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Avec la croissance du marché du véhicule électrique, les batte-
ries de seconde vie apparaissent comme une option prometteuse
pour le stockage dans les applications stationnaires. Dans cet
article, nous dimensionnons d’abord la taille d’un système de
stockage et d’un parc PV pour un microréseau isolé, en faisant
une optimisation à critère économique. Ensuite, nous simulons
le fonctionnement d’un tel système tout au long de sa durée de
vie, et nous associons le profil de sollicitation de la batterie à un
algorithme de comptage de cycles et à un modèle de vieillissement
en seconde vie. Les résultats montrent que, pour un système de
stockage de seconde vie, le nombre de remplacements peut être
conséquent à cause de leur vieillissement accru, ce qui induit un
coût additionnel. Ainsi, une démarche d’optimisation doit prendre
ce vieillissement en compte.

Batteries de Seconde Vie, Microréseau, Optimisation, Vieillisse-
ment.

1. INTRODUCTION

Le dimensionnement de systèmes de stockage pour des ap-
plications stationnaires est traditionnellement fait en prenant
compte de caractéristiques telles que la capacité et la puissance
nominale, comme expliqué dans [1]. Ceci est fait sous l’hypo-
thèse qu’une batterie Li-ion peut durer plusieurs années dans
une application stationnaire [2], permettant de négliger sa perte
de capacité dans un premier temps.

Par ailleurs, la disponibilité croissante de batteries de seconde
vie - c’est-à-dire, des batteries usagées principalement origi-
naires de véhicules électriques - ouvre une voie intéressante de
recherche : leur utilisation comme système de stockage station-
naire. Ces batteries peuvent retenir une capacité encore impor-
tante, avec une valeur d’État de Santé (SoH) classiquement au-
tour de 80 % [3].

Pourtant, ces batteries de seconde ont par définition une perte
de capacité plus rapide par rapport à une batterie neuve. Des
études récentes ont étudié la faisabilité de batteries de seconde
vie dans des applications stationnaires [4].

Par rapport aux méthodes disponibles dans la littérature pour
le dimensionnement d’un tel système de stockage, nous pou-
vons mentionner d’abord des approches classiques, basées sur
le calcul du surplus d’énergie générée par les sources d’énergie
[1, 5]. D’autres auteurs traduisent ce dimensionnement dans un
problème d’optimisation vis-à-vis de la consommation et de la
production d’énergie [6, 7].

En ce qui concerne la durée de vie de ces batteries, très peu
de travaux utilisent des modèles de vieillissement dans la dé-
marche d’optimisation, comme montré par Weitzel et Glock [8].
Parmi ceux qui le font, nous retrouvons une majorité de modèles
simples, comme les cycles équivalents ou l’énergie échangée par
la batterie.

Ainsi, l’objectif de cet article est d’analyser l’impact de la
perte de capacité accrue d’une batterie de seconde vie sur un
système dimensionné sans prise en compte de ce vieillissement.

Pour le faire, nous allons d’abord nous appuyer sur une stratégie
de dimensionnement classique, où un duo PV-stockage est ins-
tallé dans un microréseau avec une taille optimisée à un critère
économique.

Ensuite, nous simulons le fonctionnement de cette batterie au
long de plusieurs années, obtenant son État de Charge (SoC).
Nous utilisons un outil de comptage de cycles Rainflow [9] et
un modèle de vieillissement développé précédemment [10] pour
estimer la perte de capacité de la batterie au cours de son utili-
sation.

Cela nous permets, à la fin, d’évaluer l’impact de ce vieillis-
sement sur le fonctionnement du système, ainsi que la sous-
estimation du coût lors du dimensionnement initial. La méthode
proposée est illustrée dans la Figure 1.

FIG. 1. Illustration de la méthodologie adoptée.

