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Résumé 

Ce mémoire s’inscrit dans le cadre d’un projet d’optimisation économique appliqué au 
dimensionnement d’une installation photovoltaïque on-grid pour l’entreprise Comarden. À partir 
d’un profil de consommation réel mesuré à haute résolution, l’objectif est de déterminer les 
valeurs optimales de trois composantes clés : la puissance photovoltaïque installée, la capacité 
de stockage, et la puissance de l’onduleur. L’approche mobilise des données techniques, 
tarifaires et comportementales, intégrées dans un modèle mathématique résolu sous Python via 
le solveur Gurobi. Le modèle vise à minimiser le coût total actualisé du système sur un cycle de 
vie de 25 ans, en simulant heure par heure les flux d’énergie et en tenant compte des contraintes 
économiques et réglementaires. La méthodologie repose sur une formalisation linéaire robuste, 
testée sur deux sites distincts de l’entreprise. Les résultats mettent en évidence l’impact décisif 
du profil de consommation, la sensibilité du système aux signaux de prix, et la nécessité d’un 
arbitrage fin entre autoconsommation, injection et stockage. Le mémoire aboutit à un 
dimensionnement optimal contextualisé, apportant des recommandations concrètes et 
chiffrées pour Comarden, tout en illustrant plus largement la valeur d’une modélisation 
rigoureuse dans le cadre de la transition énergétique. 
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1. Introduction 

Dans un contexte de transition énergétique accélérée, le système électrique européen est 
confronté à des défis majeurs. L’électrification progressive des usages s’accompagne 
naturellement d’une hausse continue de la demande en électricité, tandis que les capacités de 
production pilotables diminuent. Cette situation entraîne une fragilité croissante des réseaux, 
comme l’ont récemment souligné plusieurs rapports, notamment en Belgique. L’interconnexion 
accrue des marchés ne garantit plus une sécurité d’approvisionnement suffisante à elle seule. 
Dans ce cadre, les solutions de production décentralisée, comme le photovoltaïque, 
apparaissent plus que jamais comme des leviers stratégiques pour renforcer la résilience et la 
performance énergétique des entreprises. 

Pour une société comme COMARDEN, active dans le secteur de la distribution de matériaux et 
soucieuse d’anticiper les évolutions de son environnement, l’investissement dans une 
installation photovoltaïque constitue une piste sérieuse. Toutefois, une question centrale se 
pose, « comment déterminer le dimensionnement optimal d’une telle installation 
photovoltaïque ? ». Il est possible de se rendre compte assez rapidement que la réponse n’est 
pas si évidente et qu’elle mérite une profonde réflexion. Plusieurs facteurs peuvent rentrer en jeu, 
parmi lesquels on retrouve les contraintes techniques, les besoins énergétiques et les critères 
économiques. Le cas étudié propose une architecture connectée au réseau, ce qui complexifie 
d’avantage la question en raison des flux échangés avec de dernier. Ce mémoire propose d’y 
répondre à travers une démarche rigoureuse, appuyée par la littérature scientifique et par un 
modèle d’optimisation mathématique développé spécifiquement pour ce projet. 

Le travail vise ainsi à identifier, pour un profil de consommation donné, les valeurs optimales de 
trois paramètres principaux : la puissance installée des panneaux photovoltaïques, la capacité 
de la batterie, et la puissance de l’onduleur. L’objectif n’est pas d’entrer dans le détail des 
composants techniques (technologie des cellules, câblage, etc.), mais bien de proposer un 
raisonnement économique fondé, capable de guider une décision d’investissement éclairée. Le 
modèle développé cherche à simuler au plus près la réalité dans laquelle s’inscrit COMARDEN, 
tout en conservant une portée généralisable pour d’autres acteurs. 

Pour répondre à cette problématique, le mémoire débute par une mise en contexte du projet et 
une revue de littérature ciblée, permettant d’éclairer les enjeux énergétiques contemporains, 
d’identifier les principaux critères de dimensionnement, ainsi que les approches d’optimisation 
existantes. Il s’appuie ensuite sur une collecte de données et une présentation du cas spécifique 
de COMARDEN, avant de développer une méthodologie de modélisation mathématique 
rigoureuse, pensée pour simuler fidèlement les réalités de terrain. Les résultats obtenus sont 
alors analysés sous l’angle technique et économique, puis discutés de manière critique afin d’en 
dégager la portée, les limites et les recommandations concrètes. En dernier lieu, les conclusions 
mèneront à une ouverture vers des pistes d’évolution futures et à la réflexion finale du travail. La 
structure a été pensé pour développer l’ensemble du contenu de manière claire au lecteur.  
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2. Revue de littérature   

2.1. Enjeux énergétiques et rôle stratégique du photovoltaïque  

2.1.1. Crise énergétique et fragilité du système actuel 

Pour aborder rigoureusement le sujet de ce mémoire, il est utile de replacer l’analyse dans le 
contexte énergétique actuel, marqué par une mutation profonde des dynamiques de 
consommation. À l’échelle européenne, les données normalisées d’EUROSTAT révèlent une 
croissance stable de la demande d’électricité jusqu’en 2010, suivie d’une stagnation due à la 
crise financière, puis d’une reprise lente, interrompue par la pandémie de COVID-19 et la guerre 
en Ukraine. Cette dernière a accéléré les politiques d’électrification dans plusieurs États 
membres, notamment sous l’impulsion du Green Deal, du paquet législatif Fit-for-55 et du plan 
RePowerEU (Elia, 2025 ; Eurostat, 2024). Les scénarios étudiés par Elia montrent une reprise nette 
de la demande énergétique européenne à partir de 2025. Dans le scénario "Prosumer Power", qui 
suppose une électrification forte et un engagement élevé des consommateurs, la consommation 
annuelle dépasserait 4 000 TWh en 2035, soit une augmentation d’environ 50 % par rapport au 
niveau de référence actuel qui s’élevait à 2 700 TWh en 2022 (Elia, 2025).  

En Belgique, la trajectoire est similaire, mais avec une intensité plus marquée (figure 1). Après 
une décennie de stabilité, la demande annuelle devrait passer de 82,1 TWh en 2025 à 130,5 TWh 
en 2035 dans le scénario haut, ce qui représente une croissance de plus de 58 % sur dix ans. 
Même les scénarios plus conservateurs anticipent une hausse substantielle de la 
consommation, atteignant 123,8 TWh (Current Commitments) et 110,3 TWh (Constrained 
Transition) à l’horizon 2035 (Elia, 2025). Cette tendance est cohérente avec les dernières données 
du SPF Économie, qui observe une reprise de la consommation d’électricité en 2024, notamment 
dans l’industrie (SPF Économie, 2025). 

Cette évolution s’explique par la convergence de plusieurs facteurs principaux : la généralisation 
des véhicules électriques, le remplacement progressif des chaudières au gaz par des pompes à 
chaleur, la montée en charge des centres de données, et l’électrification croissante de l’industrie. 
Ces tendances convergentes exercent une pression croissante sur l’équilibre entre production et 
consommation, d’autant plus que la production pilotable, c’est-à-dire modulable à la demande, 
diminue dans de nombreux États membres. Un exemple emblématique de cette électrification 
croissante est la montée en puissance des véhicules électriques en Belgique (figure 2). Dans le 
scénario "Current Commitments" analysé par Elia, le nombre de voitures particulières électrifiées 

Figure 1 - Projection de la demande électrique en Belgique selon trois scénarios (Elia, 2025) 



3. 
 

(batterie ou hybride rechargeable) passerait de 0,7 million en 2025 à 2,5 millions en 2035, soit une 
multiplication par plus de trois en dix ans (Elia, 2025). Cette dynamique est principalement tirée 
par les flottes d’entreprises, mais les véhicules privés devraient également connaître une 
croissance significative. Cette évolution modifie profondément les profils de consommation, en 
augmentant les charges aux heures de pointe et en appelant à une gestion intelligente des 
usages. D’ailleurs, la puissance de charge maximale pourrait atteindre jusqu’à 20 GW en 2036, 
contre environ 13,9 GW aujourd’hui selon les données de l’IEA (International Energy Agency) (IEA, 
2022). 

Face à cette croissance rapide de la demande, la stabilité du réseau électrique repose sur deux 
piliers fondamentaux : l’adéquation et la flexibilité. 

L’adéquation désigne la capacité structurelle du système à couvrir la demande en tout temps, y 
compris lors des périodes de pointe ou en cas d’imprévu, comme une vague de froid ou une 
indisponibilité technique. En Belgique, ce critère est considéré comme respecté lorsque le niveau 
de Loss of Load Expectation (LOLE) reste inférieur à 3 heures par an (Elia, 2025). Pour garantir 
l’adéquation du système à moyen terme, la Belgique s’appuie principalement sur un mécanisme 
de rémunération de capacité (CRM), qui vise à sécuriser la disponibilité de moyens de production 
suffisants lors des pics de consommation. Ce dispositif incite financièrement les producteurs et 
autres acteurs flexibles à maintenir ou développer des capacités, même si elles ne sont pas 
sollicitées en permanence. Il s’inscrit dans un ensemble plus large de politiques d’adéquation, 
comprenant notamment la planification anticipée des besoins par le gestionnaire de réseau. 
Sans ces mesures, on pourrait voir le niveau LOLE monter à plus de 3 heures par an. Cela 
signifierait un risque accru de délestage contrôlé, ou bien même de pénurie plus globale (black-
out ponctuel). On parle ici plutôt de stratégie axée sur le plus long-terme (SPF Économie, 2025). 

La flexibilité, quant à elle, fait référence à la capacité du système à absorber des écarts rapides 
entre la production et la consommation, souvent causés par la variabilité des énergies 
renouvelables. Elle devient essentielle dans un système où la part de production solaire et 
éolienne ne cesse de croître, tout en étant sujette à des fluctuations brutales. Pour garantir cet 
équilibre en temps réel, Elia mobilise plusieurs leviers : le stockage d’électricité via batteries, le 
décalage temporaire de la consommation (load shifting), la réduction contrôlée de la production 
photovoltaïque (PV curtailment) ou encore des mécanismes de rémunération de la flexibilité. On 
parle ici alors de tactique axée sur le court-terme.  

Ces dispositifs ne permettent pas uniquement d’éviter des déséquilibres ponctuels ; ils assurent 
aussi une intégration plus efficiente des énergies renouvelables, en rendant le système plus 

Figure 2 – Projection du nombre de voitures électrifiées en Belgique (Elia, 2025) 
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réactif, moins dépendant des imports et plus résilient face aux chocs. L’IEA souligne d’ailleurs 
l’importance de ces instruments dans ses recommandations récentes sur la transition 
énergétique belge (IEA, 2022). 

Malgré ces solutions de modulation, le système énergétique belge reste fragilisé par plusieurs 
facteurs structurels. Le premier tient à sa dépendance historique aux énergies fossiles importées, 
notamment le gaz, dont les prix et la disponibilité ont été fortement perturbés par l’invasion de 
l’Ukraine en 2022. Cette crise a mis en évidence la vulnérabilité des chaînes d’approvisionnement 
et a accéléré la transition vers les énergies renouvelables, perçues comme des vecteurs 
d’autonomie stratégique (Elia, 2025). Toutefois, leur caractère intermittent renforce la nécessité 
de disposer d’un socle de production pilotable et de capacités de stockage flexibles, ce qui reste 
un défi majeur. 

En outre, la Belgique dépend structurellement de ses voisins pour équilibrer son réseau. Elia 
estime pour les prochaines années, en ne supposant pas de capacité supplémentaire, une 
dépendance de près de 1 000 heures par an aux importations. Or, à partir de 2030, plusieurs pays 
interconnectés entreront eux-mêmes en déficit de capacité, comme le montrent les projections 
du scénario "Current Commitments". De plus, les analyses d’Elia révèlent une corrélation 
importante des épisodes de pénurie entre la Belgique et ses voisins, limitant l’efficacité des 
interconnexions comme solution de secours. En d’autres termes, lorsque la Belgique aura besoin 
d’importer, ses voisins pourraient être dans l’incapacité de fournir puisqu’ils seraient eux-mêmes 
dans le besoin. Elia avance même que 15 % de la capacité d’import pourrait manquer dans des 
scénarios critiques. Le SPF Économie souligne également que 75,9 % de l’énergie primaire 
consommée en Belgique en 2024 provenait d’importations nettes, ce qui illustre le niveau de 
dépendance énergétique actuel. 

Enfin, la situation est aggravée par la diminution du parc pilotable. Plusieurs unités thermiques 
existantes sont appelées à fermer dans les prochaines années, réduisant la part de production 
activable à la demande. Le système devient alors plus dépendant de flexibilités de plus en plus 
exigeantes : non seulement en temps réel (intra-journalier), mais aussi à l’échelle hebdomadaire 
et saisonnière. Les courbes de demande résiduelle simulées par Elia pour 2028, 2032 et 2036 
confirment cette évolution. Les écarts de la demande résiduelle entre les creux et les pics 
journaliers atteignent des niveaux de plus en plus marqués, ce qui nécessitera des réponses bien 
au-delà des seuls mécanismes actuels. 

