Entre ces horizons, l’évolution
temporelle est calquée sur celle considérée dans les différentes sources. Si l’information
est indisponible, l’évolution est considérée comme linéaire. Les paramètres sont donnés à
l’échelle locale si possible, et à l’échelle du territoire métropolitain sinon. Les valeurs des
différents paramètres d’évolution sont données dans le tableau III.5.

L’évolution du PIB est la même pour les deux contextes, et repose sur la trajectoire
médiane de croissance définie par le centre d’analyse stratégique jusqu’en 2030 [125]. L’évo-
lution de la population est également la même pour les deux contextes et correspond aux
prévisions à long terme de l’INSEE. Au niveau de la ville de Grenoble, les projections se
reposent sur le scénario local de la Communauté d’agglomération Grenoble - Alpes Mé-
tropole de l’INSEE [71]. L’évolution temporelle de la population est fondée sur l’évolution
au niveau de la France métropolitaine [72]. Le taux de croissance du PIB et les projec-
tions démographiques permettent d’évaluer l’évolution de la demande de référence. Cette
demande correspond à la prolongation des pratiques actuelles et exclue pour le moment
dans ces travaux de thèse les évolutions technologiques, le transfert d’usage et le déploie-
ment de technologies propres au bâti et à l’efficacité énergétique. En se basant sur une
croissance annuelle du PIB de 1,5 % et sur une croissance correspondant aux prévisions
de l’INSEE, l’UFE propose une estimation tendancielle [130] pour la demande en énergie
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Scénarios Grenelle et 100 % ENR
2015 2020 2030 2050

Taux de
croissance du PIB

2 % par an 2,1 % par an 1,8 % par an -

Population
- nationale 64,514 M 65,962 M 68,532 M 72,275 M
- de Lyon 505 094 513 695 538 249 590 933
- de Grenoble 161 071 163 629 168 706 179 336

Demande en
énergie

100 % 104,9 % 115,4 % 135,4 %

Demande en
puissance

100 % 104,9 % 114,4 % 133,5 %

Taux de
croissance (énergie)

0,96 % par an 0,96 % par an 0,80 % par an -

Taux de
croissance (puissance)

0,96 % par an 0,87 % par an 0,77 % par an -

Scénarios Grenelle
2015 2020 2030 2050

Part d’ENR 17 % 24 % 27 % 40 %
Part de VEH 0 % 3 % 16 % 20 %
Nombre de VEH
- sur Grenoble 0 2 700 14 846 19 727
- sur la zone étudiée 0 475 2 610 3 468

Scénarios 100 % ENR
2015 2020 2030 2050

Part d’ENR 17 % 33 % 55 % 100 %
Part de VEH 0 % 0,4 % 6,1 % -
Nombre de VEH
- sur Grenoble 0 360 5 660 -
- sur la zone étudiée 0 63 995 -

Tableau III.5 – Paramètres des scénario Grenelle et 100 % ENR

et en puissance, qui est retenue pour les deux scénarios. La situation de référence, c’est-à-
dire une demande de 100 % a été transposée de 2010 à 2015. On peut en déduire les taux
d’évolution de la consommation correspondants.

Au niveau des objectifs de pénétration des énergies renouvelables, le contexte Grenelle
repose sur les objectifs définis par les lois Grenelle pour 2020, puis sur le scénario de
l’UFE pour 2030 [130]. Le scénario 100 % ENR se repose sur le scénario NégaWatt [93].
La pénétration des véhicules électriques quant à elle correspond au Bilan Prévisionnel
2011 de RTE [113] dans le scénario Grenelle, et sur le scénario NegaWatt pour le scénario
100 % ENR [93]. Pour calculer le nombre de véhicules électriques déployés, on utilise le
nombre moyen de véhicules par habitants 3, qui est de 550 véhicules pour 1000 habitants
en Isère, et sur la proportion de VEH. Ce nombre est ensuite ramené à la zone d’étude
proportionnellement au nombre de clients basse tension.

3. Disponible sur http://www.statistiques-mondiales.com/france_departements/isere.htm

http://www.statistiques-mondiales.com/france_departements/isere.htm
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Ces deux scénarios sont appliqués sur le réseau réel de Grenoble, ainsi que sur le réseau
simulé dans le Chapitre II, avec le second jeu d’hypothèses présenté en Annexe B. Ce
second jeu d’hypothèses est choisi car il est plus représentatif de la majorité des réseaux
électriques Français, avec des conducteurs de sections différentes et un nombre d’OMT
fixé à 2,5 par départ. La période d’étude est de 2015 à 2030. Chacun de ces réseaux
est étudié selon la troisième méthode présentée dans la section 2.3, à savoir l’utilisation
des paramètres d’évolution des deux scénarios Grenelle et 100 % ENR comme bornes de
variations, entre lesquelles les variables sont générées aléatoirement selon une loi uniforme.
L’évolution des paramètres pour les deux scénarios sont visualisables sur la figure III.10.
Pour cette étude, le seul type de GED considéré sont les panneaux photovoltaïques. Pour
chaque réseau, 100 scénarios sont générés aléatoirement à partir des domaines de variation
des paramètres des scénarios Grenelle et 100 % ENR. Les réseaux sont étudiés en régime
normal de fonctionnement, le régime de défaut n’étant pour le moment pas pris en compte
dans les études stochastiques.
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Figure III.10 – Evolution des paramètres de scénario pour les cas d’étude

4.2 Résultats

Les résultats sont examinés à la 15e et dernière année de la période d’étude qui cor-
respond à l’horizon 2030 et pour laquelle les contraintes sur le réseau sont maximales. Les
figures III.11 et III.12 permettent de visualiser les contraintes en courant et en tension sur
les réseaux réel et simulé de Grenoble. Pour chaque réseau, la figure de gauche indique la
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valeur maximale du courant dans les conducteurs la chute de tension maximale aux postes
HTA/BT, parmi les 100 scénarios aléatoires. La figure de droite indique la proportion de
scénarios pour lesquels la contrainte en courant ou en tension est violée.

Courant maximal (branches)

0 % ≥ 100 %

Chute de tension maximale (nœuds)

0 % ≥ 5 %

Occurrence de contraintes en courant (branches)

0 % 100 %

Occurrence de contraintes en tension (nœuds)

0 % 100 %

Figure III.11 – Contraintes sur le réseau réel de Grenoble à la 15e année

Courant maximal (branches)

0 % ≥ 100 %

Chute de tension maximale (nœuds)

0 % ≥ 5 %

Occurrence de contraintes en courant (branches)

0 % 100 %

Occurrence de contraintes en tension (nœuds)

0 % 100 %

Figure III.12 – Contraintes sur le réseau simulé de Grenoble à la 15e année

Pour les réseaux réel et simulé, il n’y a aucune contrainte de tension : chaque poste
HTA/BT présente une variation maximale de tension inférieure à 5 %. En revanche, les
deux réseaux présentent des contraintes de courant. Les figures III.11 et III.12 permettent
de localiser rapidement et visuellement les zones du réseau en contraintes ou dans une
situation proche de la contrainte, mais il reste difficile de discerner les variations d’am-
plitude et de probabilité de contrainte de chaque conducteur. Les tableaux III.6 et III.7



110 III. Études d’impacts sur les réseaux

établissent la synthèse des différents conducteurs en contrainte pour chaque réseau étudié.
La probabilité de contrainte parmi les 100 scénarios est indiquée pour chaque conducteur
en contrainte. Sont également indiquées les plages de variation parmi les 100 scénarios
du courant maximal sur l’année, du nombre d’heures en contrainte durant l’année, et de
l’année d’apparition.

A la 15e année
Probabilité Année Courant Occurrence

Cable n◦

de contrainte d’apparition maximal sur l’année
67 100 % 8e à 13e 112,8 - 152,9 % 450 - 3050 h
68 100 % 1ère 157,6 - 214,6 % 2706 - 7727 h
69 100 % 8e à 13e 107,3 - 144,1 % 207 - 2637 h
70 100 % 9e à 14e 103,63 - 141,0 % 44 - 2387 h
71 100 % 10e 15e 100,2 - 135,6 % 1 - 1944 h
72 96 % 11e à 15e 95,3 - 130,1 % 0 - 1602 h
73 77 % 12e à 15e 89,5 - 125,3 % 0 - 1315 h
74 55 % 12e à 15e 85,8 - 121,8 % 0 - 1092 h
75 27 % 13e à 15e 80,3 - 116,8 % 0 - 783 h
76 8 % 14e à 15e 75,4 - 112,1 % 0 - 556 h
77 1 % 15e 66,5 - 102,8 % 0 - 37 h

121 1 % 15e 69,4 - 102,4 % 0 - 23 h
122 2 % 14e à 15e 73,4 - 107,1 % 0 - 205 h
146 1 % 15e 71,2 - 100,1 % 0 - 1 h
147 3 % 15e 73,6 - 101,7 % 0 - 8 h
148 7 % 15e 75,0 - 102,9 % 0 - 26 h
149 15 % 15e 77,9 - 104,9 % 0 - 89 h
150 26 % 14e à 15e 80,8 - 107,5 % 0 - 202 h

Tableau III.6 – Conducteurs en contraintes pour le réseau réel GEG

A la 15e année
Probabilité Année Courant Occurrence

Cable n◦

de contrainte d’apparition maximal sur l’année
32 1 % 15e 61,2 - 102,9 % 0 - 57 h
56 1 % 15e 60,8 - 100,1 % 0 - 2 h
57 5 % 15e 66,5 - 105,0 % 0 - 230 h

Tableau III.7 – Conducteurs en contraintes pour le réseau simulé G2ELab

Le réseau réel de Grenoble est soumis à plus de contraintes que le réseau simulé présenté
en annexe B. Trois départs sont concernés par les contraintes de courant allant jusqu’à
152,9 % de la valeur maximale autorisée et apparaissant dès la 8e année 4. D’autres départs
n’apparaissant pas dans le tableau III.6 mais déjà mis en avant sur la figure III.11 sont à

4. Le conducteur n◦68 présente des contraintes très importantes car il est initialement sous-dimensionné
et sous contrainte dès le début de la période d’étude. Sa faible valeur de section peut être due à des
contraintes d’encombrement, ou être une erreur de saisie lors de la modélisation du réseau sous PRAO,
mais elle a été conservée pour la simulation.
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la limite d’une situation de contrainte. La différence avec le réseau simulé peut s’expliquer
par l’équilibre en puissance entre les artères et les départs : sur le réseau réel les lignes en
contraintes sont les n◦4, 5 et 6 dont le produit PL varie de 74,27 à 90,55 MVA.km, contre
un produit PL maximum de 71,98 pour les lignes du réseau simulé.

On choisit de renforcer le réseau afin de respecter les contraintes des conducteurs.
D’autres solutions structurelles non étudiées ici sont évidemment envisageables : création
de nouveaux départs, migration d’un poste HTA/BT d’une artère à une autre ou migration
des clients basse tension d’un réseau BT à un autre. Le réseau simulé n’est pas étudié
car il présente peu de contraintes. Le coût de renforcement pour chaque conducteur du
réseau de réel de Grenoble présentant des cas de contraintes est évalué. La figure III.13
montre l’investissement moyen à réaliser pour les 18 lignes soumises à une probabilité de
contrainte à la 15e année de la période d’étude, ainsi que l’investissement moyen par heure
de contrainte dans l’année.

67 68 69 70 71 72 73 74 75 76 77 121 122 146 147 148 149 150
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Lignes soumises à une probabilité de contrainte non nulle

67 68 69 70 71 72 73 74 75 76 77 121 122 146 147 148 149 150
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0.5
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2

Figure III.13 – Coût de renforcement du réseau réel de Grenoble en présence
d’incertitudes

Un prix de tranchée de 100 ke/km est utilisé, ainsi que les caractéristiques des câbles
décrites dans le tableau B.1 de l’annexe B, issus des références [8, 30, 67]. Les investisse-
ments sont évalués à la première année de l’étude, sans actualisation. Les économies sur les
pertes Joule ne sont pas évaluées car cela nécessite de nouvelles simulations sur les réseaux
renforcés pour les mêmes scénarios et la même période d’étude. Cette analyse économique
est succincte et a pour objectif d’offrir une première comparaison des investissements pour
les différents conducteurs.
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Ces coûts intègrent les incertitudes car ils sont une moyenne entre les différents scé-
narios étudiés. Étudier le coût en investissement par heure de contrainte par an permet
de mettre en avant les travaux qui sont lourds à réaliser car n’étant nécessaires que pour
quelques heures par an, aux instants de forte consommation ou production sur le réseau.
On peut voir sur la figure III.13 que les investissements les plus faibles ne sont pas for-
cément les plus intéressants au vu de leur utilisation au cours de l’année. Par exemple,
les lignes 67 à 70 représentent des coûts importants par rapport aux lignes 146 à 150. En
revanche, les lignes 146 à 150 représentent un investissement plus lourd si il est ramené à
un coût par heure de contraintes dans l’année. Cette analyse permet de mettre en avant
les départs pour lequel l’intérêt d’étudier des solutions alternatives est le plus grand.

5 Conclusion

Dans ce chapitre, une méthodologie de modélisation des incertitudes est proposée. Il
s’agit d’une approche stochastique temporelle où la méthode déterministe est intégrée au
sein d’un processus de Monte Carlo. La méthode déterministe est la construction de profils
annuels de consommation et de production. L’information temporelle permet ainsi d’éva-
luer les coûts et bénéfices des solutions mises en œuvre sur le réseau et de pouvoir modéliser
et étudier la mise en place de fonctions de conduite de manière plus réaliste en incluant des
phénomènes temporels. Le processus de Monte Carlo est le tirage aléatoire des paramètres
généraux du réseau tels que l’évolution de la consommation, le taux d’insertion de GED
et le nombre de VEH déployés. La répartition des GED et VEH parmi les différents postes
HTA/BT est également générée aléatoirement.

Les courbes de consommation et de production sont construites à partir de la métho-
dologie et des profils types fournis par RTE [114] pour les responsables d’équilibre. Les
courbes de consommation des véhicules électriques sont construites à partir d’une mé-
thodologie inspirée des travaux de [121, 50, 129] et de données statistiques nationales et
internationales.

Un cas d’étude est appliqué sur les réseaux réel et simulé de Grenoble. Les scénarios
utilisés sont le contexte du Grenelle de l’environnement, et le scénario 100 % ENR pro-
posé par NégaWatt [93]. L’évolution des réseaux est simulé de 2015 à 2030 avec un tirage
aléatoire des paramètres parmi les bornes établies par les deux scénarios. A l’issue de la
simulation, les zones des deux réseaux pouvant être soumises à des contraintes sont sou-
lignées. Pour chaque conducteur, la probabilité d’apparition d’une contrainte est évaluée.
Dans le cas de contraintes, les années d’apparition, les valeurs maximales de courant et
les heures d’occurrence dans l’année sont fournies. Le résultat final est un coût moyen par
heure de contrainte dans l’année, permettant de cibler les lignes sensibles aux contraintes
et l’intérêt de chaque investissement. Des solutions opérationnelles peuvent être étudiées en
alternative aux investissements importants pour seulement quelques heures de contraintes
dans l’année. Elle sont présentées dans le chapitre suivant.



Chapitre IV

Fonctions avancées de conduite du réseau
intelligent
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Abstract

Ce chapitre présente les algorithmes de différentes fonctions de conduite du réseau avec
un niveau de modélisation adapté au problème de planification des réseaux électriques
de distribution. Les fonctions étudiées sont réparties entre les leviers de flexibilité
existants et les fonctions de maîtrise de demande de l’énergie parmi lesquelles une
attention particulière est portée aux stratégies d’effacement. Enfin, l’intégration de ces
différentes fonctions dans une stratégie de contrôle global est proposée.
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1 Introduction

Les fonctions de conduite du réseau permettent de répondre à différents objectifs :
planification, gestion prévisionnelle, monitoring du réseau public de distribution, gestion
de la flexibilité, gestion du fonctionnement en mode dégradé, optimisation, contrôle du
réalisé, gestion des données. Les acteurs impliqués dans les fonctions du réseau sont égale-
ment nombreux : gestionnaires du réseau de distribution ou de transport, consommateur,
consomm’acteur (ou prosumer), producteur, responsable d’équilibre, acteur de stockage,
acteur de marché, agrégateur, fournisseur. Chaque fonction du réseau a également une
temporalité (temps réel, court-terme, long-terme, etc.) et un mode de fonctionnement (sû-
reté du système, mode dégradé ou mode normal) différent.