Cet article est organisé dans les sections suivantes : La Sec-
tion 2 détaille la méthodologie utilisée ainsi que le problème
d’optimisation choisi. La Section 3 présente les résultats de l’op-
timisation, les résultats de la simulation, le comptage de cycles
et l’estimation du vieillissement des batteries. La Section 4 pré-
sente la conclusion de l’article.

2. MÉTHODOLOGIE

L’étude présentée dans cet article se concentrera sur un micro-
réseau isolé, composé de consommateurs et d’un groupe diesel.
À ce réseau, nous voulons ajouter un parc PV, des batteries et
les éléments d’interface nécessaires, dans l’objectif de rendre ce
microréseau plus autonome et moins dépendant du diesel. Ceci



est illustré dans la Fig. 2.

FIG. 2. Illustration du microréseau isolé étudié dans cet article.

Ce dimensionnement du duo PV-stockage est fait à partir d’un
problème d’optimisation qui prends en compte les coûts d’ins-
tallation (Capex) et les coûts d’opération et maintenance (Opex)
de chaque composant du système. Nous utilisons pour cela des
données moyennées et saisonnières de consommation et d’enso-
leillement. Ces données correspondent à la situation réelle d’un
petit village en Afrique du nord.

Nous avons ainsi, pour chaque mois de l’année, une semaine-
type représentative de la consommation et de la production PV
du système. La résolution temporelle (δt) est d’une heure. Ces
données moyennées, bien que non représentatives du fonction-
nement réel d’un système, permettent au problème d’optimisa-
tion d’être relativement léger. De plus, l’énergie totale échangée
avec la batterie reste cohérente avec la réalité, permettant les
analyses proposées dans cet article.

2.1. Définition du Problème d’Optimisation

L’objectif principal du problème d’optimisation est de trouver
la puissance PV installée Pnom

PV et la capacité nominale de la
batterie Enom

batt pour une durée de projet de 10 ans.
Les variables d’optimisation pour le problème que l’on sou-

haite résoudre sont listées ci-dessous. La plupart de ces variables
sont des vecteurs avec une longueur temporelle t correspondant
à la durée totale du problème. Ces vecteurs auront donc une
taille de 24 heures∗7 jours∗12 semaines = 2016 lignes.

— Pdiesel(t) - Puissance à la sortie du générateur diesel à
l’instant t.

— P ch
batt(t) - Puissance absorbée par la batterie pendant une

charge à l’instant t.
— P dch

batt(t) - Puissance fournie par la batterie pendant une
décharge à l’instant t.

— Ebatt(t) - Énergie stockée dans la batterie à l’instant t.
— P true

PV (t) - Puissance injectée dans le réseau par les pan-
neaux PV à l’instant t.

— NPV - Nombre (entier) de panneaux PV. Chaque pan-
neau a une puissance crête de Pnom

panneau = 300W. Ainsi,
la puissance nominale du parc PV est Pnom

PV = NPV ∗
Pnom
panneau.

— Nbatt - Nombre (entier) de modules de stockage. Chaque
module a une capacité nominale de Enom

module = 1kWh.
Ainsi, la capacité nominale de la batterie est Enom

batt =
Nbatt ∗ Enom

module.
— uch(t), udch(t) - Variables binaires nécessaires pour pilo-

ter la batterie en mode charge ou décharge.
Deux autres variables sont importantes pour la formulation

du problème en n’étant pas des variables d’optimisation : La
puissance consommée Pload(t) et la puissance à la sortie d’un
panneau PPV (t).

Chacune de ces variables d’optimisation doit être mise sous
contraintes. L’équation (1) sert à limiter la puissance du die-
sel . La puissance maximale de ce générateur est de Pmax

diesel =
120 kW, suffisante pour alimenter seul le microréseau si néces-

saire. Le nombre de panneaux et de batteries qu’on souhaite ins-
taller doit être forcément positif (Eq. 2).