En résumé, le système électrique belge entre dans une zone de fragilité croissante. Entre la 
hausse rapide de la demande, la dépendance aux importations dans un contexte européen 
également sous tension, et le recul des capacités pilotables, les marges de sécurité se réduisent. 
Le risque de déséquilibre n’est plus hypothétique. À l’horizon 2026–2027, jusqu’à 3,5 GW de 
production locale restent à sécuriser pour garantir l’adéquation (Elia, 2025). À plus long terme, 
c’est un besoin de flexibilité estimé à 8 GW qui devra être couvert d’ici 2036 pour stabiliser le 
réseau (Elia, 2025). Ce contexte représente une menace systémique pour l’économie dans son 
ensemble, y compris pour les entreprises industrielles et tertiaires comme la société 
COMARDEN, dont l’activité dépend d’un accès stable, fiable et abordable à l’électricité. 
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2.1.2. Le photovoltaïque comme levier de résilience énergétique 

Dans un contexte où les réseaux électriques deviennent de plus en plus vulnérables, le 
photovoltaïque décentralisé s’impose comme une solution stratégique pour renforcer 
l’autonomie énergétique des sites. En permettant à une entreprise, un bâtiment ou une 
collectivité de produire directement une part de l’électricité qu’ils consomment, 
l’autoconsommation réduit leur dépendance vis-à-vis du réseau public, notamment lors des pics 
de prix ou en cas de tensions d’approvisionnement (IEA-PVPS, 2016). Cette approche peut être 
mise en œuvre à l’échelle individuelle, mais aussi au sein de communautés énergétiques où la 
production et la consommation sont partagées localement. 

L’IEA PVPS (Photovoltaic Power Systems) souligne par ailleurs que cette production locale ne 
bénéficie pas uniquement aux sites producteurs : elle allège également la pression sur les 
infrastructures nationales. Le rapport de 2001 montre ainsi que le photovoltaïque distribué peut 
contribuer à stabiliser le système électrique, réduire les pertes liées au transport de l’électricité 
sur de longues distances, et limiter le recours aux renforcements de réseau (IEA-PVPS, 2001). À 
cela s’ajoute un avantage logistique important. Le PV  (photovoltaïque) est une technologie 
modulaire, rapide à déployer, et adaptable à toutes sortes d’environnements, des maisons 
individuelles aux grandes zones d’activité. 

Lorsqu’on y ajoute un système de batteries, le dispositif gagne encore en robustesse. Il devient 
alors possible d’assurer une alimentation sans interruption, via une fonction UPS (Uninterruptible 
Power Supply), pour maintenir sous tension les équipements critiques en cas de coupure. Ce type 
d’architecture hybride permet d’éviter des pertes d’exploitation ou des dommages matériels dans 
les environnements sensibles. Des expérimentations menées dès les années 2000 ont montré 
que ces systèmes étaient techniquement fiables, même dans des contextes fortement perturbés 
(Nayar et al., 2000). 

Plus récemment, des travaux comme ceux de Moreno-Vassart et al. (2024) ont exploré des 
approches encore plus poussées : des systèmes intelligents où le photovoltaïque, le stockage et 
les usages locaux sont coordonnés en temps réel à travers des marchés d’électricité locaux. Ces 
dispositifs ouvrent la voie à une véritable résilience énergétique à l’échelle des territoires, en 
permettant de gérer localement les flux d’électricité, de prévoir la demande, et de s’adapter 
dynamiquement sans dépendre entièrement du réseau central. 

2.1.3. Cadre politique et incitations européennes 

Dans le cadre du Pacte vert (Grean Deal) pour l’Europe, l’Union européenne a renforcé de manière 
ambitieuse ses objectifs climatiques, en traçant une trajectoire claire vers la neutralité carbone à 
l’horizon 2050. Un objectif intermédiaire impose une réduction d’au moins 55 % des émissions 
de gaz à effet de serre d’ici 2030, par rapport aux niveaux de 1990, accompagné d’une cible de 
42,5 % d’énergies renouvelables dans la consommation finale brute d’énergie (RED III, 2023). 
Pour atteindre ces objectifs, la directive européenne sur les énergies renouvelables (RED III) 
identifie le photovoltaïque comme un levier stratégique, en raison de sa maturité technologique, 
de sa modularité et de sa rapidité de déploiement. Le texte insiste notamment sur le 
développement local des installations, avec des mesures concrètes telles que la simplification 
des procédures de permis, en particulier pour les toitures d’entreprises et les bâtiments publics.  
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À l’échelle nationale, la Belgique a décliné ces ambitions dans son Plan National Énergie-Climat 
(PNEC, 2023), en se fixant une cible de 30,4 % d’énergies renouvelables d’ici 2030. Le plan 
souligne le rôle structurant des PME dans la transition énergétique, en mobilisant plusieurs 
instruments : incitants fiscaux, appels à projets et dispositifs de soutien à l’autoconsommation. 
Ce cadre réglementaire crée un contexte favorable pour les entreprises telles que la société 
COMARDEN, qui peuvent bénéficier à la fois d’avantages économiques directs et d’un alignement 
stratégique avec les nouvelles normes européennes de durabilité. 

Au-delà des incitants politiques, la fiscalité carbone constitue un second moteur essentiel de 
cette dynamique (figure 3). En Belgique, l’intensité moyenne d’émissions de l’électricité réseau 
s’élevait à environ 174 kgCO₂/MWh en 2023 (Elia, 2025), contre seulement 36 kgCO₂/MWh pour 
l’électricité photovoltaïque, en tenant compte de l’ensemble de son cycle de vie (IEA, 2022). Cet 
écart d’intensité devient d’autant plus déterminant dans un contexte où le prix du carbone 
continue de croître. Selon les projections d’Elia, le prix de la tonne de CO₂ sur le marché ETS 
(Emission Trading System) européen pourrait passer de 75 €/tCO₂ en 2023 à 152 €/tCO₂ en 2035. 
Cela impliquerait un surcoût carbone pour 1 MWh d’électricité réseau allant de 13,05 € en 2023 
à 26,40 € en 2035, contre un coût quasi marginal de 5,47 € pour le photovoltaïque. À long terme, 
cette différence renforce structurellement la compétitivité des installations solaires. Pour une 
entreprise soumise à des quotas carbone ou à des obligations de reporting extra-financier, cette 
réduction d’émissions représente un double levier : économique, en réduisant les coûts 
implicites, et réputationnel, en valorisant un engagement environnemental visible. 

2.2. Le marché photovoltaïque en Belgique 

Concernant le marché photovoltaïque belge, l’analyse du mix électrique belge permet de mieux 
saisir la montée en puissance du solaire dans le paysage énergétique national. Longtemps 
dominée par le nucléaire et les énergies fossiles, la production d’électricité connaît depuis deux 
décennies une transition progressive, portée par les politiques climatiques européennes et 
l’évolution technologique des énergies renouvelables. Les données d’Elia (figure 4) et de l’IEA 
montrent une croissance continue des parts de marché du gaz naturel et des énergies 
renouvelables (éolien, solaire, biomasse), tandis que le charbon a été totalement écarté et que 
le nucléaire recule depuis 2023. Dans ce contexte, le solaire, encore modeste en volume, joue 
un rôle stratégique grâce à sa capacité d’intégration locale et à la rapidité de son déploiement. 

Figure 3 - Évolution historique et projetée du prix de la tonne de CO₂ (Elia, 2025) 
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Les projections de capacité installée confirment cette tendance. Selon les scénarios d’Elia 
(2025) (figure 5), la puissance totale installée en panneaux photovoltaïques pourrait atteindre 
20,9 GWc en 2035 dans le scénario central, et jusqu’à 33,6 GWc dans le scénario haut dit 
"Prosumer Power", contre environ 11 GWc actuellement. Ce développement suppose un 
doublement, voire un triplement de la capacité du pays, signe de l’ambition des objectifs fixés au 
niveau fédéral et régional. La croissance attendue se concentrera en particulier sur les secteurs 
résidentiel et PME, qui disposent d’un fort potentiel de toiture et représentent un levier essentiel 
pour une production électrique décentralisée et souple. 

Sur le plan régional, d’importants écarts subsistent. En 2023, la Flandre assurait 78 % de la 
production photovoltaïque nationale, contre 20 % pour la Wallonie et 2 % pour Bruxelles (SPF 
Économie, 2024). Ces différences s’expliquent par divers facteurs, comme la densité de 
population, l’historique des politiques de soutien ou encore le taux d’équipement des bâtiments. 
Elles traduisent aussi une avance technologique de la Flandre, notamment dans les segments 
résidentiels et PME. Cette répartition géographique différenciée influence les stratégies 
régionales, en particulier celles qui visent à encourager l’autoconsommation et à valoriser les 
flexibilités locales. 

En 2024, la majorité (66 %) de la puissance photovoltaïque installée en Belgique provient de 
petites installations résidentielles de moins de 10 kVA. Les systèmes de taille intermédiaire, 
compris entre 10 et 250 kVA (typiques des PME et des bâtiments collectifs) représentent 16 % de 
la capacité installée, tandis que les grandes installations de plus de 250 kVA, généralement 
situées en milieu industriel, en totalisent environ 18 %. Cette distribution confirme l’importance 

Figure 4 - Mix électrique historique et projeté en Belgique (Elia, 2025) 

Figure 5 - Évolution projetée de la capacité installée en photovoltaïque (Elia, 2025) 
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du secteur résidentiel, tout en montrant la marge de progression du photovoltaïque dans le tissu 
entrepreneurial (Renouvelle, 2024). 

Sur le plan économique, les données historiques de l’IEA (2021) indiquent que le prix de 
l’électricité pour les ménages belges, ce qui correspond au raccordement basse tension, a 
augmenté régulièrement entre 2009 et 2019, atteignant en moyenne environ 0,30 €/kWh. Cette 
tendance à la hausse s’est poursuivie, marquée par une forte volatilité liée aux crises 
énergétiques et géopolitiques. En juin 2025, le tarif moyen reste proche de cette valeur, avec un 
prix de 0,35€/kWh observé en Wallonie (Renouvelle, 2025). Ce niveau place la Belgique parmi les 
pays d’Europe de l’Ouest où l’électricité résidentielle est la plus coûteuse, en raison des frais de 
réseau, de la fiscalité et de la structure du marché. Il faut toutefois noter que le tarif réel payé 
varie fortement selon plusieurs paramètres : type de contrat, gestionnaire de réseau, puissance 
souscrite, ou encore configuration électrique du logement. Cette diversité explique en partie les 
écarts importants entre ménages et renforce l’intérêt du photovoltaïque comme moyen de 
stabilisation des coûts par autoconsommation. 

L’analyse économique d’un projet solaire repose en grande partie sur le coût actualisé de 
l’énergie (LCOE), qui exprime le coût moyen de chaque kilowattheure produit sur l’ensemble du 
cycle de vie de l’installation, en prenant en compte les coûts d’investissement, d’exploitation et 
de performance, mais hors taxes et subsides. En Belgique, les estimations récentes placent le 
LCOE entre 0,05 et 0,08 €/kWh pour des systèmes de taille PME ou industrielle, selon la 
localisation, le taux d’utilisation et les conditions de financement (IEA, 2022). Ces valeurs se 
situent bien en dessous des prix de l’électricité de détail, qui intègrent les coûts de réseau, les 
taxes et les marges commerciales. 

Un concept important dans l’analyse est l’autoconsommation qui désigne la part de la 
production photovoltaïque consommée directement sur place, sans transiter par le réseau. Ce 
taux dépend fortement du profil de consommation et de la présence d’un système de stockage. 
Dans le résidentiel belge, l’autoconsommation atteint en moyenne 30 % sans batterie, et jusqu’à 
60 % avec un stockage intégré (CWaPE, 2023). Pour les PME, dont l’activité coïncide davantage 
avec les heures solaires, ce taux est naturellement plus élevé. Les estimations disponibles 
indiquent une autoconsommation d’environ 45 % sans batterie, pouvant dépasser les 70 % avec 
un système de stockage bien dimensionné (IEA, 2023). De tels niveaux permettent d’optimiser la 
rentabilité d’une installation tout en réduisant l’exposition aux prix du marché. 

Enfin, la production solaire en Belgique varie fortement selon la saison. D’après les données 
moyennes de productivité mensuelle, les mois de mai à août concentrent l’essentiel de la 
production, avec des rendements supérieurs ou proches de 125 kWh/kWc. À l’inverse, les mois 
d’hiver, décembre et janvier en particulier, affichent des niveaux très faibles, souvent inférieurs à 
40 kWh/kWc. Cette variabilité saisonnière implique une gestion rigoureuse de la consommation 
et du stockage pour maximiser l’autoconsommation annuelle et garantir la viabilité économique 
du projet. Il s’agit d’un enjeu central pour tout dimensionnement optimal (Renouvelle, 2025). 
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2.3. Cadre réglementaire et évolution des contraintes légales en Wallonie  

2.3.1. Transition réglementaire : du système de compensation au régime 
d’injection 

En Wallonie, les installations photovoltaïques de moins de 10 kVA bénéficiaient depuis plusieurs 
années d’un cadre particulier : le système de compensation (Net-Metering). Ce mécanisme, aussi 
appelé compteur qui tourne à l’envers, permettait aux prosumers (producteurs qui consomment) 
de déduire entièrement leur production de leur consommation, tout en s’acquittant d’un tarif 
forfaitaire pour l’usage du réseau, estimé à environ 800 € par an pour une installation de 10 kVA 
(ORES). Ce régime reste applicable jusqu’en 2030 pour les systèmes mis en service avant le 1er 
janvier 2024. 

Pour les installations plus récentes, un nouveau modèle s’impose. Les producteurs paient 
désormais leur consommation brute prélevée sur le réseau, sans mécanisme de compensation 
directe. Il s’agit d’un système appelé Net-Purchasing. L’électricité injectée est alors rémunérée au 
prix de marché, généralement faible (environ 0,05 €/kWh), ce qui modifie sensiblement l’équilibre 
économique d’un projet photovoltaïque. Cette réforme vise à mieux refléter la réalité physique 
des flux énergétiques et à inciter les utilisateurs à maximiser leur autoconsommation plutôt qu’à 
injecter de l’énergie sur le réseau. Elle s’accompagne aussi de nouvelles exigences 
administratives, en particulier pour les installations de plus grande puissance, qui doivent 
désormais répondre à des conditions plus strictes (études techniques, autorisations, conformité 
réseau, etc.) (CWAPE, 2025 ; ORES, 2025). 