La fonction principale abordée dans cette thèse est la fonction « planification » pour
les réseaux de distribution, le principal acteur étant le GRD. Les acteurs secondaires sont
les agrégateurs, producteurs, collectivités locales et consommateurs. La temporalité de
cette fonction est le long-terme et ses modes de fonctionnement sont les modes dégradé et
normal. L’objectif de cette fonction est de déterminer les schémas directeurs de réseaux de
distribution à partir des grands choix techniques, du choix de la topologie du réseau, des
données historiques, et des plans énergétiques locaux. Dans le contexte « Smart Grids »,
cette fonction doit en plus tenir compte des évolutions de la production ENR, des nouveaux
usages de l’électricité, des incertitudes présentes dans l’évolution du réseau, et également
des nouvelles fonctions avancées du réseau qui apparaissent. Les outils génériques doivent
donc être enrichis de manière à prendre en compte ces fonctions et ainsi apporter une
nouvelle maîtrise sur les coûts d’investissement, de renouvellement et de renforcement du
réseau. C’est pourquoi il convient d’étudier également opérations de conduite du réseau
afin de comprendre leur impact sur la façon de planifier, et de les modéliser afin de les
intégrer dans les outils de calculs génériques de la planification. On distinguera les fonc-
tions classiques utilisées de manière avancée dans le contexte Smart Grid, et la maîtrise
de la demande en énergie. Cette dernière fonction fait l’objet d’une attention particulière
dans ce manuscrit, car il s’agit d’un élément important dans l’évolution récente des ré-
seaux électriques et qui est peu pris en compte jusqu’à maintenant dans les travaux de
planification.

L’objectif est de développer des modèles de fonctions de conduite dont le niveau de
précision est adapté au problème de planification. Comme ils s’insèrent dans un problème
qui est déjà très complexe, comme il l’a été montré dans le chapitre II, ils doivent être
suffisamment simples pour ne pas augmenter significativement le temps de calcul dans
la recherche d’une solution. Les réseaux étudiés étant soumis à de fortes incertitudes, un
niveau de précision des modèles trop important ne se justifie plus face aux fluctuations des
variables aléatoires pour des périodes d’études longues. Le niveau de précision est d’ores
et déjà limité par le fait que les phénomènes transitoires ne sont pas pris en compte et que
le réseau est toujours étudié en régime permanent au moyen de calcul de répartition de
charges. De plus, des travaux ont déjà été réalisés au G2ELab sur l’utilisation des fonctions
avancées de conduite. Notamment, de nombreux travaux ont été réalisés sur les impacts
positifs et négatifs dûs à l’insertion massive de GED sur le réseau, à commencer par les
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thèses [23], [22] et [99]. Les thèses [111] et [104] développent des stratégies de réglage de
tension sur le réseau à l’aide des GED. La thèse [101] considère l’utilisation des GED
pour soutenir le réseau en mode de fonctionnement critique, par des îlotages forcés. La
thèse [94] porte sur l’optimisation du système éolien/stockage en considérant la dynamique
de l’éolien, la capacité de stockage et l’interaction avec le réseau. La thèse [15] propose un
algorithme une méthode de réglage de la tension via la gestion des GED et des variables
discrètes du système, augmentant ainsi l’insertion de GED et optimisant les pertes Joule.
Ces différents travaux ont étudié et développé des modèles de FAC dans des contextes
dynamiques et ne les ont pas intégré dans une stratégie de planification long-terme. Les
travaux qui suivent dans ce chapitre n’ont pas vocation à égaler le niveau de précision de
ces travaux, mais d’étudier des fonctions de conduite au sein d’un modèle de planification
des réseaux de distribution.

2 Leviers de flexibilités existants

2.1 Régleurs en charge

Le réglage de la tension peut s’effectuer par des transformateurs HTB/HTA des postes
sources. Ceux-ci peuvent disposer de régleurs en charge permettant de changer de prise
tout en restant connecté au réseau. Chaque prise modifie le rapport de nombre de spires
du transformateur et donc le rapport de transformation. Lors du changement de prise, le
courant de court-circuit circulant dans une partie des spires du transformateur est limi-
tée par une résistance. Le changement de prise intervient lorsqu’une chute ou une hausse
de tension est observée en un point du réseau pendant une durée minimale. Les régleurs
en charge disposent généralement de 19, 21 ou 25 prises, permettant des variations de la
tension de +/- 12 % autour de la valeur nominale [23,70]. Les régleurs en charge peuvent
être désignés par le terme anglo-saxon On Load Tap Changer (OLTC).

Il existe deux types de régleur en charge selon la tension de référence utilisée pour le
réglage. Le régleur en charge sans compoundage utilise comme tension de référence celle
mesurée aux bornes secondaires du transformateur. Le régleur en charge avec compoun-
dage mesure en plus le courant débité par le transformateur, ce qui permet d’estimer le
niveau de tension dans le réseau et utiliser un point de référence situé en aval. La méthode
simplifiée pour le réglage des régleurs en charge est de considérer la tension en tout nœud
du réseau connue, par le biais d’un estimateur d’état par exemple et le déploiement suf-
fisant de capteurs sur le réseau. On effectue une recherche exhaustive du meilleur réglage
en démarrant à la prise haute du transformateur. Lorsqu’une prise permet de respecter les
contraintes de tension du réseau, la recherche s’arrête et la prise est choisie. On garantit
ainsi le respect des contraintes et un niveau de tension le plus haut possible pour limiter
dans le même temps les pertes par effet Joule et les chutes de tension. Dans le cas d’un
réseau sans production décentralisée et soumis exclusivement à des contraintes de chute
de tension, le régleur en charge est directement réglé en prise haute et ne requiert pas de
stratégie de réglage particulière.
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Si aucune position du régleur en charge ne permet de respecter l’ensemble des contraintes
sur le réseau, la position retenue est celle minimisant l’écart maximal de tension sur l’en-
semble des nœuds, définie dans l’équation IV.1. Cette valeur est calculable avec l’hypothèse
d’une connaissance des tensions en tout nœud du réseau. Cette méthode min/max permet
à la fois de régler les chutes et hausses de tension en effectuant le meilleur compromis. Si
les clients sont de types différents (résidentiel, industrie, etc.), l’impact d’une hausse ou
chute de tension sera différent, et il peut être intéressant de pondérer l’écart de tension de
chaque client en fonction de sa sensibilité.

min
j∈Nprises

(

max
i∈N

|U − Ui|
)

(IV.1)

Avec :
j : numéro de la prise
Nprises : nombre de prises sur le transformateur
N : nombre de nœuds
U : tension nominale du réseau (en kV)
Ui : tension dans le nœud i (en kV.)

2.2 Reconfiguration

La reconfiguration consiste à changer l’état des organes de manœuvre télécommandés
du réseau afin de changer la configuration de ce dernier. L’objectif est de respecter certaines
contraintes ou d’optimiser les coûts de fonctionnement du réseau (pertes techniques) tout
en respectant les conditions imposées à l’architecture, notamment le fait d’être exploitée
de manière radiale. Les caractéristiques importantes des interrupteurs sont leur pouvoir
de coupure et de fermeture ainsi que leurs endurances électrique et mécanique, illustrées
par le tableau IV.1 présent dans la thèse [44].

Endurance
Référence Tension Pouvoir de Pouvoir de en charge

Constructeur
Produit assignée coupure fermeture mécanique /

électrique
IA 3T 2000

Novexia
AUGUSTE

24 kV 400 A 31,5 kA 5000 / 100

Schneider
Electric

RM6 24 kV 630 A 50 kA 1000 / 100

Switch
ABB

disconnector
24 kV 630 A 40 kA 5000/ 400

Alliax Pole Mounted
Electric Load Breal Switch

24 kV 630 A 31,5 kA 5000 / 100

RL Series Load
NU LEC

Break Switch
27,5 kV 630 A 31,5 kA 3000 / 600

Tableau IV.1 – Caractéristiques techniques des organes de manœuvre télécommandés [44]

Dans le cas d’une structure en coupure d’artère de source à source, la reconfiguration
consiste à changer la position de l’interrupteur télécommandé normalement ouvert sur
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chaque ligne. La configuration choisie dépend du choix de la fonction objectif à minimiser.
La reconfiguration peut être effectuée sur différents horizons de temps : à l’horizon long
de terme de la planification pour l’emplacement de l’OMT normalement ouvert, ou à l’ho-
rizon mensuel, journalier, voire horaire pour des reconfigurations plus fréquentes.

On distingue trois fonctions objectifs différentes à minimiser pour la contrainte en
courant. Selon le type de contrainte rencontrée et les autres FAC mises en œuvre, on choi-
sit une de ces fonctions objectifs pour la reconfiguration. f1

courant, décrite dans l’équation
IV.2, minimise la valeur de la contrainte de courant en ampères, tandis que f2

courant, décrite
dans l’équation IV.3, minimise la valeur relative de la contrainte par rapport à la valeur
maximale autorisée. Si les contraintes peuvent être respectées grâce à une reconfiguration,
f1

courant et f2
courant mèneront à une solution viable. Si les contraintes ne peuvent pas être

respectées, f1
courant est utilisée pour minimiser la contrainte afin de faciliter la contribution

d’autres fonctions de conduite, comme une stratégie d’effacement, le réglage des OLTC ou
le contrôle des producteurs. En revanche, f2

courant est utilisée dans le cas de contraintes
de courant et de tension, afin de pouvoir comparer à la fois des ampères et des volts.
Si l’objectif est de minimiser le renforcement nécessaire, f3

courant, décrite dans l’équation
IV.4, minimise non plus le dépassement de contrainte maximal, mais la longueur totale de
conducteur à renforcer, le prix des tranchées étant plus important que le sur-coût éventuel
entre deux types de conducteurs. Dans le cas de contraintes de tension, ftension est utili-
sée, décrite dans l’équation IV.5, et en présence de contraintes de tension et de courant,
fcourant + tension est utilisée, décrite dans l’équation IV.6. Si il n’y a aucune contrainte, la
reconfiguration peut être utilisée pour minimiser les pertes par effet Joule sur le réseau,
en respectant la fonction objectif fpertes, décrite dans l’équation IV.7.

f1
courant = max

j ∈ ΩS

tk ∈ Treconfig

(

Ij(tk) − Itherm
j (tk)

)

(IV.2)

f2
courant = max

j ∈ ΩS

tk ∈ Treconfig

(

Ij(tk) − Itherm
j (tk)

Itherm
j (tk)

)

(IV.3)

f3
courant =

Nrenforcement∑

j

lj (IV.4)

ftension = max
i ∈ N

tk ∈ Treconfig

(

Umin
i − Ui(tk)

Umin
i

,
Ui(tk) − Umax

i

Umax
i

)

(IV.5)

fcourant + tension = max
(

f2
courant, ftension

)

(IV.6)

fpertes =
∑

j∈ΩS

∑

tk∈Treconfig

P pertes
j (tk) (IV.7)



118 IV. Fonctions avancées de conduite du réseau intelligent

Avec :
ΩS : ensemble des sections du réseau
Treconfig : période fixe pour la configuration
Ij : courant dans la branche j (en A)
Itherm

j : limite thermique du conducteur de la branche j (en A)
lj : longueur de la branche j (en km)
Nrenforcement : nombre de branches à renforcer
N : nombre de nœuds
Ui : tension dans le nœud i (en kV)
Umin

i et Umax
i : tensions minimale et maximale admissibles dans le nœud i (en p.u.)

P pertes
j : pertes dans la branche j (en kW)

La configuration retenue doit permettre de respecter les contraintes techniques en cou-
rant et en tension tout en minimisant la fonction objectif choisie. Si toutes les configurations
possibles mènent à une violation d’une ou de plusieurs contraintes, la configuration retenue
doit minimiser la fonction objectif choisie de sorte à réduire les contraintes au maximum,
en fonction des moyens de réglage envisagés. De plus, dans le cas d’un changement de
configuration, la manœuvre doit respecter les courants d’ouverture et de fermeture des
interrupteurs.

2.3 Contrôle des producteurs

Lorsque des contraintes de tension apparaissent sur le réseau, que ce soit une éléva-
tion ou une chute trop importante de tension, il est possible d’agir sur l’énergie réactive
délivrée ou absorbée par les machines des producteurs en fixant par contrat la tangente
de fonctionnement des producteurs. La tangente correspond à une fourniture de puissance
réactive au point de livraison de 40 % de la puissance maximale installée et une puissance
d’absorption de 35 % de la puissance maximale installée, pour une plage de tension de
+/- 5 % de la tension nominale. Les aspects techniques et juridiques sont décrits dans les
références [52] et [53]. Le type de contrat diffère selon l’impact du producteur sur le réseau.
Un faible impact implique un engagement en moyenne mensuelle. Un fort impact sur le
plan de tension (∆U/U > 2, 5% pour une variation de puissance maximale du producteur)
implique un engagement au point toutes les 10 minutes. L’injection ou absorption de ré-
actif sur le réseau par le producteur peut être régulée de deux manières différentes. Cela
peut être fait au niveau local par engagement du producteur ou directement par consigne
du gestionnaire du réseau de distribution. Le gestionnaire du réseau peut utiliser les capa-
cités du producteur uniquement si celui-ci est considéré comme non-marginal, c’est-à-dire
si sa puissance est supérieure à 25 % de la puissance du poste source si le départ est
dédié, 25 % de la puissance du départ sinon, ou 5 MW. Dans le cadre de ce manuscrit,
l’hypothèse est faite que, dans un contexte Smart Grid très fort, le GRD peut contrô-
ler la tangente de l’ensemble des producteurs de chaque poste HTA/BT, à l’instar d’une
centrale virtuelle, même si ceux-ci sont actuellement considérés comme marginaux par la
loi. L’absorption/insertion de réactif des GED peut être fixée de -35 % et +40 %.Cette
hypothèse est ainsi également envisagée au sein du projet Greenlys dans le scénario le plus
haut concernant le déploiement technique et règlementaire du Smart Grid, avec 100 % de
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pilotage dynamique des ENR d’ici à 2030 [66].

Le problème est modélisé mathématiquement comme un problème non linéaire d’opti-
misation continue. Il est décrit par les équations IV.8, IV.9, IV.10 et IV.11. Le calcul de la
fonction objectif f(XGED) se fait via un calcul de répartition de charges. L’optimisation
est réalisée par un solveur intégré de Matlab, utilisant la méthode du point intérieur [17].
Un algorithme à région de confiance ne peut pas être utilisé car le gradient de la fonction
objectif n’est pas connu. L’optimisation est effectuée pour chaque intervalle de temps de
la période d’étude.

min
XGED

f(XGED) avec

{

c(XGED) ≤ 0
−0, 35 ≤ XGED ≤ 0, 4

(IV.8)

XGED =









xGED
1

xGED
2
...

xGED
N









avec xGED
i =

QGED
i

P GED
i

× 100(%) (IV.9)

f(XGED) =
∑

j∈ΩS

P pertes
j (XGED) (IV.10)

c(XGED) =
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1

cI
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Nbranches
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1
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2
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cU
N























avec







cI
j =

Ij−Itherm
j

Itherm
j

cU
i = max

(
Umin

i −Ui

Umin
i

,
Ui−Umax

i

Umax
i

) (IV.11)

Avec :
XGED : vecteur de réglage de la tangente des GED
c : vecteur contrainte pour la participation des GED
xGED

i : tangente du producteur i
QGED

i : puissance réactive du producteur i (en MW)
P GED

i : puissance active du producteur i (en MW)
ΩS : ensemble des sections du réseau
P pertes

j : pertes dans la branche j (en kW)
Ij : courant dans la branche j (en A)
Itherm

j : limite thermique du conducteur de la branche j (en A)
N : nombre de nœuds
Ui : tension dans le nœud i (en kV)
Umin

i et Umax
i : tensions minimale et maximale admissibles dans le nœud i (en p.u.)

Nbranches : nombre de branches



120 IV. Fonctions avancées de conduite du réseau intelligent

3 Maîtrise de la demande en énergie (MDE)

3.1 Description et modélisation de l’effacement

Il existe deux types de programmes pour la maîtrise de la demande en énergie [7,110] :

• Programmes d’incitations directes [110,124] : sur la base de contrats préétablis
le client répond à des sollicitations du gestionnaire de réseau.

• Effacement : une partie des équipements électriques du client sont directement
contrôlés et peuvent être effacés (chauffage, eau chaude sanitaire, ...) pour être
utilisés plus tard, au gré du consommateur.

• Autres types de contrat : réduction de la consommation à une certaine valeur au
risque de pénalités, en cas de situation d’urgence, de situation de contingence,
ou pour des services auxiliaires.

• Programmes d’incitations tarifaires [59,137] : le tarif de l’électricité n’est plus
fixe et évolue en fonction des périodes de la journée, de l’année ou en temps réel,
ce qui influe sur la consommation du client en fonction de son élasticité [79]. Les
contrats peuvent être de type heures pleines / heures creuses, défini pour quelques
périodes par an plus cher ou suivre le coût réel de l’électricité.