0 ⩽ Pdiesel(t) ⩽ Pmax
diesel (1)

NPV , Nbatt ⩾ 0 (2)

Ensuite, nous limitons les puissances en charge et en dé-
charge de la batterie (Eqs. 3, 4). Les limites sont fonction de
la taille du pack Nbatt et de sa capacité nominale divisée par
une heure. Cela a pour effet de limiter le courant à ±C - nous
empêchons ainsi des décharges rapides, ce qui convient mieux
à l’utilisation des batteries de seconde vie. Deux variables bi-
naires (uch, udch) servent, à l’aide de l’Eq. 5, à empêcher que
les vecteurs P ch

batt, P
dch
batt soient positifs en même temps - la bat-

terie n’est jamais en charge et en décharge au même moment.

0 ⩽ P ch
batt(t) ⩽ uch ∗Nbatt ∗ Enom

batt /1h (3)

0 ⩽ P dch
batt(t) ⩽ udch ∗Nbatt ∗ Enom

batt /1h (4)

uch(t) + udch(t) ⩽ 1 (5)

L’énergie stockée dans la batterie Ebatt(t) est également li-
mitée selon l’Eq. 6, en supposant que le SoC est toujours limité
entre deux valeurs arbitraires SoCmin, SoCmax.

SoCmin ∗Nbatt ∗Enom
batt ⩽ Ebatt(t) ⩽ SoCmax ∗Nbatt ∗Enom

batt
(6)

L’équation 7 sert à distinguer la puissance produite par les
panneaux (NPV ∗ PPV (t)) et la puissance réellement fournie
au réseau (P true

PV ). Elle est nécessaire pour qu’il soit possible
d’écrêter la puissance des PVs si nécessaire ; en cas contraire,
on risquerait une situation où la batterie serait complètement
chargée avec un surplus de production, ce qui conduirait à un
problème d’optimisation impossible à résoudre.

0 ⩽ P true
PV (t) ⩽ NPV ∗ PPV (t) (7)

Deux autres équations sont nécessaires avant de pouvoir pas-
ser aux objectifs d’optimisation. D’abord, il faut relier deux de
nos variables d’optimisation : la puissance absorbée/fournie par
la batterie et l’énergie stockée. Pour cela, nous utilisons un mo-
dèle linéaire permettant de calculer la valeur de l’énergie sto-
ckée à chaque pas de temps (Eq. 8).

Ebatt(t) = Ebatt(t−1)+P ch
batt(t)∗δt∗ηch−P dch

batt(t)∗δt/ηdch
(8)

L’équilibrage des puissances du microréseau est aussi fon-
damental pour assurer l’alimentation des charges ainsi que la
stabilité du réseau. L’équation 9 assure qu’à chaque instant t
le système sera en équilibre : toute puissance produite soit ali-
mente les charges, soit charge la batterie. Comme il s’agit d’un
problème de dimensionnement, on ne s’intéresse pas à la dy-
namique du réseau (e.g. aux réglages primaire ou secondaire) -
nous supposons donc que l’équilibre des puissances actives ga-
rantit le bon fonctionnement d’un point de vue électrique.

P true
PV (t) + Pdiesel(t) + P dch

batt(t) = Pload(t) + P ch
batt(t) (9)

L’objectif de cette première optimisation est de le faire tout en
minimisant l’ensemble des coûts, comme indiqué dans l’équa-
tion 10.

Obj = min(Capex+
∑
t

Opex) (10)



Nous considérons que le Capex de ce problème consiste au
coût d’installation des batteries, du parc PV et de son électro-
nique de puissance (EP) - le diesel est considéré étant déjà pré-
sent sur le réseau. L’Opex représente notamment le coût d’opé-
ration du diesel, ainsi que les coûts de maintenance du sto-
ckage et des panneaux solaires. Des pondérations numériques
sont ajoutées au calcul de l’Opex afin que les semaines-type uti-
lisées soient représentatives d’une durée de projet de 10 ans.

Finalement, les données utilisées pour la résolution de l’Eq.
10 ainsi que leur source sont détaillés dans le Tableau 1 ci-
dessous.