Dans ce contexte réglementaire, l’étude de Villena et al. (2021) met en évidence les effets 
structurels du système de compensation sur les incitations économiques et les flux d’énergie. En 
l’absence de différenciation entre énergie prélevée et injectée, le net-metering transforme le 
réseau en une forme de stockage virtuel gratuit, ce qui limite fortement le développement de 
solutions locales de stockage et maintient le taux d’autoconsommation autour de 30 %. L’article 
montre également que ce mécanisme favorise une concentration des investissements PV chez 
les ménages les plus aisés, tout en transférant une part croissante des coûts du réseau vers les 
consommateurs non équipés. 

Par ailleurs, les auteurs soulignent le rôle structurant des compteurs intelligents dans la 
transition vers des mécanismes tarifaires plus équitables et durables. Leur faible présence en 
Wallonie limite l’adoption de modèles différenciés tels que le net-purchasing ou les tarifs à 
composante capacitaire (IEA, 2022, rapport sur la Belgique). Ces derniers permettraient pourtant 
de mieux répartir les coûts, de stimuler l’investissement en stockage, et de responsabiliser les 
injections au réseau (Villena et al., 2021). 

2.3.2. Tarifs dynamiques et fiscalité évolutive  

Une évolution tarifaire majeure est attendue en Wallonie et à Bruxelles avec l’introduction 
progressive des contrats à prix dynamiques, dont le lancement est prévu à partir du mois de juin 
2025. Ces contrats ont pour objectif d’indexer le prix de l’électricité sur les variations horaires du 
marché de gros, en particulier celui de l’EPEX Spot. L’enjeu est d’inciter les consommateurs à 
adapter leur demande à la disponibilité réelle d’énergie sur le réseau, en valorisant une 
consommation mieux synchronisée avec la disponibilité du réseau (Boveroux, 2025). 
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Ce type de tarification ouvre la voie à une gestion plus fine des usages grâce à des solutions de 
pilotage automatisé, de stockage local (par batterie), ou encore de modulation de la charge. Le 
principe repose sur une tarification horaire, transmise en temps réel via les compteurs 
intelligents. À terme, cette logique permettrait de refléter plus fidèlement les déséquilibres du 
réseau, avec des cas où le prix d’injection pourrait devenir négatif lors de surproduction, ou 
inversement, où certains prélèvements pourraient être rémunérés si la consommation locale 
contribue à stabiliser le système (Boveroux, 2025) 

Il convient toutefois de souligner que ces contrats dynamiques resteront facultatifs. Leur 
adoption ne sera pas obligatoire, ce qui constitue un point clé pour les détenteurs d’installations 
photovoltaïques. En effet, ce type de tarification, sensible aux prix horaires et à la volatilité du 
réseau, peut s’avérer désavantageux pour les prosumers, puisqu’ils sont à la source de la 
surcharge du réseau. 

Parallèlement, la fiscalité énergétique évolue dans la même direction. La hausse progressive des 
taxes sur l’électricité, couplée à l’augmentation du coût du carbone, renchérit le prix marginal de 
l’électricité prélevée sur le réseau. Dans ce contexte, l’autoconsommation photovoltaïque prend 
une importance stratégique. Elle permet de limiter les prélèvements soumis à ces surcoûts.  

2.3.3. Catégorisation réglementaire des producteurs 

Le cadre réglementaire distingue plusieurs catégories d’autoproducteurs selon la puissance 
installée, basée sur la puissance de sortie de l’onduleur. Cela exerce une influence directe sur les 
obligations techniques, administratives et financières. 

Pour les installations inférieures à 10 kVA, dites prosumer, le régime est simplifié. Ces systèmes 
sont généralement en basse tension et relèvent du système de compensation s’ils ont été 
installés avant 2024. Les démarches administratives sont limitées, et l’injection n’est souvent pas 
mesurée de manière précise. 

Entre 10 et 30 kVA, le statut change. Ces installations sont considérées comme de la production 
classique. Elles nécessitent une mise en service formelle, une étude de conformité réseau 
(ORES), et parfois une étude technique plus poussée. À ce niveau, l’injection est mesurée, 
contractualisée, et rémunérée autour de 0,04 à 0,05 €/kWh. L’installation d’un compteur double 
flux communicant devient alors indispensable pour suivre précisément les prélèvements et 
injections, condition nécessaire pour accéder aux nouveaux mécanismes tarifaires ou participer 
à des dispositifs de flexibilité. 

Au-delà de 30 kVA, les installations sont considérées comme de la production à grande échelle. 
Elles sont soumises à des exigences techniques renforcées : armoire de découplage, conformité 
aux normes C10-C11, parfois nécessitant un raccordement en haute tension, etc. Le coût de 
connexion au réseau peut alors dépasser les 50 000 €. Ce palier impose des choix stratégiques 
importants, tant en matière de dimensionnement que d’investissement. Certains porteurs de 
projets choisissent d’ailleurs de diviser leur installation en plusieurs systèmes de moins de 10 
kVA, sous réserve de conditions précises (ex. : points EAN distincts), afin de conserver un régime 
simplifié. (ORES) 

En résumé, le cadre wallon évolue rapidement, à la fois sur les plans tarifaire, technique et 
administratif. Cette instabilité réglementaire complique la conception des projets 
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photovoltaïques, en particulier pour les PME situées autour du seuil des 10 à 30 kVA, où les règles 
changent de manière significative. Dans ce contexte, une modélisation économique rigoureuse 
est essentielle pour anticiper les impacts des évolutions futures sur les flux, les prix et les 
contraintes, et orienter les choix de manière rationnelle. 

2.4. Critères de dimensionnement d’un système photovoltaïque  

Dans une logique d’optimisation, le dimensionnement ne peut se limiter à une simple contrainte 
technique. Il implique une analyse croisée des performances économiques, des flux 
énergétiques et des contraintes réglementaires. Cette section examine successivement les trois 
axes de décision clés du modèle : puissance photovoltaïque installée (R), capacité de stockage 
(X) et puissance de l’onduleur (P). Pour chacun d’eux, il est développé leur rôle, leur impact sur 
les flux, et les arbitrages économiques qu’ils impliquent. L’objectif est de poser les fondations 
techniques nécessaires à la modélisation développée au chapitre suivant. 

2.4.1. Critères techniques spécifiques au PV  

L’un des paramètres techniques majeurs dans le dimensionnement d’un système photovoltaïque 
on-grid est l’autoconsommation, défini comme la production d’énergie solaire consommée 
localement sur le site. Nous avions déjà vu que dans la réglementation en vigueur qui impose le 
système de net-purchasing, avec un tarif d’injection, une installation avait intérêt à maximiser 
l’autoconsommation pour tirer profit. Cette logique d’autoconsommation structure donc la 
rentabilité d’un système PV. Le rapport de l’IEA PVPS (2016) distingue deux indicateurs 
fondamentaux pour appréhender cette dynamique : le Self-Consumption Ratio (SCR) et le Self-
Sufficiency Ratio (SSR). Ils sont définis comme tels : 

𝑆𝐶𝑅 =  
Énergie autoconsommée

Énergie produite
 

𝑆𝑆𝑅 =  
Énergie autoconsommée

É𝑛𝑒𝑟𝑔𝑖𝑒 𝑐𝑜𝑛𝑠𝑜𝑚𝑚é𝑒
 

Le SCR correspond donc à la part de la production solaire consommée localement, tandis que le 
SSR désigne la part de la consommation totale du site couverte par la production photovoltaïque. 
Ces deux ratios sont directement liés aux formules de répartition de l’énergie produite et 
consommée : 

Énergie produite = énergie autoconsommée + énergie injectée au réseau 

Énergie consommée = énergie autoconsommée + énergie prélevée sur le réseau 

Ces équations permettent de lier directement les volumes injectés et prélevés aux ratios 
d’autoconsommation et d’autoproduction, ce qui constitue la base technique du raisonnement 
économique du dimensionnement. En effet, dans un système connecté au réseau, l’énergie 
prélevée est généralement facturée autour de 0,30 €/kWh, tandis que l’énergie injectée n’est 
valorisée que de manière marginale (0,03 €/kWh dans le cas COMARDEN). Le coût moyen 
actualisé de l’électricité solaire (LCOE) se situe, quant à lui, autour de 0,07 €/kWh. Dès lors, la 
performance économique d’un système PV dépend étroitement de sa capacité à maximiser 
l’énergie consommée localement, et donc à minimiser à la fois les volumes injectés (peu 
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rémunérés) et les volumes prélevés (coûteux), dans une logique d’arbitrage tarifaire. On peut 
d’ailleurs directement déduire l’énergie injectée et prélevée sur base de ces ratios : 

𝐸injec = (1 − 𝑆𝐶𝑅) ⋅ Eprod 

𝐸prélev = (1 − 𝑆𝑆𝑅) ⋅ Econso 

On peut donc facilement interpréter que limiter l’énergie injectée et prélevée revient à maximiser 
le SCR et le SSR respectivement.  

Le rapport de l’IEA (2016) (figure 6) montre que plusieurs paramètres techniques influencent 
directement le SCR et le SSR : la taille du système PV, l’orientation des panneaux, le profil de 
consommation horaire, les conditions d’ensoleillement, ainsi que l’usage éventuel de dispositifs 
de stockage ou de gestion de la charge. Ainsi, un système de faible dimension présente 
généralement un SCR élevé, puisque la faible production est rapidement absorbée par la 
consommation locale. À l’inverse, un système surdimensionné augmente la couverture 
énergétique globale du site (SSR), mais génère d’importants surplus injectés au réseau, faisant 
chuter le SCR. Ce compromis technique est particulièrement visible dans le cas des bâtiments 
résidentiels, où la consommation se concentre le soir, alors que la production PV culmine en 
journée. Dans ces configurations, un stockage stationnaire (batterie) devient souvent nécessaire 
pour améliorer le SCR, tandis que dans les bâtiments tertiaires ou industriels, la consommation 
diurne permet des taux d’autoconsommation naturellement élevés. 

Le graphe reproduit ci-dessus, issu du rapport IEA (2016), illustre, pour un cas précis, l’évolution 
conjointe du SCR et du SSR en fonction du dimensionnement, défini par la puissance crête 
installée sur la consommation annuelle (exprimé en kWc/MWh). Ce ratio de dimensionnement, 
peut aussi s’exprimer par le ratio entre la production annuelle sur la consommation annuelle. Ce 
dernier sera retenu et sera noté R dorénavant. On aura l’occasion d’en reparler précisément plus 
tard. On observe sur le graphique que, dans le secteur commercial, les taux d’autoconsommation 
restent plus élevés à puissance équivalente, en raison d’une meilleure adéquation entre la courbe 
de charge et la courbe de production. Le résidentiel, en revanche, atteint rapidement un plateau. 
On remarque également que les courbes de SCR et de SSR suivent des tendances opposées. Cela 
s’explique par la formule suivante, déduite des autres : 

Figure 6 - Taux d’autoconsommation selon le type d’usage résidentiel ou commercial (IEA PVPS, 2016) 
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𝑆𝑆𝑅 = 𝑆𝐶𝑅 ⋅
𝐸prod

𝐸conso
 

Dans lequel : 

Eprod  

Econso  
= R 

Cette formule nous permet de comprendre que le dimensionnement optimal repose sur 
l’appréciation du SSR par rapport au SCR. Ce travail repose en partie sur ce principe. 

Par ailleurs, le cadre réglementaire conditionne fortement la logique de dimensionnement. Sous 
un régime de net-metering, l’optimum économique correspond théoriquement à une égalité entre 
la production PV annuelle et la consommation annuelle du site. Ce scénario permet au prosumer 
d’annuler sa facture d’énergie (hors coûts liés au réseau), en valorisant l’énergie injectée au 
même prix que l’énergie prélevée. En revanche, sous un régime de net-purchasing, tel que celui 
applicable à COMARDEN au-delà de 10 kVA d’onduleur, la compensation ne porte plus sur 
l’énergie mais sur les flux monétaires : l’énergie injectée est valorisée à un tarif bien inférieur au 
prix de l’énergie prélevée. Dans ce contexte, le dimensionnement optimal ne cherche plus à 
équilibrer les volumes, il repose désormais sur un équilibre fin entre autoconsommation, 
injection et prélèvement, pondérés par leurs coûts et recettes respectifs. Cette logique impose 
une approche fine et localisée, fondée sur une modélisation horaire de la consommation et de la 
production. 

Du point de vue technique, l’intégration d’un ESS (Energy Strorage System) impose de considérer 
des paramètres spécifiques tels que l’efficacité énergétique du cycle de stockage, la capacité de 
réponse rapide aux fluctuations de puissance, ainsi que la compatibilité avec les caractéristiques 
techniques de la production photovoltaïque. Les batteries électrochimiques sont aujourd’hui les 
plus répandues, mais l’étude de Das et al. (2018) attire également l’attention sur le potentiel de 
technologies alternatives comme le stockage inertiel (FES), qui offre une meilleure réponse 
dynamique et une durée de vie prolongée. Ces éléments sont à prendre en compte pour évaluer 
la robustesse technologique et l’adéquation entre la source PV et la solution de stockage. 

2.4.2. Critères économiques  

Parmi les indicateurs économiques utilisés pour guider le dimensionnement d’une installation 
photovoltaïque, le Levelized Cost of Energy (LCOE) occupe une place centrale. Cet indicateur 
synthétise, en un seul chiffre, le coût moyen actualisé de production d’un kilowattheure sur toute 
la durée de vie de l’installation. Il permet ainsi de comparer de manière cohérente des solutions 
techniques variées, indépendamment de leurs structures de coûts ou de leurs profils de 
production. 