Le programme étudié dans ce manuscrit est l’effacement partiel de consommation. Il
consiste à diminuer la puissance soutirée en coupant certains postes de consommation. Cet
ajustement de la demande est réalisé au niveau des consommateurs basse tension pour des
besoins locaux ou nationaux selon les besoins des différents acteurs du système électrique :
GRT ou GRT, responsables d’équilibre, acteurs de marché. Ces acteurs expriment un be-
soin de flexibilité de la charge, à savoir une période d’activation et un volume, fondé sur la
prévision de la demande et la connaissance des contrats. La flexibilité est contractualisée
par l’agrégateur de flexibilité, et l’ordre de flexibilité est envoyé aux clients via une Energy
Box ou un compteur intelligent. Les objectifs de MDE par effacement de charge peuvent
être de maîtriser les coûts d’investissements et de renouvellement, réduire les coûts de
conduite, d’exploitation et de production, réduire les émissions de polluants, etc.

L’effacement de charge par incitation directe induit deux effets secondaires : le rebond
de puissance et le report d’énergie. Le rebond est un pic de puissance correspondant à la
reprise de la consommation par les charges délestées, pouvant être supérieur à la puissance
effacée. Il est dû à la fois à la nature de certaines charges, qui ont une consommation plus
importante après une période d’inactivité que lors de leur état normal de fonctionnement
(courant de démarrage des moteurs par exemple) et à la réaction humaine des consom-
mateurs (changement de consigne du chauffage ou de la climatisation après une période
d’arrêt). Le report est l’énergie effacée qui aurait dû être normalement consommée et qui
est consommée lors d’une période différée. Ces effets sont illustrés sur la figure IV.1. Pour
les modéliser, on définit 4 paramètres :

• Tactivation : la durée d’activation de l’effacement (en heures).
• Treport : la durée du report (en heures).
• τrebond : le taux de rebond par rapport à la puissance effacée (en %).
• τreport : le taux de report par rapport à l’énergie effacée (en %).
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Temps (heures)

Consommation (MW)

Effacement

Durée d’activation

Rebond en 
puissance

Report en énergie

Sans effacement

Avec effacement

Durée du report

Energie effacée

Figure IV.1 – Schéma de principe de l’effacement

La valeur de ces paramètres diffère selon le type de gisement étudié, c’est-à-dire le type
de clients et d’appareils électriques qui vont être coupés. Le gisement impacte également
sur le moment où le rebond et le report vont avoir lieu. Par exemple, pour l’eau chaude
sanitaire, le report est de 100 % de l’énergie effacée mais il n’y a pas de phénomène de
rebond : la puissance maximale consommée reste la même. Il intervient sur la première
période d’heures creuses consécutive à l’arrêt de l’effacement. En revanche, pour le chauf-
fage, le rebond et le report sont non nuls et interviennent dès la fin d’activation de l’ordre
d’effacement. Dans les hypothèses générales du projet Greenlys [65] 1, on considère que
l’effacement est activé pendant une heure, que le rebond est de 140 % pendant 30 minutes,
et le report de 100 % pendant 2 heures.

Pour modéliser l’impact de l’effacement, on définit le vecteur d’effacement W eff .
Chaque composante de ce vecteur représente l’impact de l’effacement pendant la pé-
riode qui suit l’activation. La première composante correspond au moment d’activation.
Le nombre de composantes dépend du pas de temps utilisé et de la durée d’activation et
de report de l’effacement. Le pas de temps utilisé ici, noté ∆T , est demi-horaire, également
utilisé pour la construction des profils de consommation et de production dans le chapitre
III. La figure IV.2 illustre la composition du vecteur W eff avec les hypothèses d’efface-
ment du projet Greenlys. Pour plus de lisibilité sur la figure, la puissance consommée est
prise constante au cours du temps. Les valeurs des composantes de W eff sont calculées
via l’égalité entres les aires A1 et A2, décrites dans l’équation IV.12, le report en énergie
étant de 100 %. Peffacée est la puissance effacée.

1. Depuis le début du projet Greenlys, un premier retour sur expérience donne un rebond moyen de
50 %, un report de 30 à 50 % sur les 2 heures suivante, le reste du report se répartissant sur les 22 heures
suivante. Les hypothèses initiales ont été conservées pour le manuscrit.
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∆T = ½ h

P

P - Peffacée

P + 1,4.Peffacée

effacement

P + 0,2.Peffacée

rebond + report

]

Consommation (MW)

Temps (heures)

Weff = [ -1 -1 1,4 0,2 0,2 0,2

A1

A2

Sans effacement

Avec effacement

0 0,5 1 1,5 2 2,5 3

Figure IV.2 – Vecteur effacement

A1 = A2

Peffacée × 1
︸ ︷︷ ︸

effacement

=

rebond
︷ ︸︸ ︷

1, 4 × Peffacée × 0, 5 + α × Peffacée × 1, 5
︸ ︷︷ ︸

report

α = 0, 2

(IV.12)

On définit l’effacement pour chaque charge et pour chaque instant de la période d’étude
dans l’équation IV.13. Pour simplifier la notation, tk désigne la période [tk → tk + ∆T ]. On
définit la stratégie d’effacement pour N charges sur une période T comme étant l’ensemble
des coefficients xeff

i (tk), pour tout i ∈ {1...N} et tout k ∈ {1...N∆T }, avec N∆T = T/∆T .
Le terme charge définit ici les postes HTA/BT et les clients moyenne tension. L’ensemble
de ces coefficients sont réunis dans le vecteur Xeff , défini dans l’équation IV.14.

xeff
i (tk) =

P eff
i (tk)

Pi(tk)
× 100(%)

{

∀i ∈ {1...N}
∀k ∈ {1...N∆T } (IV.13)

Xeff =
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...
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...
xeff

N (tN∆T
)























(IV.14)
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Avec :
Xeff : vecteur de stratégie d’effacement
xeff

i (tk) : effacement sur [tk → tk + ∆T ] sur la charge i (en %)
P eff

i (tk) : puissance effacée sur [tk → tk + ∆T ] sur la charge i (en MW)
Pi(tk) : puissance consommée sur [tk → tk + ∆T ] par la charge i (en MW)
N : nombre de charges
N∆T : nombre de périodes de durée ∆T

A partir du vecteur d’effacement W eff et du vecteur de stratégie d’effacement Xref , la
nouvelle courbe de consommation de chaque charge après effacement peut être calculée via
l’équation IV.15. Pour plus d’explications sur l’origine de cette formule, un chronogramme
est présenté en annexe C.

Pi(tk) = Pi(tk) +
Teffacement−1

∑

l=0

Pi(tk−l).xeff
i (tk−l).W eff (l + 1) (IV.15)

Avec :
xeff

i (tk−l) : effacement sur [tk−l → tk−l + ∆T ] sur la charge i (en %)
Pi(tk−l) : puissance consommée sur [tk−l → tk−l + ∆T ] par la charge i (en MW)
W eff : vecteur d’effacement

Teffacement est le temps d’effacement exprimé en nombre de pas de temps. Il correspond
à la taille du vecteur W eff et peut être calculé via l’équation IV.16. Il a été choisi égal à
6 dans le cadre des hypothèses Greenlys [65] : le pas de temps étant de 30 minutes et la
durée cumulée de l’activation de flexibilité et des phénomènes de rebond et de report est
de 3 heures.

Teffacement =
Tactivation + Treport

∆T
=

1 heures + 2 heures
0, 5 heures

= 6 (IV.16)

Avec :
Tactivation : durée d’activation de l’effacement (en heures)
Treport : durée du report (en heures)
∆T : pas de temps (en heures)

3.2 Algorithme d’optimisation de l’effacement

Le problème d’optimisation de la stratégie d’effacement est modélisé comme un pro-
blème d’optimisation linéaire, représenté mathématiquement par l’équation IV.17. Ce mo-
dèle a pour avantage de pouvoir utiliser la méthode du simplexe [17] qui assure de trouver
la meilleure solution sans rester bloqué dans un optimum local, comme cela peut être le
cas pour les méthodes classiques d’optimisation numérique. Le problème est modélisé sous
environnement Matlab et l’optimisation est effectuée grâce au package open source glpk 2.

2. Disponible sur https://www.gnu.org/software/glpk/

https://www.gnu.org/software/glpk/
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min
Xeff

C.Xeff avec

{

A.Xeff ≤ B

0 ≤ Xeff ≤ τmax

(IV.17)

Avec :
Xeff : vecteur de stratégie d’effacement
C : vecteur poids de la fonction objectif
A : matrice linéaire des contraintes d’inégalité
B : vecteur linéaire des contraintes d’inégalité
τmax : effacement maximal (en %)

L’objectif du problème d’optimisation est de minimiser le déploiement de flexibilité
nécessaire sur le réseau et l’effacement effectué. On se place en effet au niveau de la phase
de planification du réseau électrique. L’objectif est de déterminer l’effacement nécessaire
pour respecter les objectifs de la planification. Le vecteur poids de la fonction objectif
est donc constitué des consommations des charges aux différents instants de la période
d’effacement, décrit dans l’équation IV.18, afin d’obtenir la fonction objectif à minimiser
décrite dans l’équation IV.19.

C =
(

P1(t1) P2(t1) . . . PN (tN∆T
)
)

(IV.18)

C.Xeff =
(

P1(t1) . . . PN (tN∆T
)
)

.







xeff
1 (t1)

...
xeff

N (tN∆T
)







=
N∑

i=1

N∆T∑

k=1

xeff
i (tk).Pi(tk) =

N∑

i=1

N∆T∑

k=1

P eff
i (tk)

(IV.19)
Avec :
C : vecteur poids de la fonction objectif
Xeff : vecteur solution de stratégie d’effacement
xeff

i (tk) : effacement sur [tk → tk + ∆T ] sur la charge i (en %)
Pi(tk) : puissance consommée sur [tk → tk + ∆T ] par la charge i (en MW)
P eff

i (tk) : puissance effacée sur [tk → tk + ∆T ] sur la charge i (en MW)
N : nombre de charges
N∆T : nombre de périodes de durée ∆T

La matrice linéaire A et le vecteur linéaire B représentent les contraintes d’inégalité
du problème d’optimisation. Elles représentent les contraintes techniques du réseau im-
posées au GRD, et sont exprimées en MW. Elles peuvent à la fois représenter les limites
en puissance sur les postes sources HTB/HTA, les limites en puissances des postes de
transformation HTA/BT et les limites thermiques des conducteurs. On choisit dans ce
manuscrit de ne pas étudier les contraintes de chute de tension, car on considère que les
réseaux étudiés y sont peu soumis, car ils sont de type urbains et donc assez courts. Dans
le cas de chute de tension, on utilise le mécanisme des régleurs en charge pour les corriger.

Chaque contrainte est liée à un élément du réseau : poste source, transformateur
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HTB/HTA, client HTA, transformateur HTA/BT ou conducteur. Pour chacun de ces
éléments, on définit l’ensemble ΩC

j comme étant l’ensemble des charges dont la puissance
transite par l’élément j, où j varie de 1 au nombre de contraintes considérées N eff

con . La
figure IV.3 illustre le principe sur une portion d’un réseau simple.

BTA 

HTB 

HTA 

P1 P2 P3 P4 P5 P8 P7 P6 

ΩC
réseau HTB = {1,2,3,4,5,6,7,8} 

ΩC
transformateur HTB/HTA = {1,2,3,4,5} 

ΩC
conducteur = {1,2,3} 

ΩC
poste HTA/BT = {2} 

Figure IV.3 – Affectation des groupes de charges aux éléments en contrainte

En partant du principe que la consommation des charges de chaque ensemble ΩC
j doit

être inférieure à la limite en puissance de l’élément j (conducteur, transformateur) à tout
instant tk, et en appliquant la relation de la formule IV.15, on fait apparaître les éléments
du vecteur Xeff et on retrouve la forme A.Xeff ≤ B via les équations IV.20, IV.21 et
IV.22. Les éléments de A et B sont identifiés dans les équations IV.23 et IV.24.

∑

i∈ΩC
j

Pi(tk) ≤ P marge
j (tk) (IV.20)

∑

i∈ΩC
j



Pi(tk) +
Teffacement−1

∑

l=0

Pi(tk−l).xeff
i (tk−l).W eff (l + 1)



 ≤ P marge
j (tk) (IV.21)

∑

i∈ΩC
j

Teffacement−1
∑

l=0

Pi(tk−l).xeff
i (tk−l).W eff (l + 1)

︸ ︷︷ ︸

Aj(tk).Xeff

≤ P marge
j (tk) −

∑

i∈ΩC
j

Pi(tk)

︸ ︷︷ ︸

Bj(tk)

(IV.22)
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Aj(tk).Xeff =
∑

i∈ΩC
j

Teffacement−1
∑

l=0

Pi(tk−l).xeff
i (tk−l).W eff (l + 1) (IV.23)

Bj(tk) = P marge
j (tk) −

∑

i∈ΩC
j

Pi(tk) (IV.24)

Avec :
Aj(tk) : ligne de A correspondant à la contrainte dans l’élément i à l’instant tk

Bj(tk) : élément de A correspondant à la contrainte dans l’élément i à l’instant tk

Xeff : vecteur solution de stratégie d’effacement
P marge

j (tk) : marge de manœuvre en puissance de l’élément j à l’instant (tk)
ΩC

j : ensemble des charges dont la puissance transite par l’élément j

Pi(tk) : puissance consommée à l’instant (tk) par la charge i (en MW)
W eff : vecteur d’effacement
Teffacement : temps d’effacement (en nombre de pas de temps)
xeff

i (tk) : effacement à l’instant (tk) sur la charge i (en %)

Les éléments des matrices A et B correspondent donc aux différentes contraintes consi-
dérées et aux différents instants de la période d’étude, comme l’illustre l’équation IV.25.
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(IV.25)

Avec :
Aj(tk) : ligne de A correspondant à la contrainte dans l’élément i à l’instant tk

Bj(tk) : élément de A correspondant à la contrainte dans l’élément i à l’instant tk

Xeff : vecteur de stratégie d’effacement
N eff

con : nombre de contraintes considérées pour l’effacement
N∆T : nombre de périodes de durée ∆T

La construction des éléments des matrices A et B s’explique donc de la manière sui-
vante : l’élément Bj(tk) est égal à la puissance maximale P marge

j (tk) pouvant transiter
dans l’élément j à laquelle on soustrait le flux de puissance consommée à l’instant (tk) par
les charges appartenant à ΩC

j , comme décrit dans l’équation IV.24. Si Bj(tk) est négatif,
cela signifie que la contrainte j n’est pas respectée à l’instant tk. Le vecteur ligne Aj(tk)
de la matrice A représente l’impact de l’effacement sur la marge de manœuvre disponible
de l’élément j à l’instant tk. Sa construction est faite de manière à respecter l’équation
IV.23. Un exemple simple est donné en annexe D pour comprendre sa construction.
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τmax est le taux d’effacement maximal admissible. Sa valeur dépend de la stratégie
d’effacement. Si le déploiement des compteurs intelligents et des energy box est connu,
ainsi que les contrats d’effacement mis en place, la flexibilité est connue et τmax est fixé
pour chaque poste. Si l’objectif est de déterminer le déploiement minimal nécessaire pour
respecter les objectifs, τmax est fourni à l’issue de l’optimisation grâce à l’algorithme décrit
sur la figure IV.4.

���� =
���� + �
��

2
 

τinf = 0 %, τsup = 100 % 

Essai à τmax = τsup = 100 % 

oui 

non 

Fin : aucune solution pour 
la stratégie d’effacement 

Initialisation 

Problème solvable ? 

Essai à  

Problème solvable ? 

���� − �
�� ≤ ∆� ? 

τsup = τmax 

τinf = τmax 

Fin : solution existante 
avec τmax déterminé 

oui 

non 

oui non 

Figure IV.4 – Algorithme de dichotomie pour déterminer le τmax pour l’optimisation de
la stratégie d’effacement

Cet algorithme permet de déterminer la flexibilité nécessaire pour respecter les contraintes.
Logiquement, un τmax égal à 100 % est une solution, mais cette valeur peut mener à un
effacement de 100 % pour certains postes HTA/BT, tandis que d’autres postes ne seront
pas impactés. Dans le but de minimiser l’effacement maximal par poste et de répartir
équitablement la flexibilité nécessaire entre les différents clients, le τmax est déterminé par
dichotomie. Le critère d’arrêt est l’écart minimal ∆τ entre les bornes inférieure τinf et su-
périeure τsup de l’algorithme de dichotomie. La valeur de ces bornes est fixée par le GRD
et est un compromis entre la vitesse de calcul et la précision des résultats sur la flexibilité
à déployer sur le réseau.
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3.3 Exemples d’application

3.3.1 Cas d’étude 1 : alternative au renforcement

L’effacement est étudié en alternative à des travaux de renforcement. Le cas d’étude
est une artère du réseau réel de Grenoble. L’artère est représentée sur la figure IV.5. Elle
alimente 29 postes HTA/BT pour une consommation maximale de 12,47 MW. Cette artère
est étudiée sur une période de 10 ans avec un taux d’évolution de 1,5 % par an pour la
consommation moyenne et la pointe, répartie uniformément sur tous les postes HTA/BT.
Il n’y a pas d’apparition de GED et de VEH. L’étude est effectuée chaque jour de la période
d’étude sur des courbes de charges construites d’après la méthode décrite dans la section
3.1 du chapitre III, avec un pas de temps de 1/2 heure. L’hypothèse est faite que les charges
ne changent pas de type (résidentiel, professionnel, industrie) pendant la période d’étude.
Le scénario envisagé mène à la violation de la contrainte thermique d’un conducteur en
tête de départ, à partir de la 4e année. A la dernière année, la contrainte est violée jus-
qu’à 169 heures par an pour une valeur maximale atteinte de 110 % de la limite thermique.