TABLEAU 1 – Paramètres utilisés pour le calcul de l’objectif économique
Élément Variable Valeur [Unité] Source

Batterie 2nde vie

CAPEXbatt 100 [e/kWh] [11, 12],
CAPEXEP 800 [e/kW] [13, 14],
OPEXbatt 8 [e/kWh/an] [15, 16],
Remplacement 75 [e/kWh] [17]

Panneaux PV CAPEXPV 2 [e/Wp] [15]
OPEXPV 1 [%CAPEXPV /an]

Groupe Diesel OPEXdiesel 0.78 [e/kWh] -
Durée du projet Y 10 [ans] -

2.2. Comptage de cycles et modèle de vieillissement

Une fois le système dimensionné, nous passons à une autre
étape d’optimisation, à court terme : la simulation de l’opéra-
tion du système à chaque semaine. La formulation de cet EMS
(système de management d’énergie) reste un problème linéaire
mixte en nombres entiers (MILP) ; la différence, en autre que
la fenêtre temporelle plus courte, est que maintenant l’objec-
tif d’optimisation est de minimiser la puissance demandée au
groupe diesel.

L’excèdent de la production PV est stocké dans la batterie, qui
se décharge quand nécessaire pour assurer l’équilibre de puis-
sance à chaque instant. Nous obtenons ainsi le profil de sollici-
tation de la batterie : l’évolution de son État de Charge. Nous
nous appuyons ensuite sur un algorithme de comptage de cycles
(Rainflow) et un modèle de vieillissement de batterie de seconde
vie [10] pour estimer la perte de capacité de la batterie dans la
période en question.

L’algorithme de Rainflow Counting est un outil capable de
convertir une séquence de stress variable en un ensemble de
cycles et demi-cycles. Pour une application "batterie", la sé-
quence de stress est son profil de SoC, et l’algorithme est ainsi
capable de identifier et classifier les cycles en fonction de leur
profondeur (∆SoC) et de leur SoC moyen (SoCm). L’avantage
majeure de l’utilisation de cet algorithme est sa capacité de trai-
ter des profils réels, où le SoC de la batterie peut varier en créant,
par exemple, des petits cycles dans un plus grand cycle de charge
et/ou décharge.

En ce qui concerne le modèle de vieillissement, nous utilisons
un modèle développé précédemment [10]. Il est une fonction de
trois facteurs de stress en cyclage pour une batterie : le ∆SoC,
le SoCm et le C-rate (Eq. 11).

Qloss = a eσ b εQc − c = f(∆SoC, SoCm, Crate) (11)

Ce modèle est alors capable de traiter les cycles identifiés par
le Rainflow et d’en associer une perte de capacité à chacun, en
fonction de leurs caractéristiques.

Une fois cela fait, nous réalimentons l’optimisation de la pro-
chaine semaine avec cette nouvelle valeur de SoH. En répétant
ces étapes jusqu’à la fin de la durée de vie du projet, et en dé-
finissant un critère de fin de vie pour la batterie (e.g. SoH =
60 %), nous arrivons à estimer le nombre de remplacements né-
cessaires.

Nous rappelons ici (c.f. Fig. 1) que, dans cet article, l’utilisa-
tion de l’algorithme Rainflow et du modèle de vieillissement ne

fait pas partie de la démarche d’optimisation, étant effectué dans
une deuxième étape. Nous précisons que cela est dû à un pro-
blème de complexité de calcul : l’algorithme de Rainflow n’est
pas dans une forme fermée et le modèle de vieillissement est
fortement non-linéaire.

3. RÉSULTATS

Nous procédons ainsi aux simulations proposées. D’abord,
nous réalisons le dimensionnement à long terme du duo PV-
stockage, et nous trouvons pour le système en question les va-
leurs suivantes : Pnom

PV = 90kW, Enom
batt = 200kWh. Le coût

total de l’opération de ce système, pendant les 10 ans, est d’en-
viron 720 ke.