Le LCOE prend en compte l’ensemble des dépenses liées au projet, qu’il s’agisse des 
investissements initiaux, des coûts d’exploitation fixes et variables. Il est défini par la formule 
suivante : 

LCOE =
𝐼 ⋅ 𝑅 + 𝐹 + 𝑉

𝐸
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Dans lequel I est le coût d’investissement total, F les coûts fixes d’exploitation et de maintenance, 
V les coûts variables d’exploitation, E l’énergie totale consommée sur toute la période de vie utile 
et R est le facteur d’actualisation, défini par : 

R =  
1

(1 + 𝑟)𝑡
 

Avec r le taux d’actualisation et t la durée de vie du projet. 

Le LCOE constitue ainsi un outil fondamental pour estimer la compétitivité économique d’un 
projet PV, notamment en le comparant au prix de l’électricité prélevée sur le réseau. Il permet 
d’évaluer la « parité réseau », c’est-à-dire le seuil où le coût de l’énergie photovoltaïque devient 
inférieur ou égal au tarif du fournisseur, justifiant ainsi l’investissement du point de vue 
strictement économique. 

Lotfi et Khodaei (2016) rappellent cependant que l’interprétation du LCOE doit être 
contextualisée. Sa valeur dépend fortement de paramètres locaux comme l’ensoleillement, le 
coût du capital, ou encore les frais d’exploitation. De plus, dans le cas de systèmes hybrides ou 
multi-technologies (e.g. PV couplé au réseau), le LCOE global peut être étendu à une moyenne 
pondérée, calculée selon la contribution énergétique de chaque technologie : 

LCOEtotal = ∑ β𝑖

𝑁

𝑖=1

⋅ α𝑖 avec β𝑖 =
𝐸𝑖

∑ 𝐸𝑗
𝑁
𝑗=1

 

Où 𝛼𝑖 est le LCOE de la technologie 𝑖, et 𝛽𝑖 son poids relatif dans la production totale. 

Cette approche permet une modélisation plus précise du coût réel d’un système photovoltaïque 
on-grid avec stockage, en tenant compte des interactions réseau et des hypothèses techniques 
et tarifaires spécifiques au cas de COMARDEN. L’objectif est d’identifier le dimensionnement 
minimisant le coût global de l’énergie consommée sur toute la durée de vie de l’installation. 

Le choix d’un système de stockage implique d’intégrer des critères économiques élargis, 
couvrant l’investissement initial, les coûts d’exploitation, la maintenance et la dégradation. Selon 
Das et al. (2018), ces critères doivent également considérer les bénéfices liés à la stabilité du 
réseau et à l’optimisation des profils de charge. 

Villena et al. (2021) soulignent quant à eux l’intérêt du LVOE, une version enrichie du LCOE 
intégrant les revenus liés à l’autoconsommation, particulièrement adaptée aux prosumers. Cette 
mesure complète les outils classiques d’évaluation. 

De manière générale, le LCOE fournit un indicateur synthétique du coût actualisé de l’électricité 
produite (en €/kWh). Il convient désormais d’introduire les autres indicateurs de rentabilité, plus 
classiques, permettant d’évaluer globalement la performance économique d’un projet. 

La valeur actuelle nette (NPV) est un indicateur financier couramment utilisé pour évaluer la 
rentabilité d’un projet d’investissement. Elle consiste à actualiser l’ensemble des flux de 
trésorerie futurs générés par le projet, en utilisant un taux d’actualisation représentatif du coût du 
capital ou du taux d’intérêt à long terme. Une NPV positive indique que les gains actualisés 
surpassent les coûts, ce qui signifie que le projet est rentable sur sa durée de vie ; à l’inverse, une 
NPV négative signale une perte économique (Fernando, 2024). 
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NPV = ∑
Flux de trésorerie au temps 𝑡

(1 + r)𝑡

𝑛

𝑡=0

 

Avec r le taux d’actualisation et t l’année considérée. Dans le cadre de ce travail, la NPV permet 
d’évaluer la rentabilité économique du scénario optimisé par rapport à la situation actuelle. 
D’autres indicateurs seront considérés comme le ROI et le Payback time, définis comme suit.  

Le Return on Investment (ROI) est un indicateur financier permettant de mesurer l’efficacité 
économique d’un projet en rapportant les bénéfices nets générés au coût initial de 
l’investissement (Fernando, 2024). Il s’exprime en pourcentage et se calcule selon la formule : 

ROI =
NPV

Investissement initial
 

Dans le cas présent, le profit net correspond aux économies cumulées réalisées sur la facture 
d’électricité par rapport à la situation actuelle, tandis que le coût de l’investissement représente 
les dépenses initiales liées à l’installation photovoltaïque optimisée. Un ROI positif indique que 
le projet est économiquement rentable. 

Le temps de retour sur investissement (payback time) correspond à la durée nécessaire pour que 
les économies générées par le projet couvrent intégralement l’investissement initial. Il se calcule 
comme la somme du nombre d’années complètes avant rentabilité et d’une fraction d’année, 
obtenue en divisant le montant restant à récupérer par le flux de trésorerie de l’année en question. 
Ce critère donne une vision du délai de récupération du capital engagé (Wallstreetprep, 2025). 

Payback time = Nombre d’années avant le seuil de rentabilité

+
Montant non récupéré

Flux de trésorerie pendant l’année de récupération
 

Pour conclure ses indicateurs économiques, il faut préciser que dans le cadre de ce travail le 
LCOE sera calculé en divisant la NPV par la consommation totale sur la durée de vie du projet.  

2.4.3. Trois axes de modélisation 

Ici parler des 3 axes qu’on va chercher à optimiser. Expliquer pour chacun d’entre eux son rôle, 
l’enjeu de dimensionnement, l’impact, la logique et le cout  

Enfin, l’article apporte une base empirique pour structurer une modélisation en trois axes : le ratio 
de production sur consommation (R), la capacité de stockage (X), et la puissance instantanée (P). 
Ces dimensions sont explicitement mobilisées pour évaluer l’effet des différentes stratégies de 
dimensionnement sur les flux énergétiques et les coûts globaux (Villena et al., 2021). 

X – Puissance crête des panneaux installés (kWc) 

La puissance crête représente le premier axe de modélisation du système. Elle correspond à la 
puissance maximale que peut délivrer l’installation dans des conditions standards (STC), c’est-à-
dire sous une irradiance de 1 000 W/m² et une température de cellule de 25 °C. Elle est exprimée 
en kilowatts-crête (kWc) en courant continu (DC) et constitue un indicateur direct du nombre de 
panneaux solaires installés et donc de la capacité de production théorique de l’installation 
((Abdelaziz Mohamed & Eltamaly, 2018). 
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Ce paramètre joue un rôle central dans le système énergétique étudié. Il détermine le potentiel 
de production photovoltaïque disponible pour couvrir la demande locale. Le dimensionnement 
de cette puissance est donc un levier clé pour maximiser l’autoconsommation et réduire la 
dépendance au réseau (Luthander, 2015).  

L’enjeu principal du dimensionnement réside dans la recherche d’un équilibre optimal : une 
puissance trop faible entraînera un recours excessif au prélèvement, avec un coût élevé ; à 
l’inverse, une puissance surdimensionnée générera des surplus fréquents, soit injectés à faible 
tarif, soit perdus en cas de saturation, ce qui dégrade la rentabilité globale. Le modèle doit donc 
arbitrer entre coût d’investissement, production utile, et valorisation effective des kWh produits. 

Ce premier axe constitue ainsi la base énergétique de toute l’installation.  

C – Capacité de batterie (kWh) 

La capacité de la batterie, exprimée en kilowattheures (kWh) et en courant continu (DC), 
constitue le second axe clé du dimensionnement. Elle joue un rôle de tampon énergétique, 
permettant de lisser les écarts temporels entre la production photovoltaïque (par nature variable 
et non pilotable) et la consommation du site. En stockant temporairement l’énergie excédentaire 
pour la restituer lors de périodes de déficit, la batterie favorise une meilleure adéquation entre 
production locale et usage réel, et contribue ainsi à augmenter l’autoconsommation. 

L’enjeu du dimensionnement de cette capacité est double. D’un côté, une batterie trop petite ne 
permet pas d’absorber suffisamment les excédents, réduisant ainsi son effet sur l’optimisation 
énergétique. De l’autre, une batterie surdimensionnée engendre un coût d’investissement élevé, 
qui ne serait pas compensé par les économies réalisées sur le long terme. Il s’agit donc 
d’identifier, à l’aide du modèle, la capacité minimale permettant d’économiser un volume de kWh 
suffisant pour justifier son coût et donc un point d’équilibre entre rentabilité et performance. Cela 
peut se calculer via le nombre de cycles de la batterie.  

Les travaux de Weniger et al. (2014), de Başaran et al. (2025) ainsi que de Gkioka (2024) 
confirment que la pertinence économique d’un système de stockage dépend étroitement du 
profil de charge, du régime tarifaire applicable, et de l’alignement horaire entre production et 
consommation. Dans les systèmes on-grid, la batterie devient un levier d’optimisation surtout 
lorsque les excédents injectés sont faiblement valorisés, ou lorsque les prélèvements sont 
coûteux. Ces 3 travaux seront très utiles pour la modélisation mathématique.  

L’étude de Das et al. (2018) souligne par ailleurs que le dimensionnement ne doit pas se limiter à 
des considérations économiques, mais intégrer également la durée de vie de la batterie, 
fortement influencée par la profondeur et la fréquence des cycles. Un usage mal calibré peut 
réduire la performance globale du système ou entraîner un vieillissement prématuré, rendant 
l’investissement contre-productif. 

Enfin, selon Avau et al. (2021), l’intérêt économique du stockage dépend fortement des 
structures tarifaires. Dans les scénarios simples (tarif NET), les batteries sont souvent sous-
utilisées, car elles ne permettent pas d’économies nettes significatives. À l’inverse, sous des 
régimes plus sophistiqués (tarifs horaires ou bidirectionnels), elles permettent de réduire les pics 
de prélèvement, de valoriser les injections au bon moment, et de mieux répondre aux signaux de 
prix du marché. Ce décalage entre efficacité système et intérêt privé renforce la nécessité d’un 
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dimensionnement adapté au contexte local, incluant les dynamiques de prix et les objectifs 
énergétiques du site. 

P – Puissance onduleur (kVA) 

Le troisième axe de dimensionnement concerne la puissance nominale de l’onduleur, exprimée 
en kilovoltampères (kVA). L’onduleur joue un rôle fondamental dans l’architecture énergétique. Il 
assure la conversion du courant continu (DC) produit par les panneaux photovoltaïques en 
courant alternatif (AC) compatible avec les équipements électriques du site et avec le réseau. Il 
constitue ainsi l’interface critique entre la production solaire et la consommation réelle. 

L’enjeu de son dimensionnement est central car l’onduleur définit la puissance maximale que le 
système est capable de délivrer à un instant donné. Cette puissance instantanée est utilisée 
comme référence réglementaire pour classer les installations, notamment en Wallonie où le seuil 
de 30 kVA conditionne plusieurs obligations administratives et techniques. Une mauvaise 
estimation peut entraîner soit une limitation artificielle des flux utilisables, soit un surcoût 
réglementaire important. 

Du point de vue énergétique, l’onduleur constitue un goulot d’étranglement. Lorsque la puissance 
disponible en DC dépasse sa capacité, l’excédent est perdu sous forme d’énergie écrêtée, car 
non convertible ni stockable. Un dimensionnement trop faible engendre donc une perte de 
production. À l’inverse, un onduleur surdimensionné alourdit le coût du projet sans gain réel si les 
pics de puissance restent rares. 

L’optimisation réside dans la gestion du ratio DC/AC, c’est-à-dire le rapport entre la puissance 
crête des panneaux et la capacité de l’onduleur. Un ratio élevé permet de mieux exploiter le 
gisement solaire en hiver, lorsque la production est plus faible, mais augmente l’écrêtement en 
été. Ce compromis a un impact direct sur la performance économique du système. 

Selon Das et al. (2018), le rôle de l’onduleur dépasse la simple conversion. Il participe également 
à la qualité de l’énergie injectée, en assurant la stabilité de tension, la gestion des pics 
instantanés, et la réponse aux signaux du réseau. Il est donc crucial de dimensionner cette 
composante en fonction des besoins de puissance réels du site, de la capacité de production en 
crête, et des règles administratives locales. 

2.5. Défis économiques dans les systèmes on-grid  

L’intégration d’une installation photovoltaïque dans un cadre on-grid pose des défis économiques 
majeurs, bien au-delà du simple équilibre entre production et consommation. Comme le 
souligne Gautier (2018), le développement de l’autoconsommation transforme en profondeur la 
relation entre prosumers et réseau. Il modifie les modalités de financement des infrastructures 
collectives, fragilise les équilibres tarifaires historiques, et nécessite une refonte des signaux 
économiques. L’enjeu ne réside plus uniquement dans la rentabilité individuelle, mais dans la 
soutenabilité du système dans son ensemble. 

La complexité du cadre tarifaire, les asymétries entre les prix d’achat et de vente d’électricité, et 
l’apparition de mécanismes comme les contributions capacitaires ou les redevances d’accès 
soulignent que le dimensionnement optimal d’un système on-grid ne peut être universel. Il 
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dépend des interactions fines entre production, consommation, stockage et réglementation, et 
suppose une approche systémique, pilotée par des modèles de simulation détaillés. 

La figure 7 illustre les interactions dynamiques entre production, consommation et réseau dans 
un système photovoltaïque on-grid. On y observe les périodes d’importation (jaune), 
d’autoconsommation (vert) et d’injection (orange). Cette visualisation met en évidence la 
difficulté à aligner parfaitement production solaire et consommation réelle. Elle souligne 
l’importance d’un dimensionnement fin, tenant compte des mécanismes tarifaires, des profils 
horaires et de la capacité à piloter les flux. 