Postes sources Charges (postes HTA/BT) Lignes Conducteur en contrainte Section NO

Figure IV.5 – Étude de l’effacement - cas 1 - artère étudiée

La première stratégie envisagée est de renforcer le conducteur en défaut à partir de la
première année. Le renforcement consiste à transformer une section de 247 mètres de type
en Alu 150mm2 en type Alu 240mm2. Le coût des travaux pour la tranchée est de 100
ke/km et le coût du câble est de 20 ke/km pour une durée de vie de 30 ans [8,30,67]. Par
manque de données économiques précises, le sur-coût dû au fait que la tranchée contienne
déjà des conducteurs n’est pas pris en compte. En contrepartie, la valeur d’usage du conduc-
teur remplacé n’est pas non plus prise en compte. Les pertes Joule sont évaluées avant et
après renforcement sur toute la durée d’étude par un calcul de répartition de charges
pour chaque intervalle de temps. Les coûts des pertes et de la valeur d’usage du nouveau
conducteur sont actualisés à la première année d’étude avec un taux d’actualisation de 8
% [8, 30, 67]. Sur la base des calculs présentés dans la section 3.3 du Chapitre I, le coût
total pour le renforcement est donc de 2 504 e.
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La seconde stratégie envisagée est de mettre en place une stratégie d’effacement aux
instants où le conducteur est en contrainte. Les hypothèses sur les effets de l’effacement
sont une activation de 1 heure, un rebond en puissance commençant à la fin de la période
d’effacement et d’une valeur de 140 %, et un report d’énergie de 100 % sur une période
de 2 heures. L’optimisation est effectuée sur des périodes de temps de 24 heures, soit 48
intervalles de temps. Les effets de rebond et de report survenant après minuit sont reportés
sur la courbe de charge pour l’optimisation de la journée suivante. Comme il a été expliqué
dans la section précédente, le modèle d’optimisation pour la stratégie d’effacement peut
prendre en compte les contraintes en puissance de différents éléments du réseau. Pour ce
cas d’étude, les contraintes en courant sur les conducteurs sont étudiées. Pour déterminer
la marge de manœuvre en puissance P marge

j (tk) de chaque conducteur d’indice j, on utilise
l’approximation décrite par l’équation IV.26.

P marge
j (tk) = Itherm

j × U ×
√

3 cos(φ) × (1 − cj(tk)) × 10−3 (IV.26)

Avec :
P marge

j (tk) : marge de manœuvre en puissance du conducteur j à l’instant tk (en MW)
Itherm

j : capacité thermique du conducteur j (en A)
U : tension nominale (en kV)
cos(φ) : facteur de puissance moyen du réseau
ccorr

j (tk) : coefficient correcteur des approximations à l’instant tk

Cette approximation est nécessaire afin de pouvoir linéariser le problème et le formuler
comme étant un problème d’optimisation linéaire. En revanche, les chutes de tension et
les pertes Joule le long des conducteurs ne sont pas prises en compte, ce qui mène à une
sur-évaluation des P marge

j (tk). Un coefficient correcteur cj(tk) est donc introduit pour inté-
grer les chutes de tension et les pertes Joule. La méthodologie d’évaluation des coefficients
correcteurs ccorr

j (tk) est décrite dans la figure IV.6.

Une première optimisation est effectuée avec un coefficient correcteur nul pour chaque
instant et chaque conducteur. A l’issue de cette première optimisation, un calcul de ré-
partition de charges est réalisé avec la nouvelle stratégie d’effacement afin de vérifier si les
contraintes sont respectées. Si la contrainte du conducteur j est violée à l’instant tk, le
coefficient ccorr

j (tk) est incrémenté d’une valeur ccorr
0 . La valeur de ccorr

0 est un compromis
entre vitesse de calcul et la bonne estimation des P marge

j (tk). Si celle-ci est trop impor-
tante, la marge est diminuée et les contraintes sur-évaluées. L’optimisation mène alors à un
déploiement de flexibilité supplémentaire inutile. Au-delà d’une certaine valeur de ccorr

0 , les
contraintes peuvent être tant sur-évaluées que l’optimisation n’est plus possible, et aucun
effacement n’est effectué. Pour ce cas d’étude, ccorr

0 est fixé à 1 %.
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�����
�
�� = 0, ∀�,  

Construction du modèle et optimisation 

Fin 

Initialisation 

Conducteur j en 
contrainte ? oui 

non 

� = 1,  = 1 

Calcul de répartition de charge à �� 

Dernier conducteur ? 
�����

�
�� =

�����
�
�� +�����

�
 

� = � + 1 

Fin de la période 
d’étude ? 

 =  + 1 

Contraintes respectées ? 

oui 

oui 

non 

non 

oui 

non 

Figure IV.6 – Algorithme d’estimation des contraintes en puissance dans les conducteurs

On effectue une première optimisation sans prendre en compte les phénomènes de re-
bond et de report : le vecteur d’effacement pour le modèle d’optimisation est pris égal à
W eff = [−1 − 1]. Le rebond et le report sont en revanche appliqués après optimisation
sur les nouvelles courbes de consommation. L’objectif est de quantifier l’impact du rebond
sur le respect des contraintes s’il n’est pas anticipé par le gestionnaire du réseau de dis-
tribution. La figure IV.7 montre l’évolution de la durée de contrainte à l’année et de la
valeur maximale de la contrainte sur l’année, pour la situation initiale et pour la stratégie
d’effacement sans prise en compte du rebond, dans le conducteur en défaut. Selon l’année,
la pointe de courant peut être diminuée ou augmentée. Cependant l’occurrence de non res-
pect des contraintes dans l’année est toujours diminuée grâce à la stratégie d’effacement,
de 169 à 127 heures pour la dernière année.
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Figure IV.7 – Étude de l’effacement - cas 1 - évolution de la contrainte au cours du temps

Une deuxième optimisation est effectuée en intégrant les phénomènes de rebond et de
report dans le modèle d’optimisation : le vecteur d’effacement pour le modèle d’optimisa-
tion est pris égal à W eff =

[

−1 −1 1.4 0.2 0.2 0.2
]

. La modification de la courbe
de charge est illustrée sur la figure IV.8 représentant la journée la plus contrainte lors
de la 10e année d’étude. Lorsqu’il n’est pas pris en compte, le rebond induit un décalage
de une heure de la pointe de courant dans le conducteur en défaut, ainsi qu’une légère
augmentation, de 110,01 % à 110,19 %. De plus, un second pic de courant de 109,70 %
apparaît deux heures plus tard. Lorsque les phénomènes de rebond et de report sont pris
en compte, les contraintes sont bien respectées.

Le tableau IV.2 donne les résultats globaux de la stratégie d’effacement avec et sans
anticipation du phénomène de rebond et report. Afin d’absorber l’effet de rebond, l’ef-
facement maximal effectué sur les différents postes augmente de 7,5 à 12,5 %. La durée
totale d’effacement sur l’année augmente également. Notamment, la durée d’effacement
des charges les moins sollicitées passe de 25 à 104 heures. En conséquence, l’absorption
du phénomène de rebond nécessite de quasiment doubler l’énergie totale délestée sur la
période d’étude, de 145 à 270 MWh. Cependant l’économie sur les pertes Joule est amélio-
rée car la diminution de la pointe est effectuée avec succès. Néanmoins, pour les deux cas,
l’économie effectuée sur les pertes est négligeable, de l’ordre de la dizaine d’euros sur 10 ans.
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Figure IV.8 – Étude de l’effacement - cas 1 - impact des effets de rebond et de report

Cette étude permet de fournir plusieurs informations au gestionnaire du réseau de
distribution :

1. Une stratégie d’effacement pour respecter les contraintes thermiques des conduc-
teurs. Si les indications de déploiement de flexibilité à la fois pour la puissance
disponible et la durée d’effacement ne peuvent pas être respectées, la solution de
l’effacement ne peut pas être appliquée.

2. Une estimation de l’impact du phénomène de rebond : en étudiant une stra-
tégie d’effacement avec et sans prise en compte des phénomènes de rebond et de
report, la flexibilité supplémentaire nécessaire pour absorber les impacts négatifs du
premier déploiement de flexibilité est évaluée. Pour ce cas d’étude, la puissance dé-
ployée à la dernière d’étude est augmentée de 67 % tandis que l’énergie totale effacée
est augmentée de 86 %.

3. Une limite de viabilité économique qui est fournie par comparaison avec la
stratégie de référence qui est le renforcement du conducteur. Pour que la stratégie
d’effacement soit plus intéressante économiquement, son coût ne doit pas dépasser
celui du renforcement. Comme expliqué précédemment, le coût total de renforcement
est de 2 504 e. Le déploiement total de flexibilité étant de 1,583 MW à la dernière
année, le coût total de la flexibilité installée ne doit donc pas dépasser 1 628 e/MW
de flexibilité installée.
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Sans anticipation Avec anticipation
du rebond du rebond

Effacement maximal
par poste1

7,5 % 12,5 %

Puissance totale
0,923 MW 1,538 MW

maximale effacée1 (8,02 % de la puissance (13,38 % de la puissance
totale consommée) totale consommée)

Durée totale
d’effacement1

De 25 à 149 heures De 104 à 177 heures

Énergie totale
145 MWh 270 MWh

effacée2 (0,0002 % de l’énergie (0,0004 % de l’énergie
totale consommée) totale consommée)

Économie sur
les pertes2

8,51 e 26,48 e

1sur la dernière de la période d’étude, 2sur l’ensemble de la période d’étude

Tableau IV.2 – Impact de la prise en compte de l’effet de rebond sur la stratégie
d’effacement

3.3.2 Cas d’étude 2 : lissage de la pointe HTA

L’objectif de cette étude est d’analyser l’impact d’une stratégie d’effacement visant à
lisser la pointe de consommation totale d’un ensemble de postes HTA/BT. Lisser cette
pointe HTA peut avoir différents avantages : éviter des contraintes sur le réseau HTA au
niveau des transformateurs ou des conducteurs, reporter des investissements sur le réseau
HTB, étaler la consommation aux heures de pointe afin de ne pas utiliser des moyens de
production coûteux et polluants. La volonté d’utiliser la flexibilité disponible pour lisser
la pointe HTA peut venir du DSO, mais aussi du TSO, de responsables d’équilibre ou
d’autres acteurs de marché. Le réseau de distribution peut ne pas être pris en compte
dans la stratégie de l’entité activant la flexibilité, particulièrement s’il ne s’agit pas du
DSO. Des contraintes non anticipées peuvent alors survenir, notamment au niveau des
postes HTA/BT. L’objectif de cette étude est de mettre en avant la nécessité de prendre
en compte le réseau de distribution dans les stratégies d’effacement.

Trois stratégies d’activation de la flexibilité sont étudiées :

• Stratégie 1 : lissage de la pointe HTA sans prise en compte des contraintes BT
• Stratégie 2 : lissage de la pointe HTA avec prise en compte des contraintes BT
• Stratégie 3 : lissage des pointes BT avec effet positif sur la HTA

La méthode d’optimisation utilisée est celle décrite dans cette section et appliquée au
cas d’étude 1. L’approche est cependant différente sur deux points. Premièrement la flexi-
bilité disponible est connue pour chaque poste HTA/BT, et elle donc directement intégrée
dans les contraintes 0 ≤ Xeff ≤ τmax du modèle d’optimisation, τmax variant pour chaque
poste HTA/BT et chaque instant de la période d’optimisation. Deuxièmement, l’objectif
est de diminuer la pointe HTA au maximum. Cet objectif est modélisé comme étant une
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contrainte dans notre modèle d’optimisation. La méthode retenue est donc de faire évoluer
cette contrainte jusqu’à ce qu’il n’y ait plus de solution au problème, et que la diminution
maximale de pointe soit atteinte. Pour chaque stratégie, une première optimisation est
réalisée pour une réduction de la pointe de 1 %, puis cette contrainte est incrémentée par
pas de 1 %.

Les différences entre les approches des premier et second cas d’étude sont synthétisées
dans le tableau IV.3 :

Cas d’étude 1 Cas d’étude 2
Limiter le courant des Optimiser la pointe

conducteurs pour éviter HTA et/ou BT pour éviter
un renforcement des investissements réseau
Topologie HTA Topologie HTA

du réseau connue du réseau inconnue
Description du problème Courbes de charge Courbes de charge

simulées sur une année réelles sur une journée
(∆T = 30 minutes) (∆T = 10 minutes)

Flexibilité non connue : Flexibilité connue :
déterminée à l’issue intégrée comme contrainte

de l’optimisation dans l’optimisation
Minimiser la flexibilité Minimiser la flexibilité

Objectif
utilisée utilisée

Modèle
mathématique Courant maximal

Pointe HTA et/ou BT

dans les conducteurs Flexibilité disponible
Contraintes

poste par poste

Tableau IV.3 – Différences entres les deux cas d’étude pour l’établissement d’une
stratégie d’effacement

L’exemple étudié est un cas à 3 postes HTA/BT, dont les courbes de charge sur une
journée pour un pas de temps de 10 minutes sont visualisables sur la figure IV.9. La flexi-
bilité des clients basse tension en puissance totale disponible pour chaque poste HTA/BT
est connue. Les trois stratégies décrite précédemment sont appliquées et les résultats sont
synthétisés dans le tableau IV.4.

Stratégie 1 Stratégie 2 Stratégie 3
Pointe HTA - 6 % - 6 % - 4,71 %

Modification Poste HTA/BT 1 + 12,07 % + 0 % - 5 %
de la pointe Poste HTA/BT 2 + 8,05 % + 0 % - 4 %

Poste HTA/BT 3 + 3,34 % + 0 % - 10 %
Poste HTA/BT 1 100 % 100 % 98,93 %

Flexibilité Poste HTA/BT 2 93,89 % 60,37 % 74,84 %
utilisée Poste HTA/BT 3 43,77 % 68,56 % 98,15 %

Total 180,87 kW 180,87 kW 236,52 kW

Tableau IV.4 – Étude de l’effacement - cas 2 - Résultats pour l’exemple à 3 postes
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Figure IV.9 – Étude de l’effacement - cas 2 - Courbes de charge

Dans la stratégie 1, la flexibilité disponible permet de réduire la pointe HTA de 6 %. En
revanche cette stratégie peut créer des contraintes au niveau des postes HTA/BT puisque
les pointes sont dégradées de 3,34 à 12,07 % selon le poste. Les courbes de charge avant
et après effacement sont visualisables sur la figure IV.10. Dans la stratégie 2, lorsque les
contraintes des postes HTA/BT sont intégrées, aucune nouvelle contrainte n’est créée et
la pointe HTA est également réduite de 6 %. Par ailleurs, la flexibilité totale utilisée pour
les stratégies 1 et 2 est la même, égale à 180,87 kW. En revanche cette flexibilité n’est pas
répartie de la même manière entre les 3 postes HTA/BT. Ce résultat vient du fait que la
résolution du problème d’optimisation linéaire garantit le meilleur résultat pour la solution
trouvée, mais pas son unicité. Il existe donc différentes stratégies d’effacement menant à la
même réduction de pointe HTA, mais induisant des contraintes différentes au niveau des
postes HTA/BT.

La stratégie 3 permet de réduire indépendamment la pointe de chaque poste HTA/BT.
La réduction va jusqu’à 10 % pour le poste 3, le résultat dépendant à la fois de la forme de
la courbe de charge et de la flexibilité disponible. En revanche, la réduction de la pointe
globale HTA pour la stratégie 3 n’est que de 4,71 % car les pointes locales ne sont pas
toutes synchronisées avec la pointe globale. Réduire les pointes locales nécessite plus de
flexibilité que pour la pointe globale : 236,52 kW contre 180,87 kW. La réduction de la
pointe HTA est facilitée par l’agrégation des différents postes HTA/BT, tandis qu’une ré-
duction de pointe BT ne s’effectue que sur une seule courbe de charge. Chaque poste doit
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Figure IV.10 – Étude de l’effacement - cas 2 - Influence de la stratégie 1 sur les pointes
locales

donc absorber ses propres effets de rebond et de report et effectuer des enchaînements d’ef-
facements de valeur décroissante, comme illustré sur la figure IV.11. Cet exemple permet
de comprendre pourquoi l’énergie effacée est doublée lorsque les phénomènes de rebond et
de report sont pris en compte, comme il l’a été montré dans le premier cas d’étude.