Avec la puissance installée du parc PV et les données d’enso-
leillement, nous pouvons estimer la vraie puissance disponible
pour le microréseau. Cela nous permets de passer à la simulation
de l’EMS de façon hebdomadaire. En supposant l’installation
d’un système de stockage en seconde vie (e.g. SoH = 80 %),
nous trouvons ainsi les profils de SoC souhaités. La Figure 3
illustre le profil de SoC simulé pendant une année, ainsi qu’un
histogramme des cycles identifiés en fonction de leur profon-
deur et de leur SoC moyen.

FIG. 3. Résultats de l’algorithme Rainflow pour le profil de SoC correspondant
à une année d’opération du microréseau.

En raison de la nature du problème d’optimisation (à objectif
économique), la solution de dimensionnement trouvée s’avère
assez petite, car l’installation de modules PV et du stockage est
chère (en termes de Capex) par rapport à l’utilisation du diesel
(Opex). Ainsi, nous pouvons voir sur la Figure 3 que la batterie
est soumise à des cycles profonds de décharge de façon répéti-
tive, surtout dans les mois d’été où l’excédent d’énergie PV est
important. Les cycles de décharge profonds sont connus comme
un facteur important de vieillissement en cyclage.

Nous trouvons ainsi que pour cette solution de dimensionne-
ment, le vieillissement des batteries est assez accéléré. Cela est
illustré dans la Figure 4, où nous montrons d’abord les profils de
production PV et de consommation (Fig. 4(a)), et ensuite l’évo-
lution du SoH de la batterie de seconde vie (4(b)).

Un total de 5 remplacements est estimé nécessaire, et l’ef-
fet saisonnier sur la batterie est visible (vieillissement accentué
pendant les mois d’été). Nous estimons que ces remplacements
impliquent un coût supplémentaire de 75 ke, supérieur à 10 %
du coût estimé lors de l’étape de dimensionnement.

Le vieillissement de la batterie impacte également les autres
composants du système : avec moins d’énergie stockée, le
groupe diesel est sollicité plus fréquemment, par exemple. Nous



(a) Puissance PV disponible (en bleu) et puissance consommée (en rouge)

(b) Évolution du SoH pour Enom
batt = 200kWh

FIG. 4. Profils de génération PV, de consommation, et évolution du SoH pour
le dimensionnement trouvé, pendant 10 ans.

concluons ainsi que les coûts induits par le vieillissement ne
peuvent pas être négligés quand on utilise une batterie de se-
conde vie dans une telle application, et la solution initialement
trouvée n’est possiblement pas optimale.

La méthode pour évaluer le vieillissement peut aussi être dis-
cutée : autant qu’elle est performante, elle est mieux adaptée à
une analyse en "deux étapes" comme celle présentée dans cet ar-
ticle, où elle peut estimer le vieillissement après l’optimisation,
une fois les profils de SoC connus.

Ces résultats semblent indiquer que le vieillissement doit être
pris en compte dans le problème d’optimisation dès l’étape de
dimensionnement. D’autres outils doivent être utilisés dans ce
cas, comme ceux que nous proposons dans [18].

4. CONCLUSION

Dans cet article, nous avons étudié la problématique liée à
l’installation d’un système de stockage de seconde vie et d’un
parc PV dans un microréseau isolé. En s’appuyant sur un pro-
blème d’optimisation MILP classique, nous avons trouvé une
solution de dimensionnement pour ce système.

Ensuite, nous avons utilisé un algorithme Rainflow et un mo-
dèle de vieillissement précédemment développé pour estimer
l’évolution hebdomadaire du SoH de la batterie tout au long de
la durée de vie du projet.

Les résultats montrent qu’un nombre important de remplace-
ments peut être nécessaire et doit être impérativement considéré
dans la démarche de dimensionnement. De plus, les résultats in-
diquent que la prise en compte du vieillissement des batteries
doit faire partie du problème d’optimisation dès l’étape de di-
mensionnement.
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