Dans un cadre on-grid, le dimensionnement optimal ne vise pas à maximiser la production, mais 
à minimiser les flux désalignés avec la consommation réelle. L’objectif est d’augmenter 
l’autoconsommation, tout en limitant les injections peu valorisées et les prélèvements coûteux. 
La fin du net-metering a renforcé cette logique, rendant l’alignement horaire essentiel (IEA, 2020 
; Villena et al., 2021). L’intégration du stockage peut améliorer cette performance, mais 
uniquement si elle est calibrée avec précision, faute de quoi elle dégrade l’efficacité du système 
(Das et al., 2018). Enfin, seule une approche contextualisée, intégrant profils horaires, tarifs et 
contraintes locales, permet une rentabilité durable (Wang et al., 2023). 

2.6. Rôle du profil de consommation dans le dimensionnement optimal  

Le profil de consommation horaire est un déterminant central dans l’optimisation d’un système 
photovoltaïque en autoconsommation. Comme le montrent Luthander et al. (2015), l’adéquation 
entre production solaire et usage réel dépend moins des volumes globaux que de leur répartition 
dans le temps. À titre d’exemple, une modélisation à granularité annuelle pourrait laisser croire 
que produire autant que l’on consomme permettrait d’atteindre 100 % d’autoconsommation. Or, 
dans la réalité, les décalages horaires entre production et demande entraînent des injections et 
des prélèvements importants. La figure 8 illustre ce phénomène.  

Pour refléter correctement ces dynamiques, le modèle doit donc intégrer des données à haute 
résolution temporelle. Plus la granularité est fine, plus l’analyse est pertinente. Cette logique, 
assimilable à une dérivée en mathématiques, permet de capter toute l’information utile pour un 
dimensionnement optimal. 

En outre, le profil de charge propre à chaque utilisateur influence directement les résultats. Une 
personne consommant principalement la nuit n’aura pas les mêmes besoins qu’une entreprise 

Figure 7 - Interactions avec le réseau (Gautier, 2018) 
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active en journée. Cela souligne l’importance d’un modèle fondé sur les données réelles du 
consommateur, plutôt que sur des profils types standardisés. Luthander et al. insistent 
également sur le rôle de la flexibilité comportementale, comme le lissage volontaire de la 
consommation ou le décalage de certains usages, qui peuvent améliorer significativement le taux 
d’autoconsommation sans investissement supplémentaire. 

2.7. Techniques d’optimisation 

La littérature scientifique converge sur l’idée que les problèmes d’optimisation énergétique, et en 
particulier ceux liés au dimensionnement de batteries, sont généralement formulés comme des 
modèles mathématiques à objectif économique (Wu & Ma, 2021 ; Manco, 2021). Dans ce cadre, 
la capacité de stockage est traitée comme une variable de décision, tandis que le critère à 
optimiser, ici le cout, devient la fonction objective à minimiser. 

Ces modèles s’appuient sur des techniques d’optimisation linéaire (LP) ou linéaire en nombres 
entiers mixtes (MILP), selon la complexité du système modélisé. Les approches MILP permettent 
d’intégrer des variables binaires pour représenter des états discrets (comme les phases de 
charge/décharge ou les imports/exports réseau), ainsi que des termes non linéaires, souvent 
linéarisés à l’aide de techniques comme l’approximation par morceaux ou la méthode du Big-M 
(Manco, 2021). 

Dans ce mémoire, l’optimisation est formulée en LP, une approche plus simple à implémenter et 
plus adaptée à des données volumineuses, tout en restant suffisamment précise pour identifier 
un dimensionnement économique optimal. Le modèle est résolu à l’aide du logiciel Gurobi, un 
solveur performant intégré à un environnement Python. Cette solution permet une bonne 
flexibilité dans le traitement des données et une bonne reproductibilité des résultats. De plus, 
Gurobi est réputé pour être un logiciel très robuste utilisé dans les plus grandes problématiques 
d’optimisation.  

 

 

Figure 8 - Exemple de l'impact de la granularité des données 
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3. Collecte des données  

3.1. COMARDEN : description de l’environnement 

La société COMARDEN est une entreprise belge active dans la distribution de matériaux de 
toiture. Elle emploie une quarantaine de personnes réparties sur deux sites : l’un à Naninne, 
l’autre à Bertrix. Tous deux disposent d’ateliers, d’espaces de stockage couverts et de zones 
commerciales. COMARDEN est caractérisé par une volonté d’électrification de ses processus. 
Cela a commencé par la mise en place de clark électrique et cela est en train de se poursuivre 
avec l’instauration progressive d’une flotte de véhicules électriques (VE) pour ses employés. Cela 
demande l’installation de bornes de recharge pour VE.  Il a été décidé d’installer 4 bornes 22 kW 
AC sur le site de Naninne et 2 modèles identiques sur le site de Bertrix pour anticiper l’arrivée 
prévue de respectivement 6 et 4 véhicules dans les prochaines années. Nous verrons que cette 
évolution modifie sensiblement les profils de consommation énergétique des deux 
implantations. Cette étude repose principalement sur l’effet de l’arrivée de véhicules électriques 
sur la consommation.  En plus de cela, la société COMARDEN est aussi marquée par une volonté 
d’autonomisation et d’indépendance électrique pour assurer la perpétuité de ses activités. Cela 
est dû, notamment, à la fragilité actuelle du réseau comme expliqué dans la revue de littérature. 
La société COMARDEN l’a déjà démontré en faisant recours au développement d’une installation 
PV sur le site de Naninne. Cette installation permet de répondre assez bien aux besoins 
énergétiques actuels. Voyons maintenant les spécificités des 2 sites.  

Le site de Naninne (N) (figure 9) est équipé d’une installation photovoltaïque, depuis fin 2023, 
connectée au réseau en régime prosumer, avec une puissance d’onduleur inférieure à 10 kVA. 
L’installation possède une capacité PV de 32,8 kWc et une capacité batterie de 30 kWh. Cette 
capacité, initialement dimensionnée sur un profil de consommation antérieur, ne couvre plus de 
manière optimale les besoins actuels et futurs liés à l’électrification croissante. L’objectif de ce 
mémoire est de déterminer le dimensionnement économique optimal de cette installation, afin 
de la compléter de manière cohérente et performante. Il est important de noter que, sur l’année 
2024, l’installation proposait une corrélation négative de -0,56 entre la production et la 
consommation. Cela signifie que les flux de consommation et de production suivent des 
tendances différentes, voire opposées. Cela pourrait expliquer un potentiel surdimensionnement 
pour produire plus que ce qui est consommé.  

Le site de Bertrix (B) (figure 9), en revanche, ne dispose d’aucune installation PV à ce jour. 
Néanmoins, il présente une configuration d’usage semblable à celle de Naninne, avec également 
une dynamique d’électrification accélérée. À ce titre, il est tout à fait raisonnable de supposer que 
les 2 sites ont le même profil de consommation, au vu d’une activité similaire.  

Il est important d’indiquer que la surface de toiture disponible n’est pas une contrainte pour les 2 
sites.  
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Concernant la consommation, la figure 10 illustre l’évolution mensuelle de la consommation 
électrique des deux sites, en distinguant les niveaux actuels et ceux projetés à moyen terme. 
Actuellement, la consommation annuelle du site de Naninne s’élève à 22 391,71 kWh, contre 24 
338,81 kWh pour celui de Bertrix. En considérant l’ajout des nouvelles bornes de recharge, les 
besoins énergétiques devraient croître sensiblement sur les deux implantations. Les projections 
établissent ainsi une consommation annuelle de 49 871,70 kWh pour Naninne, soit plus du 
double du niveau actuel, et de 42 658,81 kWh pour Bertrix. Pour établir ces prévisions, il a été 
considéré 6 véhicules x 20 kWh x 222 jours d’activité pour Naninne et 4 véhicules pour Bertrix. La 
répartition horaire de la charge a été calculée sur base d’une estimation de l’usage quotidien. 
Cette répartition est disponible dans les annexes et a été intégrée pour les jours d’activité. Cette 
estimation se repose également sur les auteurs Zhang et al. (2020), Islam et Nadarajah (2016), 
Grahn (2013), ainsi que sur les profils de charge publiés par le Northwest Power and Conservation 
Council (2021). Cette hausse anticipée justifie pleinement l’analyse approfondie du 
dimensionnement optimal d’un système photovoltaïque intégré, capable de répondre à ces 
nouveaux besoins de manière durable et économiquement efficiente. 

Les données de consommation pour la modélisation proviennent exclusivement du site de 
Naninne, via la plateforme FusionSolar du fournisseur Huawei. Cette interface permet d’accéder 
à des séries temporelles horaires de consommation et de production, sur une base mensuelle 
agrégée. Il a été décidé de prendre seulement les données de consommation de Naninne 
puisqu’elles n’étaient pas disponibles en granularité horaire pour le site de Bertrix. Ces données, 
bien que limitées à un seul site, sont jugées représentatives du profil de charge de Bertrix. En effet, 
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Figure 9 - Vue aérienne des toitures des sites COMARDEN de Naninne (gauche) et Bertrix (droite) 

Figure 10 - Consommation électrique mensuelle actuelle et projetée pour les sites de Naninne et Bertrix 
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les deux sites présentent une structure similaire d’activités (horaire de jour, absence de pics 
nocturnes), une surface couverte comparable, ainsi que des dynamiques communes d’usage 
(éclairage, outillage, chauffage d’appoint etc.). Dans un souci de réalisme et de simplicité, le 
modèle assume donc que les profils horaires de consommation de Naninne et Bertrix sont 
identiques en forme, et qu’ils diffèrent uniquement par un coefficient de pondération lié à leur 
consommation annuelle respective. Cette hypothèse permet de n’utiliser qu’un seul profil de 
charge, mais de l’adapter à chaque site pour proposer un dimensionnement différencié mais 
cohérent, conforme à leurs usages énergétiques futurs.  

Il convient de noter également que les données de consommation horaire extraites via 
FusionSolar sont disponibles uniquement sur certaines périodes de l’année, en l’occurrence 
quelques mois récents. Dès lors, afin de garantir la représentativité du profil utilisé dans la 
modélisation, une sélection de mois typiques a été effectuée. Cette sélection visera à refléter au 
mieux la consommation réelle annuelle, en tenant compte des variations saisonnières, des 
congés et des usages spécifiques du site (chauffage, éclairage, activité commerciale, etc.). Ce 
profil horaire partiel, extrapolé sur l’année complète et sur les 2 sites, servira ainsi de base pour 
la simulation.  

L’architecture technique retenue pour le site de COMARDEN (figure 11) repose sur un système 
photovoltaïque connecté au réseau avec batterie. L’énergie produite (DC) est convertie via un 
onduleur (DC/AC) pour alimenter en priorité la consommation locale, puis charger la batterie, et 
enfin injecter l’excédent sur le réseau. La batterie, intégrée à la boucle DC, stocke l’énergie 
excédentaire pour la restituer en cas de déficit de production ou lors de pics de consommation. 
Le système suit ainsi une logique de gestion dynamique des flux visant à maximiser 
l’autoconsommation directe et différée, tout en réduisant les échanges réseau selon la 
production, la consommation et les prix en vigueur. Cette configuration constitue la base du 
modèle d’optimisation développé.  

3.2. Paramètres externes et données techniques 

Cette section vise à présenter et justifier l’ensemble des paramètres retenus pour la 
modélisation, en les regroupant selon leur origine (données, devis, simulation, littérature). 

Tout d’abord, les données de production photovoltaïque horaire utilisées dans ce mémoire 
proviennent de l’outil PVGIS, développé par la Commission européenne, et reconnu comme 
référence pour l’évaluation du potentiel solaire en Europe. Les simulations ont été réalisées sur 
une année météorologique type (TMY), à partir de la base de données ERA5, afin d’obtenir un profil 
de production représentatif des conditions climatiques moyennes du site. 

Figure 11 – Architecture du système photovoltaïque connecté au réseau avec batterie ((Gkioka, 2024) 
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Les configurations spécifiques des toitures, et la localisation, ont été prises en compte dans le 
paramétrage : une inclinaison de 15° pour les deux sites, avec un azimut de –45° pour Naninne 
(orientation sud-est) et de –35° pour Bertrix. Le profil horaire obtenu pour une puissance unitaire 
de 1 kWc constitue la base de toutes les simulations de scénarios de dimensionnement. 
Globalement, 1 kWc permet de produire 968 kWh/an sur Naninne contre 980 sur Bertrix.1 

PVGIS intègre déjà plusieurs pertes physiques liées aux conditions réelles de fonctionnement, 
telles que l’irradiance effective, la température des modules, l’angle d’incidence, ou encore les 
pertes spectrales. Afin de refléter plus fidèlement les conditions d’exploitation propres à 
COMARDEN, des pertes supplémentaires ont été ajoutées : 3 % pour l’encrassement des 
modules (salissures), 2 % pour les pertes de câblage DC, et 2 % pour les effets de mismatch entre 
panneaux. Ces pertes, estimées à 7 % au total, sont fondées sur les recommandations de 
Hashemi et al. (2021), Sepúlveda-Oviedo (2025) et Aurora Solar (2021). Les pertes liées à 
l’onduleur, en revanche, sont modélisées séparément dans le calcul global. 

D’autre part, les paramètres tarifaires énergétiques retenus dans ce mémoire proviennent de 
deux sources principales : le contrat de fourniture Engie en vigueur chez COMARDEN, et l’analyse 
détaillée de factures énergétiques mensuelles. Dans une facture d’électricité, on observe 
généralement deux composantes : une partie fixe (abonnements, redevances, frais de réseau 
constants) et une partie variable, directement proportionnelle aux volumes prélevés ou injectés. 
Il est très important de distinguer ces 2 tranches car seule la composante variable permet 
réellement d’économiser grâce à la production photovoltaïque autoconsommée, le fixe restant 
fixe.  