Une étude similaire a été menée sur un cas d’étude fourni par ERDF dans le cadre
du projet Greenlys, dont les résultats sont disponibles dans le rapport [64]. Dans ce cas
d’étude, un ensemble de 610 postes HTA/BT est étudié, dont la courbe de charge sur une
journée et la flexibilité disponible est connue. Les 3 stratégies d’effacement sont appliquées
et les conclusions sont similaires. La réduction de la pointe globale diminue lorsque la
maille de l’étude est réduite, car les pointes locales peuvent ne pas être synchronisées avec
la pointe globale. La pointe est alors diminuée localement. Deuxièmement, l’optimisation
de la pointe globale est facilitée lorsque la flexibilité disponible de plusieurs postes HTA/BT
est agrégée : les effets de rebond peuvent être compensés par l’effacement d’autres clients,
alors qu’un autre effacement sur le même client risque d’empirer l’effet de rebond. La
stratégie 1 offre la meilleure réduction de pointe globale mais induit des dégradations
des pointes locales, contrairement aux stratégies 2 et 3. La stratégie 3 offre les meilleures
réductions de pointes locales.
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Figure IV.11 – Étude de l’effacement - cas 2 - Effacement effectué pour la stratégie 3

4 Intégration de la MDE et des leviers de flexibilité exis-
tants

4.1 Mise en place des stratégies

Le réglage des différentes fonctions de conduite pour respecter les contraintes du réseau
peut se faire de manière coordonnée. L’avantage du réglage coordonné est de chercher une
solution optimale ou un optimum local de manière rigoureuse. Cependant cette méthode se
confronte à la difficulté d’une optimisation multi-objectif avec des contraintes parfois non
linéaires, et des variables de réglage de nature discrète ou continue. De plus, la structure
de commande doit être capable de gérer la synchronisation et la communication entre les
différents éléments du réseau. On peut également effectuer un réglage en cascade, où les
fonctions sont réalisées les unes à la suite des autres. Cette méthode peut être entière-
ment gloutonne ou contenir des rebouclages entre les différentes fonctions jusqu’à ce que
l’objectif soit atteint. Il est également possible d’effectuer des réglages coordonnés partiels
(quelques fonctions seulement) réalisés en cascade. Le réglage en cascade est une méthode
simplifiée qui correspond à la volonté dans ce chapitre de conserver un niveau de modéli-
sation simple pour des objectifs de planification. De plus, cette méthode est plus évolutive
car les différentes fonctions peuvent être remplacées brique par brique avec l’ajout de nou-
veaux algorithmes. Le réglage en cascade est d’avantage fondé sur des règles empiriques et
sur l’expérience du gestionnaire du réseau afin de hiérarchiser les différentes fonctions. Afin
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de proposer une première stratégie, les caractéristiques des différentes fonctions étudiées
sont synthétisées dans le tableau IV.5.

Impact Impact
Fonction

contraintes
Coût

clients
Dépend des OMT OMT : Pendant le
et des profils installation, changement
de charge et entretien et de

Reconfiguration

de production remplacement configuration
Contrôle • Tension Infrastructure de

des • Courant + communication et Aucun
producteurs (pertes réduites) de commande, contrats

• Tension Régleurs en charge : Pendant le
• Courant installation, changement
(pertes réduites si entretien et de prise

OLTC

tension augmentée) remplacement
• Installation des • Sur la base d’un

• Courant smart meters et contrat pré-établi :
• Tension des energy box non mais à limiter
(non étudié, mais • Infrastructure • En situation
impactée aussi par de communication d’urgence :
l’effacement) • Mise en place délestage ⇒ énergie

Effacement

des contrats non distribuée

Tableau IV.5 – Caractéristiques des fonctions de conduite étudiées

Les différentes stratégies sont comparées dans le tableau IV.5 sur le coût, l’impact
sur les clients et l’influence sur les contraintes. La stratégie adoptée consiste à choisir les
fonctions à utiliser en fonction du type de contrainte et des fonctions disponibles, et de
les utiliser de manière séquentielle. Elle est décrite sur la figure IV.12, où chaque flèche
passant par un cadre rouge signifie l’existence d’une contrainte et montre le passage sé-
quentiel d’une fonction à une autre qui en résulte. L’ordre d’exécution correspond à l’ordre
croissant d’impact sur les clients, la fonction la moins critique pour les clients étant utilisée
en premier. Une fonction est définie comme étant non critique si elle n’influe pas sur la
consommation des clients, comme étant partiellement critique si elle influe sur la consom-
mation des clients avec leur accord (sur la base d’un contrat pré-établi par exemple), et
comme étant critique si elle influe sur la consommation des clients sans leur accord (en
situation d’urgence).

L’application des différentes fonctions dépend du type de contrainte rencontrée. Le
contrôle de la tangente des producteurs n’est effectué qu’en cas de problèmes de tension,
tandis que les OLTC, la reconfiguration et l’effacement sont utilisés pour les contraintes
de courant et de tension. Si il n’y a pas de contrainte, le contrôle des producteurs et la
reconfiguration sont utilisés pour optimiser les pertes sur le réseau. La reconfiguration a un
impact direct sur les réglages effectués en amont, car la topologie du réseau est changée.
Avant chaque reconfiguration, les réglages des OLTC et des producteurs sont réinitialisés.
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Figure IV.12 – Stratégie de mise en place des fonctions de conduite du réseau

Si à l’issue de la reconfiguration, les contraintes ne sont toujours pas respectées, le réglage
des OLTC est opéré de nouveau. Si cette seconde phase d’optimisation ne mène pas au
respect des contraintes, une stratégie d’effacement est envisagée. Si aucune contrainte n’est
rencontrée, on cherche une configuration minimisant les pertes, puis on effectue le réglage
des producteurs dans un second temps.

4.2 Synergie entre l’effacement et les autres FAC

Si les fonctions de conduite précédentes ne sont pas optimisées en parallèle mais de
manière successive avec des rebouclages si nécessaire, la stratégie d’effacement prend en
compte les informations des autres fonctions. La présence de production décentralisée et
de reconfiguration est tout d’abord intégrée dans le modèle d’optimisation au niveau des
équations modifiées IV.27, IV.28, IV.29 et IV.30. Les matrices de contraintes d’inégalités
A et B sont modifiées afin de prendre en compte à la fois les contraintes en puissance dues
à la consommation, du poste source aux postes de distribution, et dues à la production,
des postes de distribution au poste source.
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(IV.27)

Aj(tk).Xeff =
∑

i∈ΩC
j

|W eff
j

|−1
∑

l=0

Pi(tk−l).xeff
i (tk−l).W

eff
j (l + 1) (IV.28)

Bj(tk) = P marge
j (tk) −

∑

i∈ΩC
j

(tk)

Pi(tk) −
∑

i∈ΩC
j

(tk)

P non flex
i (tk) +

∑

i∈ΩC
j

(tk)

P GED
i (tk) (IV.29)

B′
j(tk) = P marge

j (tk) +
∑

i∈ΩC
j

(tk)

Pi(tk) +
∑

i∈ΩC
j

(tk)

P non flex
i (tk) −

∑

i∈ΩC
j

(tk)

P GED
i (tk) (IV.30)

Avec :
Aj(tk) : ligne de A de la contrainte de consommation dans l’élément j à l’instant tk

Bj(tk) : élément de A de la contrainte de consommation dans l’élément j à l’instant tk

A′
j(tk) : ligne de A de la contrainte de production dans l’élément j à l’instant tk

B′
j(tk) : élément de A de la contrainte de production dans l’élément j à l’instant tk

N eff
con : nombre de contraintes considérées pour l’effacement

N∆T : nombre de périodes de durée ∆T

P marge
j (tk) : marge de manœuvre en puissance de l’élément j à l’instant (tk)

ΩC
j : ensemble des charges dont la puissance transite par l’élément j

Pi(tk) : puissance flexible consommée à l’instant (tk) par la charge i (en MW)
P non flex

i (tk) : puissance non flexible consommée à l’instant (tk) par la charge i (en MW)
P GED

i (tk) : puissance produite à l’instant (tk) par la charge i (en MW)
W eff

j : vecteur d’effacement de la charge flexible i
xeff

i (tk) : effacement à l’instant (tk) sur la charge i (en %)
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Le modélisation fait également la distinction entre les charges flexibles et les charges
non flexibles, représentées par les puissances P non flex

i (tk). Les charges non flexibles ont
seulement un impact sur les marges de manœuvre associées aux contraintes, et ne sont pas
contrôlables. Le vecteur d’effacement dépend également de chaque poste, afin de pouvoir
distinguer différents types de consommateurs et donc de types de réponses à l’effacement.
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Figure IV.13 – Synergie entre la reconfiguration et la stratégie d’effacement

ΩC
j (tk) dépend à présent du temps. A chaque instant tk, les charges associées à chaque

contrainte sont évaluées en fonction de la configuration courante, comme l’illustre la figure
IV.13. Cela permet au modèle de prévoir l’impact de l’effacement sur une partie du réseau
dont le poste source l’alimentant change au cours de la période d’optimisation. En cas de
reconfiguration, l’effet de rebond n’intervient donc plus sur la même portion de réseau.
Enfin, les réglages des OLTC et de la tangente des GED sont intégrés dans le calcul
des variables P marge

j (tk). Par exemple, pour des contraintes au niveau des conducteurs,
l’estimation présentée dans le cas d’étude de la section 3.3.1 intègre l’impact des OLTC
et de la production de réactif des GED grâce aux coefficients correctifs cj(tk) et à la
méthodologie présentée sur le logigramme IV.6.
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5 Conclusion

Dans ce chapitre, une modélisation a été proposée pour plusieurs fonctions avancées
de conduite. Elles sont séparées en deux catégories : les fonctions de conduite standard
appliquées à un contexte Smart Grids et la maîtrise de la demande en énergie. La première
fonction de conduite standard est le réglage des OLTC dont la mise en œuvre reste clas-
sique, mais qui est intégrée dans une stratégie globale d’utilisation des FAC. Le contrôle
des producteurs est abordé de manière avancée car l’hypothèse est faite que l’ensemble des
GED est contrôlable, même s’ils sont considérés comme marginaux. La reconfiguration,
normalement utilisée pour isoler des contraintes apparaissant sur le réseau, est étudiée
pour respecter des contraintes de tension et de courant évoluant au cours du temps en
fonction des consommateurs et producteurs présents, ou pour minimiser les pertes tech-
niques. Des algorithmes et modèles d’optimisation simples sont proposés pour chacune des
fonctions, afin de les intégrer dans des études de planification, comme il le sera montré
dans le chapitre V.

Un soin plus particulier est accordé à la FAC de maîtrise de demande en énergie. Le
programme d’incitation choisi est un programme d’incitation direct, en opposition à un
programme d’incitation tarifaire où la demande est influencée par les variations du prix
de l’énergie. Le programme choisi est une incitation de type effacement : sur un contrat
pré-établi, le GRD peut demander aux clients de réduire leur consommation aux instants
de contrainte du réseau. L’effacement est alors suivi des effets de rebond en puissance et
de report en énergie. Un algorithme d’optimisation est proposé pour définir une stratégie
d’effacement permettant de planifier les puissances effacées sur une période choisie afin de
respecter un ensemble de contraintes, tout en évitant que les effets de rebond et de report
n’en créent de nouvelles. L’optimisation est fondée sur une linéarisation des contraintes
et la construction d’un modèle d’optimisation linéaire, ce qui diminue fortement le temps
de calcul par rapport à l’utilisation de calculs de répartition de charge classique. L’opti-
misation est orientée planification car elle permet de définir la flexibilité nécessaire pour
respecter les contraintes, contrairement à une approche où la flexibilité est connue.

Une stratégie d’utilisation séquentielle des FAC est proposée. Cette démarche est plus
simple à intégrer dans une étude de type planification car elle est évolutive, les différentes
FAC pouvant être mises à jour facilement. L’ordre des FAC est choisi en fonction de l’im-
pact sur les clients et des contraintes survenant sur le réseau. Un rebouclage est effectué
après une reconfiguration en cas de persistance des contraintes. La stratégie d’effacement,
exécutée en dernier, intègre dans son modèle les réglages des OLTC, des producteurs et
du changement de configuration.

L’étude de ces FAC peut permettre d’effectuer des études planification court terme,
autrement appelées planification opérationnelle. Dans le chapitre suivant, différentes com-
binaisons de FAC sont testées sur des périodes d’étude plus longues, sur les réseaux mo-
délisés dans le chapitre II. Ces études sont intégrées dans les outils d’analyse stochastique
développés dans le chapitre III. L’issue est de décider quelle stratégie est la plus efficace
pour pallier les faiblesses de chaque réseau.
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Abstract

Ce chapitre propose des solutions et des perspectives pour réunir les différents al-
gorithmes et méthodologies développés dans les chapitres II pour la construction de
l’architecture, III pour l’étude d’impact sur les réseaux et IV pour les fonctions de
conduite du réseau. Les différentes solutions abordées sont des pistes pour aller vers
une planification des réseaux intelligents, ou Smart Grids.
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1 Introduction

Une méthodologie finale de planification des réseaux électriques de distribution doit
permettre de prendre en compte les nouveaux paradigmes du Smart Grid dans toutes les
étapes de la planification, depuis la construction de l’architecture jusqu’au réglage des
fonctions de conduite à mettre en place, en passant par le dimensionnement des différents
éléments du réseaux. Idéalement, une telle méthodologie devrait combiner les travaux des
Chapitres II pour l’architecture, III pour l’étude du réseau sous incertitudes et IV pour
la mise en place de fonctions avancées. Pris indépendamment, ces travaux abordent déjà
des problèmes complexes. La répartition des charges entre les artères du réseau est un
problème combinatoire dont la résolution demande de faire appel à des méthodes heu-
ristiques dont le temps de calcul reste raisonnable. L’analyse du réseau sous incertitudes
doit faire le compromis entre l’exploration de l’ensemble des solutions possibles et la com-
plexité des scénarios étudiés (simulation temporelle ou non, étude de différents régimes
de fonctionnement). Enfin, la modélisation des fonctions de conduite du réseau doit être
suffisamment approfondie pour obtenir les informations technico-économiques nécessaires
à leur déploiement, sans rentrer dans un niveau de détail dont l’utilité est discutable pour
un problème de planification long-terme.

Réaliser un algorithme de planification intégrant toutes ces étapes est donc très com-
plexe et peut rapidement présenter des temps de calcul trop importants. Certains travaux
proposent cependant déjà des solutions allant dans ce sens. Par exemple, [75] présente un
algorithme de décomposition de Bender dont l’exécution se fait en deux problèmes imbri-
qués : un problème maître pour la construction de l’architecture et un problème esclave
pour déterminer la faisabilité de la solution et ainsi générer petit à petit les contraintes du
problème maître pour converger vers une solution. Le problème esclave est un calcul de
répartition de charges possibiliste à l’issue duquel un indice de robustesse à une insertion
de production décentralisée soumise à des incertitudes est donné. Dans les travaux de [137],
un problème de programmation non linéaire mixte est décrit. Il est résolu par une hybri-
dation entre un algorithme génétique et une méthode du point intérieur. Dans ce modèle
sont compris le routage de lignes et le choix de leur conducteurs, le positionnement des
GED et le déploiement de compteurs intelligents afin de mettre en place des programmes
d’incitation tarifaire.

Dans ce chapitre, deux outils sont proposés. Le premier est un outil d’analyse des ré-
seaux électriques de distribution combinant les modèles développés dans les Chapitres III
et IV pour évaluer l’intérêt de différentes stratégies d’utilisation de FAC en présence d’in-
certitudes. Le second est un outil d’analyse simplifié appliqué aux ensembles de solutions
générés par la méthodologie de construction de l’architecture développée dans le Chapitre
II. L’approche choisie est donc de combiner un nombre réduit de modèles développés au
long de cette thèse, ou de les utiliser de manière séquentielle. La complexité des problèmes
abordés se voit réduite et l’évolutivité de chaque bloc est facilitée, au détriment de la
recherche d’une solution optimale.
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2 Planification opérationnelle

2.1 Description de la méthode

La première solution proposée pour introduire les nouveaux paradigmes du Smart Grid
dans les méthodes de planification des réseaux de distribution est une solution de planifi-
cation opérationnelle. La vie du réseau est simulée sur une certaine période d’étude afin
d’identifier les futures contraintes, ou la probabilité de futures contraintes dans le cas où
les incertitudes sont prises en compte. Plusieurs scénarios aléatoires sont générés pour
chacun desquels des courbes annuelles de consommation et de production sont générées.
L’étape supplémentaire consiste à intégrer pour chaque scénario l’utilisation de fonctions
de conduite du réseau afin de faire face aux éventuelles contraintes. Le principe de l’étude
est résumé sur la figure V.1.