Le coût variable de l’énergie est composé de plusieurs éléments : le prix de l’électricité elle-même 
(marché de gros), les frais de transport et de distribution, les certificats verts et les accises. La 
partie purement énergétique est déterminée contractuellement selon les formules suivantes 
(mai 2025) : 

Prélèvement = 3,3065 + 0,1187 × EPEXDAM (soit 0,12 €/𝑘𝑊ℎ si EPEXDAM = 70) 

Injection = 0,0300 + 0,0524 × EPEXDAM (soit 0,03 €/𝑘𝑊ℎ si EPEXDAM = 60) 

 

L’index EPEX DAM reflète les prix horaires du marché de gros de l’électricité. Il varie fortement 
selon la saison. Conformément à une logique de prudence visant à ne pas surdimensionner 
l’installation, l’index retenu pour le prélèvement est issu des projections d’Elia (70 €/MWh), tandis 
que celui utilisé pour l’injection est un niveau bas, représentatif des mois d’été (60 €/MWh), 
période où les surplus sont les plus fréquents. Ces index sont disponibles publiquement sur le 
site d’Engie (voir bibliographie). Une attention particulière sera portée à la volatilité et à 
l’incertitude réglementaire entourant ces tarifs. 

De même pour les couts de transport et de distribution, une composante fixe est dissimulée 
derrière un faux prix variable. Pour l’évaluer, une régression linéaire a été réalisée sur un 
échantillon de factures COMARDEN, permettant de distinguer la composante fixe de la 
composante variable. Les résultats finaux, reproduits en annexe, permettent d’estimer un coût 
variable total de 0,23 €/kWh pour l’électricité.  

 
1 PVGIS estime un écart-type de 38,73 kWh/an par kWc, reflétant la variabilité interannuelle de la 
production solaire. 
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Pour clôturer les tarifs énergétiques, le coût de raccordement d’une installation photovoltaïque, 
avec injection comprise, est fixé à 1 123 € selon les barèmes officiels publiés par ORES (2025). 

Par après, les coûts d’investissement liés aux différentes composantes techniques (panneaux 
photovoltaïques, batteries de stockage et onduleurs) sont établis sur base des devis détaillés 
proposés par le partenaire JCB Engineering, acteur spécialisé dans le dimensionnement et 
l’installation de systèmes solaires professionnels. Ces devis ont été réalisés spécifiquement pour 
le projet COMARDEN, en tenant compte des configurations réelles des deux sites. Les prix 
renseignés incluent l’ensemble des fournitures et la main-d’œuvre. Les fiches techniques 
précises des produits sont reprises en annexe. Elles permettent de déterminer plusieurs 
paramètres clés du modèle : durée de vie, rendement de l’onduleur, profondeur de décharge, 
puissance de charge/décharge, dégradation des modules PV, et ratio PV/onduleur (AC/DC). Ces 
données, souvent exprimées sous des formats bruts (par exemple, dégradation annuelle), ont été 
traitées et converties pour correspondre à la granularité horaire du modèle. Les valeurs utilisées 
sont reprises dans le tableau des paramètres, au sein du chapitre 4 dédié à la modélisation. 

Certains paramètres techniques, non fournis par les fiches techniques, ont été complétés à partir 
de la littérature scientifique. La dégradation de la batterie a été modélisée sur base de la 
Coulombic efficiency proposée par Pérez et al. (2016), qui l’estime à 0,999954 par cycle, soit une 
perte de capacité de 0,000046 à chaque cycle complet. En considérant 3 000 cycles2 d’utilisation 
comme référence pour la batterie sur sa durée de vie, il a pu être calculé un rythme de dégradation 
horaire constant. Concernant le rendement du système batterie, il a été évalué à 97 %, en 
s’appuyant sur les performances réelles mesurées de la batterie déjà installée chez COMARDEN. 
Cela correspond à un rendement de 98,5 % en charge et puis en décharge. Enfin, le coût de 
maintenance des panneaux solaires a été fixé à 7 €/kWc/an, en cohérence avec les estimations 
proposées par Steffen et al. (2020), et directement appliqué au cas COMARDEN. 

Les données externes utilisées dans le cadre de cette modélisation reposent sur des sources 
techniques et économiques fiables, sélectionnées pour garantir la robustesse des résultats. Par 
principe de précaution, les paramètres tarifaires clés (prélèvement, injection etc.) pourront être 
ajustés dans des scénarios de sensibilité pour intégrer une marge de sécurité. L’objectif est 
d’éviter un surdimensionnement économiquement risqué en privilégiant des solutions robustes 
plutôt qu’un optimum purement théorique. 

3.3. Hypothèses de modélisation  

La modélisation repose sur un ensemble d’hypothèses macroéconomiques et 
comportementales, nécessaires pour fixer un cadre cohérent d’analyse. Celles-ci concernent 
notamment le taux d’actualisation réel, la stabilité des prix et le profil de consommation retenu. 

Tous les flux économiques considérés dans ce mémoire sont exprimés en valeurs réelles 
(constantes). Le taux d’intérêt nominal de référence a été fixé à 3,94 %, sur base du rendement 
moyen des obligations d’État belges à 25 ans (OLO), publié par la Banque nationale de Belgique 
pour le mois de mai 2025. À ce taux souverain s’ajoute une prime de risque forfaitaire de 50 %, 
validée par le réviseur de l’entreprise, afin de refléter les incertitudes propres à la structure 

 
2 L’intégration du nombre réel de cycles aurait nécessité des exposants non linéaires, incompatibles avec 
le cadre LP ; une approximation constante a donc été retenue. 
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financière jugée non-agressive de COMARDEN. La prime de risque liée au photovoltaïque reste 
modérée, dans la mesure où il s’agit d’un secteur mature et technologiquement éprouvé. Par 
ailleurs, une partie du risque lié au marché de l’électricité est déjà intégrée dans le rendement 
des obligations d’État, puisque l’État belge y est lui-même exposé en tant qu’acteur énergétique. 
Ce taux ajusté est ensuite corrigé de l’inflation, estimée à 2,01 % en mai 2025 selon Statbel, pour 
obtenir le taux d’actualisation réel applicable au modèle.  

𝑟 =
1 + (0,0394 × 1,5)

1,0201
− 1 ≈ 0,0382 soit 3,82 % 

Le taux d’actualisation réel retenu est donc de 3,82 %. Il convient de noter que cette hypothèse 
repose sur une inflation constante, ce qui constitue une simplification du cadre 
macroéconomique réel. Cette approche reste toutefois cohérente avec une logique d’évaluation 
prudente et robuste, et permet de lisser les effets de volatilité à long terme dans une optique de 
modélisation projet. 

Les prix de l’électricité, quant à eux, sont supposés constants en termes réels sur l’horizon de 
modélisation. Cette hypothèse se fonde sur les projections d’Elia (2025), qui indiquent une 
stabilisation progressive des prix de gros autour de 70 €/MWh entre 2027 et 2037, avec une 
fourchette d’incertitude limitée (figure 12). Cette faible volatilité attendue justifie l’hypothèse de 
prix stables sur la durée du projet. En revanche, le modèle présume donc des couts de l’énergie 
statiques aussi dans l’année. Or, l’indice EPEX DAM démontre une tendance différente, ce qui 
constitue une limite. 

De plus, le modèle repose sur le profil de consommation actuel de COMARDEN, incluant la 
charge anticipée des véhicules électriques. Cette approche suppose une utilisation passive de 
l’énergie, sans optimisation active des flux (type load shifting). Il s’agit donc d’une hypothèse 
conservatrice, justifiée par le souhait de ne pas surestimer le potentiel d’autoconsommation. 

Finalement, comme exposé dans la littérature, le système de valorisation applicable à 
COMARDEN est celui du "net purchasing" (ou net-billing), c’est-à-dire de la revente de l’injection.  
Mais il est important de souligner que franchir le seuil des 30 kVA entraînerait non seulement des 
exigences techniques renforcées, mais aussi une lourdeur administrative accrue. Ces contraintes 
s’accompagnent d’un coût minimal estimé à 15 000 €, notamment pour l’armoire de découplage, 
avec des montants pouvant s’élever fortement en présence d’un raccordement en haute tension 
(> 50 000€). En raison de ces implications, le mémoire analysera ce cas séparément, en 
comparant les résultats obtenus avec et sans contrainte de puissance onduleur (≤ 30 kVA). 

Figure 12 - Prix historiques et simulés de l’électricité sur le marché de gros en Belgique (Elia, 2025) 
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4. Méthodologie de modélisation 

Cette section présente la structure mathématique du modèle d’optimisation développé pour 
simuler le comportement énergétique du système photovoltaïque couplé à une batterie, dans le 
cadre spécifique de l’entreprise COMARDEN. Il s’agit d’un modèle linéaire (LP), sans variable 
binaire, formulé pour représenter à granularité horaire les flux d’énergie entre production, 
consommation, stockage et réseau. Le modèle s’étend sur un horizon de 25 ans, en répliquant 
une année type à partir des données horaires disponibles. L’ensemble des contraintes physiques, 
économiques et techniques est traduit sous forme d’équations linéaires, assurant la cohérence 
du système simulé avec la réalité d’exploitation. Une fonction de coût total est ensuite définie et 
utilisée comme critère d’optimisation à minimiser pour identifier, en sortie, les valeurs optimales 
des trois variables de décision cible. Ces variables, définies dans la littérature, sont la capacité 
photovoltaïque installée (X), la capacité de stockage (C), et la puissance de l’onduleur (P). Elles 
définissent ensemble le dimensionnement technico-économique optimal du système. 

4.1. Structure globale du modèle  

La logique de modélisation repose sur une représentation séquentielle des flux d’énergie au sein 
du système photovoltaïque on-grid. À chaque pas de temps horaire, la production solaire est 
allouée par priorité à la consommation locale, puis à la charge de la batterie si elle n’est pas 
saturée, et enfin injectée sur le réseau en cas d’excédent. Inversement, en l’absence de 
production suffisante, l’énergie est prélevée depuis la batterie si disponible, ou depuis le réseau 
public en dernier recours. Ces décisions dépendent de l’état instantané du système concernant 
le niveau de charge de la batterie, la demande locale, et la production PV disponible. 

Ce comportement est formalisé à l’aide d’un ensemble d’équations mathématiques dynamiques, 
résolues pour chaque heure (t) de chaque année (a) sur une période de 25 ans. Ces équations 
modélisent de manière cohérente l’évolution technique et économique du système dans le 
temps. 

L’ensemble du modèle est implémenté en Python et résolu à l’aide du solveur Gurobi, qui est 
responsable de la résolution mathématique du problème d’optimisation. Gurobi renvoie les 
valeurs optimales des variables de décision, ainsi que l’ensemble des flux simulés à partir des 
contraintes et paramètres définis. 
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4.2. Formulation mathématique du modèle 

4.2.1. Paramètres 

Le tableau 1 ci-dessous reprend l’ensemble des paramètres techniques et économiques utilisés 
dans la modélisation. Leurs valeurs ont été établies conformément aux sources et justifications 
détaillées dans le chapitre 3 sur la collecte des données. Pour faciliter l’intégration dans les 
équations, tous les pourcentages ont été convertis en ratios décimaux (ex. : 95 % devient 0,95). 

4.2.2. Variables de décision 

Le prochain tableau (tableau 2) regroupe les trois variables de décision du modèle : la capacité 
installée du système photovoltaïque (𝐶PV), la capacité énergétique de la batterie (𝐶BAT) et la 
puissance nominale de l’onduleur (𝐶INV). Ces variables sont optimisées par le modèle, en 
fonction de la fonction objectif définie. Ces variables sont admises positives et continues.  

Tableau 1 - Paramètres 

Tableau 2 - Variables de décision 
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4.2.3. Variables horaires 

Le dernier tableau (tableau 3) détaille les variables horaires, qui permettent de quantifier 
dynamiquement les flux d’énergie à chaque itération (t) sur l’ensemble des années simulées (a). 
Ces variables traduisent l’état du système heure par heure, en intégrant les contraintes 
techniques et les équilibres énergétiques. Elles sont enregistrées dans le modèle comme 
positives et continues. 

Une précision utile est que les variables horaires représentant des flux d’énergie (ex. : 𝐸charge,𝑎,𝑡  , 
𝐸decharge,𝑎,𝑡 ) sont exprimées en énergie disponible, selon une convention cohérente à travers tout 
le modèle. Par exemple, 𝐸decharge,𝑎,𝑡 désigne l’énergie effectivement disponible pour alimenter la 
consommation, après déduction des pertes de rendement. Inversement, 𝐸charge,𝑎,𝑡  représente 
l’énergie disponible pour la batterie, avant que les pertes de batterie ne soient appliquées en 
interne. Cette logique permet de formuler les bilans énergétiques de manière explicite et linéaire. 
Cette hypothèse ne change rien au modèle mais permet de préciser ce que vaut réellement 
chaque variable.  

4.2.4. Contraintes du modèle  

Ces contraintes préparent l’écriture du modèle en structurant le temps et en exprimant la 
dégradation et la production PV de façon simplifiée. Pour la plupart des contraintes, le terme    
∀𝑎, 𝑡  est utilisé pour appliquer la contrainte à chaque heure  𝑡 ∈ 𝑇  de chaque année  𝑎 ∈ 𝐴 .  