Etape 1: Identification des contraintes

Etape 2 : Test des différentes stratégies

Caractéristiques du réseau
(puissances consommées, 

caractéristiques des 
conducteurs)

Paramètres des scénarios
(évolution de la 

consommation, pénétration 
des GED et des VEH)

Etape 3 : Analyse technico-économique
Paramètres 
économiques

Sélection des FAC

Pour chaque année

Incertitudes
(position et 
puissance des 
GED et VEH)

Période d’étude

Analyse stochastique

Entrées

Figure V.1 – Principe de la planification opérationnelle

Les réseaux étudiés sont des réseaux existants ou des réseaux simulés obtenus via des
algorithmes tels que présentés dans le Chapitre II. L’objectif est d’évaluer la robustesse
du réseau et de déterminer si des solutions alternatives aux solutions structurelles clas-
siques (renforcement, nouveau départ) sont possibles pour faire face aux contraintes. Les
paramètres des scénarios et leur méthode de génération sur la période d’étude choisie sont
définis dans le Chapitre III. Pour chaque scénario, les contraintes sont identifiées puis plu-
sieurs stratégies sont testées. Les FAC disponibles et leur ordre d’exécution sont définis
dans le Chapitre IV.
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2.2 Exemple d’application

L’étude débutée dans le Chapitre III est reprise : le réseau réel de Grenoble est étudié
dans les contextes du Grenelle et du scénario 100 %. 100 scénarios aléatoire ont été générés
pour ce cas d’étude. Les résultats ont montré que 3 lignes sont soumises à une probabilité
importante de contrainte. On choisit d’étudier seulement la quatrième ligne, représentée
sur la figure V.2, car elle est la plus contrainte avec certains conducteurs ne respectant
pas leur limite maximale de courant dans 100 % des cas. La simulation est exécutée à la
15e année de la période d’étude.

Courant maximal (branches)

0 % ≥ 100 %

Chute de tension maximale (nœuds)

0 % ≥ 5 %

Occurrence de contraintes en courant (branches)

0 % 100 %

Occurrence de contraintes en tension (nœuds)

0 % 100 %

Figure V.2 – Contraintes sur une ligne du réseau réel de Grenoble à la 15e année

Plusieurs stratégies de FAC sont étudiées. La stratégie n◦1 est la reconfiguration
seule, effectuée sur une période journalière. La stratégie n◦2 est une stratégie d’effa-
cement. Les hypothèses sur les effets de l’effacement sont une activation de 1 heure, un
rebond en puissance commençant à la fin de la période d’effacement et d’une valeur de 140
%, et un report d’énergie de 100 % sur une période de 2 heures. L’optimisation est réalisée
sur une période journalière. La stratégie n◦3 combine l’effacement et la reconfiguration.
La stratégie n◦4 combine le réglage des OLTC et des producteurs, qui s’effectue à chaque
pas de temps de la période d’étude. Dans la stratégie n◦5, toutes ces fonctions sont utili-
sées. L’étude des stratégies 4 et 5 a pour objectif principal d’évaluer les gains possibles sur
les pertes Joule grâce à l’utilisation des régleurs en charge et du contrôle des producteurs.

Ces différentes stratégies sont analysées dans le tableau V.1 pour l’impact sur les
contraintes, les pertes Joule et la fiabilité. L’impact sur la fiabilité est évaluée sur les in-
dices moyens de SAIDI et de SAIFI sur l’ensemble des clients et l’END et la puissance
coupée (PC) totale par an. L’impact sur les contraintes est évalué par la proportion de
scénarios soumis à des contraintes. Les stratégies sont comparées à la situation initiale et
au cas où le réseau a été renforcé. Le renforcement permet de respecter les contraintes
pour 100 % des scénarios, tout en diminuant de manière significative les pertes Joule.

La stratégie n◦1 de reconfiguration consiste à modifier une seule fois pour toute l’an-
née la position de l’organe de manœuvre normalement ouvert. Cela permet de résoudre 66
% de scénarios sous contrainte, et d’alléger les contraintes pour 44 % des scénarios restants.
La figure V.3 montre les probabilités de contraintes pour la nouvelle configuration retenue,
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Scénarios Économies sur Impact moyen sur
en contrainte les pertes Joule la fiabilité

Valeur Valeur
Situation initiale 100 %

de référence de référence

Renforcement 0 % De 1,00 à 33,10 % Pas d’impact

- 42,05 % sur le SAIDI
Stratégie 1 - 45,50 % sur le SAIFI

(reconfiguration) + 25,78 % sur l’END
44 % De 41,61 à 52,18 %

+ 25,96 % sur la PC
Stratégie 2 Impact
(effacement)

88 % De 0 à 0,23 %
négligeable

- 42,04 % sur le SAIDI
Stratégie 3

- 45,49 % sur le SAIFI
(Effacement

+ 25,78 % sur l’END
+ reconfiguration)

8 % De 41,69 à 52,23 %

+ 25,96 % sur la PC
Stratégie 4

(OLTC + VVC)
100 % De 0 à 2,17 % Pas d’impact

Stratégie 5 - 42,04 % sur le SAIDI
(Effacement - 45,49 % sur le SAIFI

+ reconfiguration + 25,78 % sur l’END
+ OLTC + VVC)

8 % De 42,39 à 52,86 %

+ 25,96 % sur la PC

Tableau V.1 – Impact des différentes stratégies pour la planification opérationnelle

la ligne n’étant pas utilisée étant représentée en noir. La nouvelle configuration a un impact
positif sur les indices moyens de SAIDI et de SAIFI car la ligne est mieux équilibrée entre
ses départs sur la longueur des conducteurs et le nombre de clients. En revanche l’END et
la puissance coupée sont dégradées car la puissance est moins bien équilibrée. L’économie
sur les pertes est significative et plus importante que pour le renforcement.

Courant maximal (branches)

0 % ≥ 100 %

Chute de tension maximale (nœuds)

0 % ≥ 5 %

Occurrence de contraintes en courant (branches)

0 % 100 %

Occurrence de contraintes en tension (nœuds)

0 % 100 %

Figure V.3 – Contraintes sur une ligne du réseau réel de Grenoble à la 15e année avec
reconfiguration
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La stratégie n◦2 d’effacement seul permet de résoudre 12 % de scénarios sous contrainte.
L’impact sur les pertes est très faible, et la variation des indices de fiabilité est négligeable.
La stratégie n◦3 cumulant une stratégie de reconfiguration et d’effacement permet de ré-
soudre 92 % des cas en contraintes. L’effacement intervient en soutien pour 36 des 44 % de
situations restant en contrainte après la reconfiguration. En analysant les résultats pour les
stratégies n◦4 et 5, on voit que le réglage des OLTC et des producteurs a un impact nul
sur le respect des contraintes et une influence très faible sur les pertes Joule. L’intérêt de
ces fonctions se situe en effet au niveau des contraintes en tension. Or les réseaux étudiés
sont de type urbain et donc plutôt courts et robustes aux chutes de tension. L’insertion
en GED des contextes étudiés est également trop faible pour générer des problèmes de
sur-tension et des capacités importantes de réglages d’énergie réactive.

2.3 Analyse technico-économique

Le renforcement est étudié pour la situation initiale et pour les stratégies 1 à 3. Le
coût de tranchée est de 100 ke/km et les caractéristiques des câbles sont celles décrites
dans le tableau B.1 de l’annexe B. La simulation étant effectuée seulement à la 15e année,
les investissements ne sont actualisés et les économies sur les pertes Joule ne sont pas
évaluées. Cela nécessiterait de nouvelles simulations sur les réseaux renforcés pour les
mêmes scénarios et toute la période d’étude. A terme, une étude complète doit comprendre
cette évaluation car cela peut avoir des conséquences sur l’analyse économique. Les coûts de
renforcement sont synthétisés sur la figure V.4, où les coûts de renforcement des différentes
stratégies sont superposés pour chaque scénario.

Scénarios générés aléatoirement

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
0

200

400

600

800

1000

1200

Situation initiale

Effacement

Reconfiguration

Effacement + Reconfiguration

Figure V.4 – Coûts de renforcement pour les différentes stratégies selon le scénario
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Si l’objectif du GRD est de se prémunir de tout risque de contraintes sur son réseau et
d’investir à la première année, le renforcement doit se faire par rapport au pire scénario.
Investir à la première année d’étude peut être intéressant pour améliorer le temps de retour
sur investissement grâce aux économies réalisées sur les pertes Joule. Cela peut également
être nécessaire pour profiter d’opportunités de voirie, ou parce que le planificateur dispose
d’un budget qu’il doit utiliser avant une certaine date. Dans la situation initiale, le coût
maximal de renforcement est de 351,82 ke. Après reconfiguration, ce coût est abaissé à
la valeur de 154,70 ke. L’effacement ne permet pas de résoudre les scénarios les plus en
contrainte. Cela est dû aux phénomènes de rebond et de report qui imposent une limite
maximale de flexibilité, comme il l’a été montré dans le Chapitre III. Le coût maximal de
renforcement ne change donc pas avec ou sans stratégie d’effacement.

En revanche, le coût de renforcement maximal ne correspond qu’à 1 % des scénarios.
Pour respecter 99 % des scénarios, les coûts maximaux de renforcement passent à 319,3 ke
et 138,5 ke respectivement avec et sans reconfiguration. Le coût diminue ainsi de suite si
la probabilité tolérée de fonctionnement du réseau diminue également, comme le montre
la figure V.5. D’après les résultats montrés dans le Chapitre III, les contraintes n’appa-
raissent qu’à la 8e année pour les pires scénarios. Reporter un investissement ou investir
en prenant un risque permet au GRD d’attendre que ses hypothèses d’évolution s’affinent
et que les incertitudes soit levées. Une nouvelle étude peut alors être menée pour décider
si de nouveaux investissements sont nécessaires.

Probabilité tolérée de fonctionnement du réseau sans contrainte à la 15e année

(moyenne sur les 100 simulations)
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Figure V.5 – Coûts de renforcement en fonction de la probabilité de fonctionnement sans
contrainte désirée
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On analyse à présent les stratégies d’effacement mises en place pour les différents
scénarios. La figure V.6 fournit le déploiement maximal de flexibilité en proportion de la
consommation maximale et en puissance maximale. La figure V.7 fournit l’énergie moyenne
effacée et le temps d’effacement par année. Pour les deux figures, les résultats sont fournis
pour l’ensemble de scénarios où une stratégie d’effacement est possible (12 % pour l’effa-
cement seul et 36 % pour l’effacement et la reconfiguration).
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Figure V.6 – Déploiement de flexibilité nécessaire sur les postes HTA/BT

Pour les deux stratégies, l’effacement maximal est égal à 20 % de la consommation
maximale quel que soit le poste. Cette valeur uniforme provient de la méthodologie déve-
loppée dans le Chapitre IV minimisant le τmax pour tous les postes en même temps. Les
scénarios restants en contrainte n’ont pas subi de stratégie d’effacement car les effets de
rebond et de report deviennent trop important au-delà d’un certain seuil d’effacement 1,
qui est donc égal ici à 20 %.

Les postes sujets à effacement sont différents pour les deux stratégies car le changement
de position du NO modifie l’emplacement des contraintes. La puissance flexible requise est
également différente car les scénarios pour lesquels l’effacement est mis en place ne sont
plus les mêmes, ainsi que les hypothèses d’évolution de la charge et donc la consommation
maximale. La proportion de scénarios connaissant une stratégie d’effacement est plus im-
portant avec reconfiguration mais l’énergie moyenne effacée est moins importante. En effet,
les contraintes y sont moins fortes et donc la puissance effacée et le temps d’effacement
sur l’année sont moins importants, entraînant une énergie moyenne effacée plus faible.

1. Voir le deuxième cas d’étude du Chapitre 4
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Figure V.7 – Déploiement de flexibilité nécessaire sur les postes HTA/BT

Le coût des fonctions de conduite mises en œuvre doit également être évalué. Le sur-
coût dû aux manœuvres des OMT pour le cas de la reconfiguration est quasiment nul car
il ne s’agit que d’un simple changement de configuration en régime normal de fonction-
nement, soit une seule manœuvre sur l’année. Le sur-coût dû à la stratégie d’effacement
reste cependant à déterminer. Les coûts de déploiement des compteurs intelligents et des
energy box ainsi que l’établissement des contrats avec les clients ne sont pas connus dans
nos études. A l’instar des études menées dans le Chapitre IV, l’approche proposée est
d’évaluer le coût maximal de la flexibilité par rapport à une solution de référence qui est
le renforcement du réseau. Les informations obtenues après optimisation sont le déploie-
ment de la flexibilité en puissance disponible et en énergie effacée à l’année. Le coût de la
flexibilité par rapport au renforcement est donc donné par puissance maximale à installer
et par énergie totale à effacer sur l’année.

Ces coûts sont les coûts maximaux de flexibilité au-delà desquels la stratégie de ren-
forcement devient plus intéressante que la stratégie d’effacement. Ils ne prennent pas en
compte les économies sur les pertes Joule, ce qui nécessiterait une analyse sur toute la pé-
riode d’étude. Le coût de déploiement maximal de la flexibilité est de 43,31 ke/MW sans
reconfiguration et de 26,92 ke/MW avec reconfiguration. Concernant l’énergie effacée, le
coût moyen d’effacement est de 15,59 ke/MWh sans reconfiguration et de 9,95 ke/MWh
avec reconfiguration. Ces coûts sont les plus contraignants parmi les différents scénarios où
une stratégie d’effacement est mise en œuvre. Ils indiquent la marge économique minimale
dont dispose le GRD pour réduire la proportion de scénarios en contrainte de 100 à 88 %
sans reconfiguration et de 44 à 8 % avec reconfiguration.
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3 Post-analyse multi-objectifs de l’architecture

3.1 Outils d’analyse de la robustesse d’un réseau

Dans le Chapitre II sur l’exemple du réseau de Grenoble, un ensemble d’architectures
est construit afin de tester différentes configurations des artères entre les postes sources.
De plus, plusieurs architectures sont proposées pour chaque configuration car des méca-
nismes aléatoires présents dans l’algorithme de recuit simulé utilisé induisent une variance
dans le résultat final [42]. Proposer un ensemble de solutions dont les performances sont
proches est un avantage pour le distributeur. En effet, l’ensemble des paramètres à prendre
en compte pour la construction des réseaux ne peut pas être modélisé dans les outils de
planification. Une solution unique répondant au minimum global de la fonction objectif
choisie peut être rejetée à cause d’un élément non prévu dans le modèle. Des solutions
alternatives doivent donc être proposées dans ce cas.

Les différents critères pour la construction de l’architecture et le dimensionnement des
éléments du réseau sont de diminuer le coût total et de respecter les objectifs de fiabilité,
tout en respectant les contraintes techniques et topologiques. Les objectifs de fiabilité sont
quantifiés par les indices de SAIFI et SAIDI, et par l’équilibrage des puissances entre les
artères et postes sources du réseau. Ces critères peuvent être utilisés afin de comparer
l’ensemble de solutions alternatives proposées au GRD. Dans un contexte de Smart Grids,
de nouveaux objectifs s’imposent qui sont de pouvoir faire face aux différentes incertitudes
comme la pénétration de production décentralisée ou de véhicules électriques.

L’outil de planification opérationnelle décrit dans la section précédente est une pre-
mière possibilité pour comparer et hiérarchiser un ensemble de solution. Il permet de
définir pour chacun des réseaux une stratégie opérationnelle ou une stratégie de renforce-
ment pour rester robuste face aux incertitudes. Cependant, cette méthodologie est lourde
en temps de calcul car elle combine une approche de type Monte Carlo et une analyse de
profils annuels. L’appliquer sur un ensemble important de solutions peut donc être long.
Des méthodes plus légères peuvent être proposées en alternative.

Une première solution est de faire croître un des paramètres aléatoires jusqu’à ce que
des contraintes apparaissent sur le réseau, afin d’obtenir une limite de robustesse. Cette
approche a été développée dans les travaux de thèse de [8] déjà présentés dans le Chapitre
III. La simulation de Monte Carlo est utilisée pour déterminer le taux d’insertion maxi-
mal de production décentralisée que peut tolérer un réseau de distribution. La limite de
tolérance est obtenue en définissant la probabilité que le réseau fonctionne correctement
en fonction du taux d’insertion de GED, qui, pour rappel, est défini par l’équation V.1

p(τGED) =
NS(τGED)
NE(τGED)

(V.1)

Avec :
p(τGED) : probabilité que le réseau fonctionne correctement à τGED (en %)
NS(τGED) : nombre de succès de la simulation de Monte Carlo à τGED
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NE(τGED) : nombre d’essais de la simulation de Monte Carlo à τGED

τGED : taux d’insertion de GED (en % de la consommation maximale du réseau)

Plusieurs simulations de Monte Carlo sont effectuées pour différentes valeurs de τGED.
Dans les travaux de [8], des valeurs de τGED sont testées de 0 à 100 %, à l’issue de quoi
la courbe de probabilité de fonctionnement du réseau en fonction du taux d’insertion de
GED peut être construite. La période de fonctionnement normal du réseau peut ainsi être
identifiée, ainsi que la valeur pour laquelle p(τGED) devient inférieur à 100 % et qui est
définie comme étant le taux maximal possible d’insertion de GED sur le réseau, noté τmax

GED.