ℎ𝑎,𝑡 = 8760 ⋅ 𝑎 + 𝑡 ∀𝑎, 𝑡 

ℎrempl = 8760 ⋅ 𝑛batt 

𝐷bat,𝑎,𝑡 = (δbat)
γ⋅ℎ𝑎,𝑡  si ℎ𝑎,𝑡 < ℎrempl;  𝐷bat,𝑎,𝑡 = (δbat)

γ⋅(ℎ𝑎,𝑡−ℎrempl) si ℎ𝑎,𝑡 ≥ ℎrempl ∀𝑎, 𝑡 

𝐷pv,𝑎,𝑡 = (δPV)𝑡+8760 ⋅ 𝑎 ∀𝑎, 𝑡 

Tableau 3 - Variables horaires 
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𝐸prod,𝑎,𝑡 = 𝐸prod_unit,𝑎,𝑡 ⋅ 𝐶PV ⋅ 𝐷pv,𝑎,𝑡 ∀𝑎, 𝑡 

Les prochaines contraintes assurent, à chaque heure, l’équilibre entre les sources d’énergie 
(production PV, réseau, batterie) et les usages (consommation, charge batterie, injection). Tous 
les flux sont normalisés après passage de l’onduleur, en tenant compte de son rendement. 
L’énergie perdue correspond à l’énergie excédentaire (écrêtée) que l’onduleur ne peut pas 
convertir lorsqu’il atteint sa puissance maximale. Elle n’est donc pas valorisée. 

𝐸prod,𝑎,𝑡 ⋅ ηinv + 𝐸decharge,𝑎,𝑡 + 𝐸prelev,𝑎,𝑡

= 𝐸conso,𝑎,𝑡 + 𝐸charge,𝑎,𝑡 ⋅ ηinv + 𝐸inj,𝑎,𝑡 + 𝐸perdue,𝑎,𝑡 ⋅ ηinv ∀𝑎, 𝑡 

𝐸conso,𝑎,𝑡 = 𝐸pv,𝑎,𝑡 + 𝐸decharge,𝑎,𝑡 + 𝐸prelev,𝑎,𝑡  ∀𝑎, 𝑡 

𝐸prod,𝑎,𝑡 =  
𝐸pv,𝑎,𝑡

ηinv
+ 𝐸charge,𝑎,𝑡 +

𝐸inj,𝑎,𝑡

ηinv
+ 𝐸perdue,𝑎,𝑡  ∀𝑎, 𝑡 

Ces contraintes encadrent, à tout moment, le fonctionnement de la batterie. Elles permettent de 
fixer son niveau initial de charge, de la borner (min/max), de suivre son évolution horaire, et de 
respecter les limites de puissance admissibles. Elles prennent en compte la dégradation 
progressive de la capacité, le rendement du système, ainsi que la profondeur de décharge 
autorisée. Elles reflètent ainsi fidèlement le comportement réel d’une batterie dans le temps. 

𝑆𝑂𝐶0,0 = 𝐶BAT ⋅ 0.5 

𝑆𝑂𝐶𝑎,𝑡 ≤ 𝐶BAT ⋅ 𝐷bat,𝑎,𝑡  ∀𝑎, 𝑡 

𝑆𝑂𝐶𝑎,𝑡 ≥ (1 − 𝐷𝑜𝐷) ⋅ 𝐶BAT ⋅ 𝐷bat,𝑎,𝑡 ∀𝑎, 𝑡 

𝑆𝑂𝐶𝑎,𝑡 = 𝑆𝑂𝐶𝑎,𝑡−1 + ηbat ⋅ 𝐸charge,𝑎,𝑡 −
𝐸decharge,𝑎,𝑡

ηbat ⋅ ηinv
 ∀𝑎, ∀𝑡 > 0 

𝐸decharge,𝑎,𝑡

ηbat ⋅ ηinv
≤ 𝐶BAT ⋅ 𝐶rate ⋅ 𝐷bat,𝑎,𝑡  ∀𝑎, 𝑡 

𝐸charge,𝑎,𝑡 ≤ 𝐶BAT ⋅ 𝐶rate ⋅ 𝐷bat,𝑎,𝑡  ∀𝑎, 𝑡 

Enfin, ces dernières contraintes encadrent le rôle de l’onduleur. La première limite, à chaque 
heure, la puissance qu’il peut convertir, tout excédent étant perdu, et la seconde impose une 
borne au surdimensionnement DC/AC, selon un ratio maximal autorisé. 

𝐸pv,𝑎,𝑡  +  
𝐸decharge,𝑎,𝑡 + 𝐸inj,𝑎,𝑡

ηinv
≤ 𝐶INV ∀𝑎, 𝑡 

𝐶PV ≤ ρinv ⋅ 𝐶INV 
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4.2.5. Construction de la fonction objective  

Ces formules calculent l’investissement initial du système, en fonction des capacités installées. 
Le coût de raccordement, bien que fixe, est associé à l’onduleur car il dépend contractuellement 
de sa puissance, sans influencer le dimensionnement optimal car fixe. 

CAPEXPV = 𝐶PV ⋅ 𝑐PV 

CAPEXBAT = 𝐶BAT ⋅ 𝑐BAT 

CAPEXINV = 𝐶INV ⋅ 𝑐INV + 𝑐racc 

Ces équations permettent de calculer les coûts variables annuels liés à l’achat et à la vente 
d’électricité, à la maintenance du système PV, ainsi qu’aux frais fixes contractuels. À ce stade, les 
valeurs sont exprimées en montants non actualisés. 

𝐶prelev,𝑎 = ∑ 𝐸prelev,𝑎,𝑡

𝑡

⋅ 𝑝prelev ∀𝑎 

𝑅inj,𝑎 = ∑ 𝐸inj,𝑎,𝑡

𝑡

⋅ 𝑝inj ∀𝑎 

𝐶maint,𝑎 = 𝐶PV ⋅ 𝑐maint ∀𝑎 

𝐶fixe,𝑎 = 𝑐mens ⋅ 12 + 𝑐ann ∀𝑎 

Cette équation permet d’actualiser, année par année, les coûts variables calculés juste au-
dessus, à l’aide du taux d’actualisation, pour en calculer la valeur cumulée actualisée (OPEX). 

OPEX = ∑
𝐶prelev,𝑎 − 𝑅inj,𝑎 + 𝐶maint,𝑎 + 𝐶fixe,𝑎

(1 + 𝑟)𝑎

𝐴−1

𝑎=0

 

Cette équation estime les coûts de remplacement de la batterie et de l’onduleur à la fin de leur 
durée de vie, en les actualisant à l’aide du taux d’actualisation réel à l’année 12,5. 

𝐶remplacement =
𝐶BAT ⋅ 𝑐BAT + 𝐶INV ⋅ 𝑐INV

(1 + 𝑟)12.5
 

Cette dernière équation regroupe l’ensemble des coûts (investissements initiaux, opérationnels, 
remplacement) sur la période projetée de 25 ans. Elle constitue la fonction objective que le 
modèle linéaire cherche à minimiser. 

 𝐶𝑜𝑢𝑡 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 = CAPEXPV + CAPEXBAT + CAPEXINV + OPEX + 𝐶remplacement 

4.3. Spécificités du modèle et limites structurelles 

Dans le cadre d’une modélisation horaire fine, la gestion cohérente des flux énergétiques impose 
de respecter des règles physiques fondamentales, parmi lesquelles l’interdiction de certains 
comportements contradictoires. En particulier, un système énergétique réel ne peut ni charger 
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une batterie tout en la déchargeant au même instant, ni prélever de l’énergie du réseau tout en 
injectant simultanément. Le système ne devrait pas non plus injecter lorsqu’il est capable de 
charger ou lorsqu’il est en train de décharger et enfin il ne devrait pas prélever lorsqu’il est 
capable de décharger ou qu’il est en train de charger. Ces combinaisons ne seraient pas 
économiquement rentables. Elles peuvent pourtant être rendues artificiellement possibles par 
un solveur, si le modèle n’en interdit pas explicitement la coexistence. 

Pour limiter ce risque, une approche indirecte aurait dû être introduite dans le modèle. Elle 
repose sur la formalisation explicite des situations d’excès et de manque de production, selon la 
logique suivante : 

𝐸𝑒𝑥𝑐𝑒𝑠𝑠,𝑎,𝑡 = max (0, min(𝐸𝑝𝑟𝑜𝑑,𝑎,𝑡, 𝐶𝐼𝑁𝑉) −
𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠𝑜,𝑡

η𝑖𝑛𝑣
)  ∀𝑎, 𝑡 

𝐸𝑚𝑖𝑠𝑠𝑖𝑛𝑔,𝑎,𝑡 = max (0,
𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠𝑜,𝑡

η𝑖𝑛𝑣
− min(𝐸𝑝𝑟𝑜𝑑,𝑎,𝑡 , 𝐶𝐼𝑁𝑉))  ∀𝑎, 𝑡 

Ces deux équations permettent d’identifier les situations où la production locale excède ou, au 
contraire, ne suffit pas à couvrir la consommation instantanée. Elles seraient ensuite utilisées 
pour contraindre la somme des flux sortants et entrants selon l’état du système : 

𝐸𝑒𝑥𝑐𝑒𝑠𝑠,𝑎,𝑡 + 𝐸𝑃𝑉,𝑎,𝑡 − min(𝐸𝑃𝑉,𝑎,𝑡 ,  𝐶𝐼𝑁𝑉) = 𝐸𝑐ℎ𝑎𝑟𝑔𝑒,𝑎,𝑡 +
𝐸𝑖𝑛𝑗,𝑎,𝑡

η𝑖𝑛𝑣
+ 𝐸𝑝𝑒𝑟𝑑𝑢𝑒,𝑎,𝑡  ∀𝑎, 𝑡 

𝐸𝑚𝑖𝑠𝑠𝑖𝑛𝑔,𝑎,𝑡 =
𝐸𝑝𝑟𝑒𝑙𝑒𝑣,𝑎,𝑡

η𝑖𝑛𝑣
+

𝐸𝑑𝑒𝑐ℎ𝑎𝑟𝑔𝑒,𝑎,𝑡

η𝑖𝑛𝑣
 ∀𝑎, 𝑡 

Cependant, bien que l’une des deux quantités soit toujours nulle dans une logique analytique, 
cette exclusivité n’est pas automatiquement garantie par la formulation LP. Le solveur peut 
considérer, par exemple en cas d’imprécisions d’arrondis, simultanément des valeurs non nulles 
pour𝐸𝑒𝑥𝑐𝑒𝑠𝑠,𝑎,𝑡 et 𝐸𝑚𝑖𝑠𝑠𝑖𝑛𝑔,𝑎,𝑡. Une formulation rigoureuse impliquerait l’ajout de variables binaires 
horaires, activant alternativement le flux en excès ou en déficit, selon la situation horaire. Cela 
pourrait se faire via la méthode Big-M. Cela permettrait de garantir une mutuelle exclusivité 
stricte. Toutefois, elle suppose de passer d’un modèle linéaire pur (LP) à un modèle mixte (MILP), 
en ajoutant 8760 binaires par année simulée sur un projet de 25 ans. Cela décuple à l’extrême la 
puissance de calcul et dépasse de très loin les capacités de résolution du modèle. Il a donc été 
décidé de négliger ces contraintes binaires.  

En revanche, l’impact sur les résultats est moindre. En effet, les énergies étant bien valorisées, 
le modèle ne va jamais prélever (charger) et injecter (décharger) en même temps. Toutefois, 
comme le modèle a une connaissance parfaite des données, un inconvénient concerne la 
simulation des flux. Cela signifie que le modèle va parfois injecter au lieu de charger en sachant 
que la batterie sera full plus tard avant d’être vide et qu’il aurait quand même dû injecter à ce 
moment-là (et inversement pour le prélèvement et la décharge). Cela n’entraîne donc aucune 
conséquence sur le résultat et a pour seul conséquence une répartition différente de l’énergie 
dans le temps. Les seuls cas dans lesquels le modèle va tromper la réalité est dans les moments 
d’écrêtage. En effet, il va alors s’arranger pour avoir un SOC très faible pour pouvoir absorber une 
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partie de l’énergie, qui aurait dû être perdue, dans la batterie. Cela n’est pas représentatif de la 
réalité à moins qu’un système intelligent qui anticipe les périodes de grosse production soit mis 
en place. C’est le seul moment où le modèle obtient un gain théorique différent de la pratique. 
Cela est une nouvelle fois dû à la connaissance parfaite des données.  Néanmoins, ces cas sont 
rares et l’impact est résiduel.  

Une spécificité du modèle concerne le site de Naninne. Ce site possède déjà sa propre 
installation et il a été important de le prendre en compte. Globalement, cela ne change rien au 
résultat optimal mais les couts ont dû être réadaptés et les variables bornées inférieurement par 
rapport à l’installation déjà en place. Le partenaire JCB a d’ailleurs proposé de racheter 
l’onduleur actuel de 10 kVA à un prix de 1500€. Dans les calculs de rentabilité, il sera comparé la 
situation avec l’implantation de l’optimal et sans celle-ci, en considérant seulement l’installation 
actuelle. Les données de l’installation actuelles ont donc été simulées sur 25 ans selon les 
mêmes contraintes.  

Un dernier point à clarifier implique la limite de 30 kVA et le cout associé à son dépassement. De 
nouveau, cela demandait l’intégration d’une variable binaire trop lourde pour le modèle. Pour y 
parvenir, deux modèles ont été simulés pour chaque site, l’un libre de contrainte et l’autre sous 
contrainte de 30 kVA. Il restera à comparer les couts totaux issus de la fonction objective.  

5. Résultats  

5.1. Résultats pour le site de Naninne  

Pour le site de Naninne, le modèle propose une configuration optimale composée de 60 kWc de 
panneaux photovoltaïques, 30 kWh de batterie (capacité déjà installée), et 30 kVA d’onduleur, soit 
exactement le seuil réglementaire au-delà duquel des surcoûts significatifs s’appliquent (tableau 
4). Pour maximiser l'utilisation de cette contrainte, le modèle choisit le ratio DC/AC limite de 
200 %. Cela montre la volonté de produire au maximum malgré la contrainte onduleur et permet 
aussi d’avoir une meilleure production en hiver. Aucun réinvestissement dans la batterie n’est 
jugé nécessaire. L’unité existante sur le site de Naninne est conservée sans extension, traduisant 
un arbitrage économique fondé sur son usage et son coût élevé.  