A titre d’exemple, la figure V.8 montre la courbe d’évolution de p(τGED) en fonction
de τGED du réseau réel de Grenoble. τGED varie de 1 à 200 % par pas de 1 %. 1000 essais
sont effectués pour chaque simulation de Monte Carlo afin de pouvoir appliquer une marge
d’erreur réduite, définie dans le tableau III.1 du Chapitre III. Le scénario étudié est le cas
critique où la production décentralisée est à sa capacité maximale, et la consommation sur
le réseau à son niveau minimum, soit 20 % [8,115]. Une puissance maximale par GED de 5
MW est appliquée, puissance au-delà de laquelle l’installation de production est considérée
comme non-marginale 2. Le scénario utilisé correspond à une évolution moyenne de 0,96 %
définie par les contexte du Grenelle et 100 % ENR, et définie pour l’année 2030.
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Figure V.8 – Courbe d’insertion de GED du réseau réel de Grenoble

2. Arrêté du 23 avril 2008 en application du décret 2008-386
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Pour cette simulation, le taux d’insertion maximal de GED τmax
GED est défini pour diffé-

rentes probabilités de fonctionnement du réseau, représentée graphiquement sur la figure
V.8. Différents intervalles de confiance sont appliqués à ces taux d’insertion dans le tableau
V.2. Seule la borne inférieure de l’intervalle de confiance est retenue.

Probabilité Intervalle de confiance
de fonctionnement 95 % 99 % 99.9 %

100 % τmax
GED = 44, 6% τmax

GED = 44, 1% τmax
GED = 43, 6%

99 % τmax
GED = 71, 7% τmax

GED = 71, 0% τmax
GED = 70, 2%

95 % τmax
GED = 85, 27% τmax

GED = 84, 4% τmax
GED = 83, 4%

Tableau V.2 – Taux d’insertion maximal de GED sur le réseau réel de Grenoble

Dans la suite de ce chapitre, seul le τmax
GED pour une probabilité de fonctionnement de

100 % et un intervalle de confiance de 99,9 % est calculé afin de comparer la robustesse
des réseaux. Pour déterminer ce taux en un temps de calcul réduit, une approche par
dichotomie est proposée, décrite dans la figure V.9.
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 = 100% ; τ = 100%  

Test de Monte Carlo à τ��� = τ 
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Figure V.9 – Algorithme pour déterminer le taux maximal d’insertion de GED
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3.2 Cas d’application

Les architectures générées dans le Chapitre II sont soumises au test d’insertion de
GED, avec une puissance maximale par GED de 5 MW. Le scénario utilisé correspond
à une évolution moyenne de 0,96 % définie par les contexte du Grenelle et 100 % ENR,
et définie pour l’année 2030. La consommation est fixée de nouveau à 20 % de sa valeur
maximale. Le test par dichotomie est effectué avec un τGED initial égal à 100 % et un
∆τ égal à 1 %. Le premier paramètre n’influe pas sur le résultat mais seulement sur la
vitesse d’exécution, tandis que le second influe sur la précision du résultat, déterminée
par l’utilisateur. Chaque test de Monte Carlo est effectué avec 1000 essais. A l’issue de la
simulation, le τmax

GED pour une probabilité de fonctionnement de 100 % et un intervalle de
confiance de 99,9 % de chaque réseau est évalué.

L’objectif est de fournir au GRD un outil d’aide à la décision incluant 4 variables de
décision : le coût total du réseau, le taux maximal d’insertion de GED calculé précédem-
ment, les indices de fiabilité et l’équilibrage des puissances entre les éléments du réseau.
Le coût total et le taux maximal d’insertion sont des paramètres uniques. Les indices de
fiabilité étant multiples, on ne sélectionne que deux indices. Le premier est le temps de
coupure moyen par an et par client ou SAIDI défini dans le Chapitre I. La fréquence de
coupure moyenne par an et par client ou SAIFI n’est pas utilisée car elle est fortement
corrélée au SADI, comme le montre la figure V.10.
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Figure V.10 – Lien entre les indices de fiabilité : SAIDI et SAIFI

Le second indice utilisé pour étudier la fiabilité du réseau est l’indice moyen de répar-
tition de la consommation sur le réseau. Ce facteur est important en cas de perte d’arrivée
HTB, de transformateur HTB/HTA ou d’un défaut sur un conducteur en début de ligne.
Dans ces situations, une bonne répartition minimise les impacts humains et matériels sur
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le réseau en minimisant la sollicitation des transformateurs et lignes de secours. Cet indice
moyen est la moyenne des indices ∆Partères, ∆Ppostes sources et ∆Pcouplages postes représen-
tant respectivement l’équilibre entre artères, entre postes sources et entre couplages de
postes sources, définies dans le Chapitre II par les équations II.22, II.23 et II.24.

∆P =
∆Partères + ∆Ppostes sources + ∆Pcouplages postes

3
(V.2)

Avec :
∆P : taux moyen d’équilibre des puissances sur le réseau (en %)
∆Partères : taux d’équilibre entre les artères (en %)
∆Ppostes sources : taux d’équilibre entre les postes sources (en %)
∆Pcouplages postes : taux d’équilibre entre les couplages de postes (en %)

Pour ne pas réunir ces 4 variables de décision au sein d’un seul indice macro à l’instar
de la fonction objectif pour une optimisation multi-objectifs, une approche graphique est
proposée comme outil d’aide à la décision. Sur la figure V.11, les axes des abscisses et des
ordonnées représentent le coût total du réseau et le le taux maximal d’insertion de GED.
La taille et la couleur de chaque point correspondant à une solution indiquent respective-
ment le taux d’équilibre en puissance du réseau et l’indice maximal de SAIDI.
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160 réseaux simulés sont représentés sur la figure V.11 pour un nombre de lignes et des
configurations différents, correspondant à différentes exécutions de l’algorithme de recuit
simulé présenté dans le Chapitre II. Le réseau réel de Grenoble y est également représenté
(numéro 1). On remarque premièrement que globalement, lorsque le coût des réseaux aug-
mentent, les taux d’équilibre en puissance et les indices maximaux de SAIDI se dégradent.
Cela permet une lecture plus claire de l’ensemble des solutions, celles se situant sur la
partie droite pouvant premièrement être rejetées.

Sur cette figure sont reportés les objectifs de pénétration de GED des contextes du
Grenelle et 100 % ENR en 2030, qui sont respectivement de 27 % et 55 %. Tous les ré-
seaux construits respectent l’objectif du Grenelle, mais seule 21,5 % d’entre eux respectent
les objectifs 100 % ENR. Selon l’objectif de pénétration de GED suivi, il est donc déjà
possible de rejeter un premier ensemble de solutions. Ainsi, toutes les solutions sont envi-
sageables pour les objectifs Grenelle. Parmi les solutions respectant l’objectif 100 % ENR,
les différentes variables de décision sont légèrement dégradées : le coût minimal passe de
3 724 à de 3 744 ke et l’indice SAIDI minimal de 2,80 à 2,91 minutes/an/clients. Le taux
maximal d’équilibre des puissances reste inchangé.

Pour sélectionner un réseau parmi l’ensemble des solutions, plusieurs solutions sont en-
visageables. Celle choisie est de sélectionner le réseau présentant la moyenne la plus haute
entre les différentes variables de décision, auxquelles aucun coefficient de pondération n’a
été attribué. Les solutions retenues pour les objectifs Grenelle et 100 % ENR sont synthéti-
sées dans le tableau V.3 et représentées graphiquement sur la figure V.11 (respectivement
les numéros 2 et 3).

Réseau simulé
Réseau réel

Grenelle 100 % ENR

Coût total 4 155 ke 3 519 ke 3 533 ke

τmax
GED 43,60 % 40,73 % 59,99 %

SAIDI maximal 5,18 min/an/client 3,05 min/an/client 3,16 min/an/client

∆P 60,44 % 48,96 % 62,09 %

Tableau V.3 – Solutions retenues pour les scénarios Grenelle et 100 %

4 Conclusion

Dans ce chapitre, deux méthodes sont proposées comme une première étape vers la
planification des Smart Grids. Elles font la jonction entre la planification usuelle dévelop-
pée dans le Chapitre II, les outils d’analyse des réseaux sous incertitudes décrits dans le
Chapitre III et les fonctions de conduite du réseau développées dans le Chapitre IV. La
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première méthode est une planification opérationnelle pour étudier la mise en place de dif-
férentes stratégies dans un contexte de Smart Grid soumis à des incertitudes. La seconde
est une post-analyse des solutions pour l’architecture en fonction de plusieurs critères.
Un des critères proposés, en plus des critères technico-économiques classiques, est le taux
maximal d’insertion de GED.

La planification opérationnelle est utilisée pour analyser en détail un réseau réel ou
simulé. Sa difficulté est que les résultats doivent être exploités suivant de nombreux axes :
scénario par scénario selon la génération aléatoire des paramètres sujets à des incertitudes,
année par année pour étudier l’apparition des contraintes et les moments optimaux pour
les investissements, stratégie par stratégie pour déterminer la meilleure solution. Les résul-
tats doivent également être visualisés pour tous les éléments du réseau, lignes et nœuds,
pour différents types de contraintes pour lesquelles la valeur maximale et la probabilité
d’occurrence doivent être évaluées. De plus, en fonction de la précision requise des résul-
tats, de la durée de la période d’étude, du nombre de stratégies envisagées et la taille du
réseau, les études peuvent parfois être lourdes en temps de calcul et en résultats à exploi-
ter. Une première méthode d’analyse technico-économique sous incertitude est proposée
dans ce chapitre.

La post-analyse des solutions pour l’architecture est utilisée pour étudier un ensemble
de solutions avec pour objectif de les départager en fonction d’un ensemble de critères
choisis. Il s’agit d’une analyse multi-objectif. Elle est adaptée pour comparer un grand
nombre de solutions. Les différents critères étudiés doivent nécessiter un temps de calcul
minime pour effectuer l’analyse en un temps total réduit. Le calcul du taux maximal
d’insertion de GED, défini dans les travaux de [8], est proposé car il nécessite moins
de temps de calcul que pour la planification opérationnelle, au détriment de résultats
moins exhaustifs. Une perspective d’amélioration serait d’adapter une version plus légère
de la planification opérationnelle pour pouvoir l’appliquer à un ensemble de solutions. Des
hypothèses simplificatrices devraient être prises dans ce cas : diminuer la part d’aléatoire
en fixant les paramètres "globaux" à leur valeur moyenne ou en répartissant l’insertion
de VEH et de GED de manière uniforme sur le réseau, étudier les réseaux sur l’année la
plus en contrainte seulement et sur des périodes types plus courtes (2 semaines été et 2
semaines hiver par exemple).
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L’objectif de cette thèse était d’étudier l’évolution des méthodes de planification des
réseaux électriques de distribution dans un contexte de Smart Grids soumis à des incer-
titudes, et de proposer des solutions alternatives au renforcement fondées sur l’utilisation
de fonctions avancées de conduite.

Le Chapitre II propose premièrement une nouvelle méthodologie de construction de
l’architecture et de dimensionnement des réseaux électriques de distribution selon les règles
de planification usuelles. En effet, l’objectif de cette thèse n’est pas de remettre en cause
les règles historiques de planification mais premièrement de les automatiser et de les opti-
miser en utilisant des méthodes mathématiques innovantes, puis d’étudier leur possibilités
d’améliorations et d’évolution. La méthodologie proposée est séquentielle et combine l’uti-
lisation d’un algorithme de Recuit Simulé et d’outils issus de la théorie de graphes. Elle
est testée sur les données du réseau réel de Grenoble. Les résultats obtenus montrent un
coût minimisé et une fiabilité améliorée. Cet outil s’applique aussi à un problème de plani-
fication "sorti de terre" qu’à un problème d’extension de réseau existant, dont l’application
sur le réseau réel de Grenoble a fait l’objet d’une publication [60].

Le Chapitre III fournit un outil d’analyse des incertitudes pour des réseaux réels et
les réseaux simulés via la méthodologie du Chapitre II. Une approche temporelle est inté-
grée dans un processus de Monte Carlo. L’approche temporelle est l’étude du réseau sur
des profils annuels de consommation et de production générés sur une certaine période.
Pour chaque étude, les paramètres d’évolution de la consommation, d’insertion de produc-
tion décentralisée et de déploiement de véhicules électriques sont générés aléatoirement
au sein du processus de Monte Carlo. Les réseaux réel et simulé de Grenoble sont étudiés
en utilisant les contextes du Grenelle de l’environnement et du scénario 100 % ENR. Les
contraintes sont identifiées et l’intérêt du renforcement pour chaque conducteur est ainsi
analysé, en fonction de la probabilité d’occurrence des contraintes. Ce chapitre répond à
une première problématique des réseaux électriques actuels qui est l’incertitude amenée
par les nouveaux paradigmes du Smart Grid. L’approche stochastique de l’outil d’analyse
proposé permet de modéliser les incertitudes autour de la production décentralisée et des
véhicules électriques.
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Après identification des contraintes sous incertitudes, des méthodes alternatives aux
solutions de renforcement peuvent être étudiées. L’approche choisie dans cette thèse est
d’utiliser les fonctions de conduite pour pallier les contraintes, et en particulier les possi-
bilités offertes par les nouvelles flexibilités de consommation. Le Chapitre IV décrit dans
un premier temps les modèles utilisés pour les différentes fonctions de conduite du réseau,
à savoir le réglages des OLTC et de la tangente des producteurs, la reconfiguration des or-
ganes de manœuvre télécommandés et la stratégie d’effacement. Une attention particulière
est apportée aux stratégies d’effacement. Une étude est notamment réalisée sur l’impact
des phénomènes de rebond et de report, faisant l’objet d’une publication [61]. L’impact
d’une stratégie globale d’effacement sur les contraintes locales est également étudié, les
conclusions ayant contribué à un livrable du projet Greenlys [64]. Enfin, une stratégie
d’utilisation des différentes fonctions de conduite est proposée.

Finalement, deux méthodes sont proposées dans le Chapitre V pour combiner les outils
développés dans les chapitres précédents afin d’obtenir des premiers éléments de réponse
à une planification des Smart Grids. La première méthode est une planification opération-
nelle étudiant l’utilisation des fonctions de conduite décrites dans le Chapitre IV au sein
du processus de Monte Carlo du Chapitre IV. Cette méthode a fait l’objet d’une publica-
tion [62]. La seconde méthode est une post-analyse multi-objectifs pour les réseaux réels
ou les ensembles de solutions générés par la méthodologie du Chapitre II. En plus des
objectifs classiques de coût et de fiabilité, le taux d’insertion maximal développé dans [8]
est utilisé pour sa rapidité d’exécution.

De nombreuses perspectives s’ouvrent suite à ces travaux. Premièrement, les méthodes
proposées dans le dernier chapitre ne sont qu’une étape avant une planification complète
des Smart Grids. L’approche proposée pour le moment est séquentielle : la construction
du réseau est suivie de son analyse puis de l’établissement d’une stratégie opérationnelle.
L’étape suivante serait d’intégrer l’ensemble des variables de décisions - structurelles et
opérationnelles - en une seule étape qui prendrait également en compte les incertitudes.
La principale difficulté est que le problème serait grandement complexifié, et le temps de
résolution fortement augmenté. Les premières pistes sont d’utiliser une version allégée de
la planification opérationnelle au sein du processus d’optimisation de l’architecture, soit
en l’utilisant comme problème esclave pour construire au fur et à mesure les bornes du
problème, soit en l’intégrant dans le calcul de la fonction objectif. Il pourrait être intéres-
sant alors de reconduire une analyse sur les méthodes heuristiques envisageables.

Les outils d’analyse peuvent également être améliorés. La construction des profils an-
nuels peut être enrichie en travaillant sur des courbes de charge réelles ou en utilisant
une bibliothèque de profils types plus fournie. De nouveaux paramètres peuvent être in-
tégrés à la construction des courbes comme le type de contrat afin d’en évaluer l’impact
sur les contraintes (contrat heure pleine / heure creuse par exemple, déjà disponible dans
les courbes de référence RTE utilisées). Dans les contextes étudiés, les facteurs d’évo-
lution de la consommation comme l’efficacité des équipements électriques ou l’évolution
du bâti peuvent également être pris en compte. L’outil de génération de véhicules élec-
triques peut également être enrichi en distinguant plusieurs types de véhicules et plu-
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sieurs modes de recharge. Quant à l’étude de chaque scénario généré aléatoirement, les
régimes de secours doivent également être étudiés (pertes d’une ligne ou d’un transforma-
teur par exemple) afin d’évaluer l’ensemble des contraintes pouvant survenir. Enfin, les
études technico-économiques se prêtent particulièrement à l’utilisation de la Théorie des
Options Réelles, qui est une alternative à l’analyse coût-bénéfice classique et permet de
prendre en compte la flexibilité et l’irréversibilité des décisions, les incertitudes et l’acqui-
sition progressive d’information. Son application permettrait de tirer le meilleur parti des
données fournies par les résultats de l’analyse opérationnelle.

Parmi les fonctions de conduite étudiées, l’accent a été mis sur la mise en place de
stratégie d’effacement. Dans le cadre du projet Greenlys, le pilotage de charge a également
été étudié dans les travaux de thèse [12], visant à évaluer les économies d’investissements
inhérentes à son implémentation. En complément aux recherches réalisées dans la présente
thèse, d’autres études plus approfondies sont envisageables. Une analyse de sensibilité peut
être menée sur l’influence des paramètres de réponse à l’effacement (durée d’activation,
valeur et durée du rebond et du report). La réponse à l’effacement peut aussi être modé-
lisée de manière aléatoire (avec un gabarit par exemple) lors de l’analyse de planification
opérationnelle afin d’évaluer l’impact des incertitudes sur la flexibilité. Si la flexibilité est
connue, le modèle peut être enrichi en distinguant les courbes de consommation et les
courbes de flexibilité. D’autres types de programme de maîtrise de la demande en énergie
peuvent également être étudiés comme les programmes d’incitation tarifaire. Cela impli-
querait d’ajouter aux modèles des profils de coût de l’électricité et de prendre en compte
l’élasticité des clients. La flexibilité peut également être étudiée au niveau des véhicules
électriques pour des solutions Vehicle-to-Grid : comme moyen de stockage par exemple,
ou en décalant les moments de recharge sur le réseau. Au niveau des GED, l’effacement
de production aux moments de contraintes est également envisageable.

Dans les études réalisées, les fonctions de réglage des OLTC et de la tangente des pro-
ducteurs ont présenté peu de résultats pertinents. En effet, le réseau de Grenoble qui a
été utilisé est un réseau urbain très court avec des sections de conducteur importantes et
qui est donc très robuste aux problèmes de tension. De plus, les hypothèses des contextes
étudiés ne comprennent pas une pénétration de GED suffisamment importante pour créer
des problèmes de surtension et offrir des capacités de réglages de la production suffisantes.
Par ailleurs, les possibilités de reconfiguration étaient également limitées par la structure
typique de la coupure d’artère de source à source. Travailler sur des données de réseaux
de distribution et des scénarios de projection réels grâce au projet Greenlys était donc
un avantage pour obtenir des résultats réalistes, mais ceux-ci restaient très spécifiques
aux cas étudiés. Il est donc nécessaire de tester les outils développés sur des réseaux de
type semi-urbains ou ruraux avec des hypothèses d’insertion de GED plus fortes. Comme
l’architecture des réseaux ruraux est plutôt de type arborescente, les méthodes dévelop-
pées dans le Chapitre II doivent être revues. Une première piste est de conserver la même
méthodologie mais de remplacer au sein du recuit simulé la résolution du problème de
voyageur de commerce par la résolution de l’arbre de poids minimal.



162 Conclusion générale

Enfin, les réseaux intelligents se développent fortement dans les réseaux de distribution
moyenne tension, mais de plus en plus de travaux étudient les Smart Grids pour les ré-
seaux basse tension. Dans le cadre du projet Greenlys notamment, les travaux de thèse [84]
évaluent l’impact des GED et des VEH sur le réseau de distribution, puis développent des
solutions de pilotage de la phase de raccordement des installations monophasées et de
la puissance réactive des GED. Les travaux de thèse [13] exploitent le déploiement de
compteurs intelligents pour reconstruire la topologie des réseaux basse tension, améliorer
le pilotage des GED et des régleurs en charge et enfin proposer des stratégies d’efface-
ment de la pointe. Prendre en compte le réseau basse tension dans l’étape de planification
permettrait d’intégrer ces solutions déployées à ce niveau pour étudier leur impact sur
les couts d’investissement et d’opération en moyenne tension. Cela permettrait aussi à
l’inverse d’étudier les conséquences des choix en moyenne tension sur les infrastructures
basse tension. Les outils d’analyse seraient également affinés en ne considérant non plus
des consommateurs et des producteurs agrégés aux postes HTA/BT mais modélisés indi-
viduellement, au détriment d’un besoin plus grand en données d’entrée et d’un temps de
calcul alourdi.
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Annexe A
Cas d’étude pour la construction de l’architecture

Figure A.1 – Cas d’étude n◦1 - Artères du réseau réel sur la zone d’étude

Figure A.2 – Cas d’étude n◦1 - Artères du réseau simulé sur la zone d’étude
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Figure A.3 – Cas d’étude n◦1 - Congestion des rues pour le réseau réel sur la zone d’étude

Figure A.4 – Cas d’étude n◦1 - Congestion des rues pour le réseau simulé sur la zone
d’étude
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Postes sources Charges Lignes inchangées Lignes retirées Lignes créées Lignes transférées

Figure A.5 – Travaux pour l’extension du réseau - βrue
2 = 80%

Postes sources Charges Lignes inchangées Lignes retirées Lignes créées Lignes transférées

Figure A.6 – Travaux pour l’extension du réseau - βrue
2 = 10%





Annexe B
Solution alternative pour la construction de

l’architecture

La solution présentée dans cette annexe présente les hypothèses suivantes :

• L’architecture est la même que celle retenue pour le cas d’étude n◦1 : la répartition
des charges entre les artères est la même, en conséquence la longueur totale de
conducteurs, la longueur totale de tranchées, la congestion des rues, et les taux
d’équilibre de la puissance sur le réseau sont les mêmes.

• Les lignes sont dimensionnées avec 5 types de conducteurs différents, dont les ca-
ractéristiques sont présentées dans le tableau B.1. Le choix des conducteurs est un
optimum économique entre l’investissement et le coût actualisé des pertes sur la pé-
riode d’étude, tout en respectant les contraintes techniques de courant et de tension
en régimes normal et de secours.

Nom r (Ω/km) x (Ω/km) Imax (A) Coût (ke/km)
Alu 95 mm2 0,32 0,10 236 12,80
Alu 150 mm2 0,21 0,10 313 14,80
Alu 240 mm2 0,13 0,10 419 20,10
Cu 240 mm2 0,08 0,10 505 30,10
Alu 640 mm2 0,05 0,10 762 40,10

Tableau B.1 – Caractéristiques des conducteurs

• On impose également lors du dimensionnement deux OMT au moins par départ, en
plus de l’OMT normalement ouvert présent sur chaque artère.

Les caractéristiques techniques et économiques du nouveau réseau sont résumées dans
le tableau B.2. Elles sont comparées avec le réseau réel et les résultats de simulation avec
les premières hypothèses de conducteurs et d’OMT. On peut noter que l’optimisation de
la section des câbles permet à la fois d’économiser sur l’investissement en conducteurs et
d’optimiser le coût des pertes, avec respectivement des économies de 36 % et 3,5 %, pour
un gain total de 243 ke. La proportion des conducteurs utilisés est de respectivement
17,58 %, 22,16 %, 49,59 % et 10,68 % pour les conducteurs de type Alu 95 mm2, Alu 150
mm2, Alu 240 mm2 et Cu 640 mm2, le conducteur Alu 640 mm2 n’ayant pas été utilisé.
En revanche le sur-investissement en OMT de 192 kene permet d’économiser que 3 kesur
le coût de l’END et des interruptions. Le réseau simulé avec ce deuxième jeu d’hypothèses
permet un gain total de 54 ke, tout en respectant les contraintes techniques de courant
et de tension en régimes normal et de secours.
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Réseau Réseau simulé Réseau simulé
❤
❤
❤
❤
❤
❤

❤
❤

❤
❤
❤
❤
❤
❤
❤
❤❤

Paramètres
Cas étudié

réel Hypothèses 1 Hypothèses 2
Longueur des conducteurs 38,70 km 32,41 km
Longueur des tranchées 22,69 km 22,48 km
Nombre moyen de
conducteurs par tranchée

1,47 1,19

Taux d’équilibre
entre artères

74,68 % 82,16 %

Taux d’équilibre
entre postes sources

68,88 % 76,56 %

Taux d’équilibre
entre couples de postes

37,77 % 53,11 %

Coût des conducteurs 774 ke 641 ke 410 ke
Coût des tranchées 2 672 ke 2 403 ke
Coût des pertes 552 ke 342 ke 330 ke
Coût de l’END 18 ke 13 ke 12 ke
Coût des interruptions 19 ke 14 ke 12 ke
Coût des interrupteurs 120 ke 48 ke 240 ke
Coût total 4 125 ke 3 461 ke 3 407 ke
Chute de tension
en régime normal

5,93 % 4,48 % 4,45 %

Chute de tension
en régime de secours

9,33 % 7.61 % 7.97 %

Contrainte de courant
en régime de secours

non non non

Contrainte de courant
en régime de secours

à la 6e année non non

Tableau B.2 – Bilan technico-économique - comparaison des jeux d’hypothèses



Annexe C
Calcul des nouvelles consommations après

effacement

Le chronogramme ci-dessous illustre la construction de la formule IV.15 du Chapitre
IV sur un exemple où un effacement serait lancé sur la même charge à chaque pas de
temps. L’hypothèse est faite qu’avant effacement la charge a une consommation constante
de valeur P . Ainsi la puissance de la charge au pas de temps t7 est égale à la somme de sa
consommation initiale à t7 et des contributions des effacements effectués aux pas de temps
précédents. Elle est calculée via l’équation C.1

P (t7) = 0, 2 × (P (t2) + P (t3) + P (t4))
︸ ︷︷ ︸

effets de report

+

effet de rebond
︷ ︸︸ ︷

1, 4 × P (t5) −1 × (P (t6) + P (t7))
︸ ︷︷ ︸

activations de l’effacement

(C.1)

Temps (heures)

t7

Consommation (MW)

P

P

P

P

P

P

Effacement enclenché à t2

Effacement enclenché à t3

Effacement enclenché à t4

Effacement enclenché à t5

Effacement enclenché à t6

Effacement enclenché à t7

t6t5t4t3t2t1 t8 t9

Figure C.1 – Chronogramme exemple pour le calcul de la consommation après effacement





Annexe D
Exemple de modélisation pour le problème de

stratégie d’effacement

On reprend l’exemple de la figure IV.3 du chapitre IV. On ne considère que les 3
conducteurs alimentant les charges P1, P2 et P3, comme indiqué sur la figure D.1.

BTA 

HTB 

HTA 

P1 P2 P3 

Conducteur 1 

Conducteur 2 

Conducteur 3 

Figure D.1 – Exemple pour la modélisation du problème d’effacement

La période d’étude est de 1,5 heures. On considère que l’effacement est effectuée pen-
dant une demi-heure, que le rebond est de 70 % et que l’énergie reportée est de 100 %
pendant une heure. Le vecteur d’effacement est donc égal à :

Weff = [−1 0, 7 0, 3] (D.1)

Le modèle d’optimisation est le suivant :

min
Xeff

C.Xeff avec

{

A.Xeff ≤ B

0 ≤ Xeff ≤ τmax

(D.2)

Avec :
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Xeff =





















xeff
1 (t1)

xeff
2 (t1)

xeff
3 (t1)

xeff
1 (t2)

xeff
2 (t2)

xeff
3 (t2)

xeff
1 (t3)

xeff
2 (t3)

xeff
3 (t3)





















(D.3)

C =
(

P1(t1) P2(t1) P3(t1) P1(t2) P2(t2) P3(t2) P1(t3) P2(t3) P3(t3)
)

(D.4)

A =

















−P1(t1) −P2(t1) −P3(t1) 0 0 0 0 0 0

0 P2(t1) P3(t1) 0 0 0 0 0 0

0 0 P3(t1) 0 0 0 0 0 0

0, 7.P1(t1) 0, 7.P2(t1) 0, 7.P3(t1 −P1(t2) −P2(t2) −P3(t2) 0 0 0

0 0, 7.P2(t1) 0, 7.P3(t1 0 −P2(t2) −P3(t2) 0 0 0

0 0 0, 7.P3(t1 0 0 −P3(t2) 0 0 0

0, 3.P1(t1) 0, 3.P2(t1) 0, 3.P3(t1 0, 7.P1(t2) 0, 7.P2(t2) 0, 7.P3(t2) −P1(t3) −P2(t3) −P3(t3)

0 0, 3.P2(t1) 0, 3.P3(t1 0 0, 7.P2(t2) 0, 7.P3(t2) 0 −P2(t3) −P3(t3)

0 0 0, 3.P3(t1 0 0 0, 7.P3(t2) 0 0 −P3(t3)

















(D.5)

B =





















P marge
1 (t1) − P1(t1) − P2(t1) − P3(t1)

P marge
2 (t1) − P2(t1) − P3(t1)

P marge
3 (t1) − P3(t1)

P marge
1 (t2) − P1(t2) − P2(t2) − P3(t2)

P marge
2 (t2) − P2(t2) − P3(t2)

P marge
3 (t2) − P3(t2)

P marge
1 (t3) − P1(t3) − P2(t3) − P3(t3)

P marge
2 (t3) − P2(t3) − P3(t3)

P marge
3 (t3) − P3(t3)





















(D.6)



  



ÉVALUATION DE L’IMPACT DU SMART GRID SUR LES PRATIQUES DE 

PLANIFICATION EN CAS D’INSERTION DE PRODUCTION DECENTRALISEE 

ET DE CHARGES FLEXIBLES 
 

Résumé : Les réseaux intelligents, ou Smart Grids, résultent de la combinaison des réseaux électriques 
et des nouvelles technologies de l’information et de la communication. Ils s’accompagnent de 
changements de paradigmes comme l’insertion importante de production décentralisée et le 
développement de nouveaux modes de consommation, comme les véhicules électriques et les 
« consom’acteurs ». Des contraintes apparaissent ainsi sur des réseaux vieillissants et non 
dimensionnés pour ces nouveaux usages. Cette thèse étudie l’impact des nouveaux paradigmes sur les 
techniques de planification des réseaux électriques de distribution. Un premier outil utilisant un 
algorithme de recuit simulé adapté et des méthodes issues de la théorie des graphes a été développé 
pour dimensionner les réseaux à moindre coût, selon les règles usuelles de planification. Dans un 
second temps, une méthodologie combinant une approche de type Monte Carlo et la construction de 
profils annuels de charge a été proposée pour analyser l’impact de la production décentralisée et des 
véhicules électriques dans un contexte soumis à des incertitudes. La troisième étape du travail a été de 
mettre en place des fonctions avancées de conduite comme alternative aux solutions de renforcement, 
très coûteuses. Un regard particulier est porté sur les stratégies d’effacement. Enfin, une nouvelle 
planification opérationnelle combinant les précédents outils développés a été créée afin d’évoluer vers 
une planification des réseaux intelligents. 

Mots clefs : Réseaux de distribution, Réseaux intelligents, Production décentralisée, Véhicules 
électriques, Maîtrise de la demande en énergie 

________________________________________ 

EVALUATION OF THE IMPACT OF THE SMART GRID ON PLANNING 

PRACTICES WITH DISTRIBUTED GENERATION AND FLEXIBLE LOADS 
 

Abstract: The Smart Grids are the combination of electrical networks and new information and 
communication technologies. They deal with a change of paradigms that are the insertion of 
distributed generation and the development of new forms of consumption, such as electric vehicles 
and prosumers. These changes induce many constraints on networks both aging and historically not 
sized for this context. This thesis studies the impact of these paradigms on the rules for electrical 
distribution networks planning. A first tool using an adapted simulated annealing algorithm and 
methods from graph theory was developed to size the networks at low cost, according to the usual 
rules for planning. Secondly, a methodology combining a Monte Carlo approach and the construction 
of annual load profiles was proposed to analyze the impact of distributed generation and electric 
vehicles in an environment subject to uncertainties. The third stage of the work was to implement 
advanced distribution automations as an alternative to reinforcement which is very expensive. This 
part is focused on demand side management. Finally, a new operational planning combining the 
previous developed tools was created to move towards the planning of the Smart Grids. 

Key words: Distribution Networks, Smart Grids, Distributed Generation, Electric Vehicles, Demand 
Side Management 
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