Le second scénario de référence (sans contrainte sur l’onduleur) identifie une solution théorique 
plus performante (90,12 kWc PV et 45,06 kVA onduleur), avec un coût total optimisé légèrement 

Tableau 4 - Résultats de l’optimisation pour le site de Naninne 
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inférieur (121 690 € contre 125 744 €). Mais cette différence de 4 000 € sur 25 ans, bien que non 
négligeable, ne justifie pas un dépassement du seuil de 30 kVA compte tenu des frais 
réglementaires et administratifs supplémentaires associés. 

La figure 13 illustre le comportement énergétique mensuel simulé lors de la première année de 
fonctionnement du système optimisé à Naninne. On y observe les tendances de production 
photovoltaïque totale, d’autoconsommation (part consommée localement) et de la demande 
globale du site. Sans surprise, la production atteint son pic entre mai et juillet, dépassant 
largement la consommation, ce qui génère des surplus injectés. À l’inverse, durant l’hiver 
(décembre à février), la production chute fortement et ne couvre qu’une fraction des besoins, ce 
qui nécessitera un recours au prélèvement désavantageux. Le graphique met en évidence 
l’activité quotidienne de charge et de décharge de la batterie sur l’année simulée. On observe une 
intensité plus marquée en été, période durant laquelle l’installation reçoit le plus d’énergie 
solaire. Cela confirme que la batterie joue un rôle de tampon à court terme, mais ne permet pas 
de stocker l’énergie estivale pour un usage hivernal. Son utilité est strictement liée au lissage des 
variations intra-journalières. La batterie exerce d’ailleurs 3000 cycles sur sa vie.  

La figure 14 compare les factures d’énergie mensuelles entre l’installation actuelle et le système 
optimisé sur la première année. On constate que, malgré l’optimisation, les coûts restent élevés 
en hiver, période de faible production solaire, tandis qu’une réduction marquée est observée en 
été, grâce à une autoconsommation maximale. L’installation ne permet donc pas d’être 
autonome durant toute l’année.  
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Figure 14 - Simulation de la facture mensuelle sur la première année à Naninne 

Figure 13 - Simulation énergétique mensuelle (gauche) et fonctionnement journalier de la batterie (droite) pour la première année à Naninne 
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Les indicateurs techniques du tableau 5 permettent de quantifier l’efficacité énergétique du 
système en termes d’autonomie. Le taux d’autoconsommation (SCR) de 53,8 % indique que près 
de la moitié de l’énergie produite est injectée sur le réseau, tandis que le taux d’autoproduction 
(SSR) de 59,7 % signifie que plus de 40 % de la consommation est toujours couverte par du 
prélèvement externe. Ces valeurs restent relativement basses, notamment en raison des pics de 
charge élevés des bornes de recharge VE, qui concentrent la demande sur des plages horaires 
restreintes. Ce mauvais alignement temporel avec la production PV limite la performance globale 
du système. Il est donc fortement recommandé d’intégrer un système de pilotage intelligent 
capable d’adapter dynamiquement la puissance de charge en fonction de la production solaire, 
afin de lisser les besoins et améliorer les taux d’autoconsommation. 

5.2. Résultats pour le site de Bertrix 

Le modèle identifie pour le site de Bertrix un dimensionnement optimal de 60 kWc de panneaux 
solaires, 16,1 kWh de batterie et 30 kVA d’onduleur, soit de nouveau le maximum autorisé sans 
franchir le seuil réglementaire critique (tableau 6). Pour les mêmes raisons que Naninne, la 
stratégie retenue consiste à saturer l’onduleur avec un ratio DC/AC élevé, sans dépasser sa limite. 
Le scénario libre de contrainte onduleur prévoit un dimensionnement à peine plus élevé (70,63 
kWc) pour un gain très marginal (450 € sur 25 ans). Il ne sera donc pas retenu. La capacité de 
batterie optimale est plus faible et donc plus exploitée en assurant environ 4 000 cycles sur 25 
ans. Des analyses de sensibilité ont montré que cette capacité pouvait être réévaluée à la hausse 
dans des contextes où le tarif de prélèvement augmentait, soulignant la sensibilité du modèle aux 
paramètres tarifaires.  

Les prochains résultats suivent les mêmes tendances que le site de Naninne et sont donc révélés 
sans commentaire (figure 15).  

 

Tableau 5 - Indicateurs techniques à Naninne 

Tableau 6 - Résultats de l'optimisation pour le site de Bertrix 
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Les indicateurs techniques (tableau 7) confirment le principe de dimensionnement élevé adopté 
à Bertrix. Avec un ratio PV de 131,3 %, supérieur à celui de Naninne, le SCR tend mécaniquement 
vers le bas (45,1 %) tandis que le SSR tend vers le haut (59,3 %). Comme vu dans la littérature, 
cela reflète une stratégie où l’on accepte d’injecter davantage si cela permet de réduire le 
prélèvement. Néanmoins, la capacité de batterie plus faible limite les possibilités de lissage, ce 
qui réduit automatiquement la part d’énergie autoconsommée, ce qui limite quand même le SSR 
inférieur à Naninne.  

5.3. Résultats économiques : Impact sur la structure financière 

Le tableau 8 présente les résultats économiques consolidés des deux projets photovoltaïques, à 
travers des indicateurs financiers classiques et le LCOE, qui constitue ici l’outil central 
d’évaluation de la rentabilité. Ce dernier permet d’estimer, de manière actualisée, le coût réel de 
l’énergie consommée sur toute la durée de vie de l’installation. Comme la fonction objective du 
modèle vise à minimiser le coût total d’énergie, cela revient mécaniquement à minimiser le LCOE. 
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Figure 15 - Simulation énergétique mensuelle (gauche) et fonctionnement journalier de la 
batterie (droite) et de la facture énergétique (bas) pour la première année à Naninne 

Tableau 7 - Indicateurs techniques à Bertrix 
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Il convient de rappeler que les valeurs affichées sont actualisées. Par exemple, le LCOE "actuel" 
de Bertrix correspond donc au coût réel d’achat de l’électricité, actualisé à 25 ans, et non 
simplement au prix de prélèvement contractuel. 

Les indicateurs de rentabilité (NPV, ROI, payback time) confirment l’intérêt économique des deux 
projets, avec des valeurs très satisfaisantes. Le ROI net est plus modeste pour Bertrix, en raison 
d’un investissement initial plus élevé, proche de la NPV, mais le délai de retour sur investissement 
reste quasi équivalent à celui de Naninne. Cela s’explique notamment par le fort différentiel entre 
la situation actuelle (sans PV) et l’installation optimisée, ce qui génère une marge d’amélioration 
plus importante. Enfin, la NPV net global de 78 232 € représente le gain actualisé cumulé attendu 
pour COMARDEN si l’entreprise décide d’investir simultanément dans les deux projets. 

La figure 16 permet d’exprimer clairement l’évolution cumulée des coûts actualisés pour les deux 
projets combinés sur 25 ans. On constate que l’investissement initial est rapidement compensé. 
Le point de croisement intervient dès la 8e année, marquant le début des économies nettes. 
L’augmentation soudaine des couts est expliquée par le remplacement des batteries et de 
l’onduleur à la demi-vie3. Il faut également noter que le modèle ne tient pas compte d’une 

 
3 Le remplacement anticipé dans le scénario actuel s’explique par le fait que la batterie et l’onduleur 
existants ont déjà deux ans ; l’installation est par conséquent considérée comme non fonctionnelle au-
delà de la 23e année. 
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Figure 16 - Évolution des coûts cumulés sur 25 ans pour les deux sites combinés 
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éventuelle valeur résiduelle de l’installation en fin de vie, ce qui signifie qu’en réalité, le gain final 
pour COMARDEN pourrait être encore supérieur. 

Enfin, le tableau 9 illustre l’impact du projet photovoltaïque sur la structure financière de 
COMARDEN, en se concentrant sur les coûts énergétiques et le bénéfice opérationnel projetés 
pour l’année suivant l’investissement. Afin de garantir une comparaison cohérente, la 
consommation électrique de 2024 a été ajustée en fonction des prévisions d’augmentation liées 
à l’électrification du site. On observe qu’avec l’économie faite sur la facture d’électricité, l’effet 
sur la structure de coûts est significatif, avec une réduction globale des dépenses énergétiques 
de 4,93 % et une hausse nette du bénéfice avant impôt de 1,77 %. 

Ces résultats intègrent un amortissement sur 25 ans, correspondant à une estimation du coût 
annuel moyen de l’investissement. L’objectif reste ici de mesurer l’effet sur les flux opérationnels 
récurrents, en tenant compte partiellement de l’investissement, sans modéliser toute la 
structure comptable. Il s’agit donc d’une version simplifiée mais réaliste, permettant d’observer 
l’impact du projet sur le roulement des charges annuelles. Certaines économies 
supplémentaires, comme la baisse des dépenses en carburant des voitures liée à l’électrification 
ou les réductions de taxes carbones évoquées dans la littérature, n’ont pas été intégrées ici car 
elles sortaient du périmètre strict du mémoire. Cette approche prudente renforce la robustesse 
du gain observé. 

6. Discussion  

6.1. Interprétation des résultats 

Les résultats obtenus confirment une logique de dimensionnement parfaitement cohérente avec 
les contraintes techniques et réglementaires actuelles. Le modèle retient naturellement une 
puissance d’onduleur de 30 kVA, soit le seuil maximal autorisé avant surcoût, et exploite 

Tableau 9 - Impact économique annuel du scénario d’investissement sur les coûts et le bénéfice de COMARDEN 
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pleinement cette limite avec un ratio DC/AC de 200 %. Sur le plan économique, la rentabilité du 
projet est clairement démontrée, avec un gain actualisé cumulé de plus de 78 000 € sur 25 ans 
pour l’ensemble des deux sites. Ce résultat est d’autant plus significatif qu’il est obtenu dans le 
cadre d’une modélisation volontairement prudente, intégrant des hypothèses conservatrices sur 
les prix, la consommation, et sans valorisation résiduelle des équipements. Le projet représente 
donc une réelle opportunité de développement pour COMARDEN, à la fois sur le plan 
économique, énergétique et stratégique. 

Cependant, il convient de rappeler que ce résultat reste théorique et fondé sur un modèle de 
simulation, aussi rigoureux soit-il. L’analyse scientifique mène à de tels résultats, mais ceux-ci 
doivent être contrebalancés par une lecture critique, car plusieurs hypothèses fortes structurent 
la démarche. La suite de ce chapitre propose un examen des limites du modèle, afin d’évaluer la 
robustesse des conclusions dans une perspective d’application concrète. 

6.2. Limites du travail  

Certaines hypothèses formulées dans le cadre de la modélisation reposent sur des choix 
simplificateurs, en particulier par rapport à ce que sera la valeur que prendra certains facteurs du 
modèle sur la durée de 25 ans. Cela limite sa représentativité dans un contexte réel. En premier 
lieu, plusieurs coûts et paramètres tarifaires dynamiques dans la réalité ont été figés sous forme 
de constantes. C’est notamment le cas du tarif de prélèvement, du prix d’injection et du taux 
d’inflation. Cette hypothèse de stabilité pourrait s’avérer insuffisamment robuste dans un 
environnement énergétique en forte évolution.  

Par ailleurs, le modèle repose sur des données horaires, jugées suffisantes, mais qui n’absorbent 
pas toute l’information sur les flux d’énergies réels. En effet, l’ensemble de la variabilité intra-
horaire, très pertinent pour la gestion fine du stockage, manque à la modélisation.  

Une autre simplification concerne la charge des véhicules électriques, qui a été modélisée à 
partir d’un canevas fixe horaire, identique pour tous les jours d’activité. Ce profil, conçu avec soin 
sur base d’hypothèses réalistes et appuyé par des travaux de référence, reste une approximation, 
faute de données comportementales réelles sur les habitudes des utilisateurs. Il conviendrait, 
dans une perspective de suivi de projet, de le réajuster a posteriori à l’aide de données 
empiriques. 

Enfin, deux limites plus résiduelles méritent d’être mentionnées. L'absence de prise en compte 
des années bissextiles, et l’hypothèse de dégradation linéaire des composants (batterie, PV). Ces 
hypothèses, bien que simplificatrices, reflètent néanmoins de manière raisonnable la tendance 
observée dans la réalité. 

Si les résultats de l’onduleur et la puissance crête peuvent être entendus avec confiance, ces 
limites peuvent avoir un impact non-négligeable sur le dimensionnement de la batterie. En effet, 
le modèle propose un dimensionnement relativement faible de la batterie, ce qui peut s’expliquer 
par plusieurs facteurs. Parmi elles, on retrouve le coût élevé, les pertes liées au cycle de charge-
décharge, sa dégradation progressive, ainsi qu’une utilisation limitée chez COMARDEN, dont la 
majorité de la consommation se concentre en journée. L’objectif étant de minimiser le coût total 
du système, le modèle ne cherche pas à maximiser l’autoconsommation directement. 
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Malgré tout, plusieurs limites, susceptibles de conduire à une sous-estimation de l’utilité réelle 
du stockage, persistent. D’abord, les données utilisées sont horaires et n’intègrent pas les 
variations infra-horaires, alors que la batterie joue un rôle de lissage dans des situations de 
déséquilibres courts mais fréquents. Des données précises, voire instantanées sont nécessaires 
pour capturer toute l’information utile pour dimensionner fidèlement une batterie.  Ensuite, les 
tarifs de prélèvement et d’injection sont supposés fixes, ce qui ne reflète pas la variabilité 
croissante des prix de l’électricité. En pratique, la batterie pourrait justement permettre d’éviter 
d’injecter ou de prélever lorsque l’énergie du marché est valorisée de manière désavantageuse, 
ce qui renforcerait sa rentabilité. Enfin, le modèle ne tient pas compte des risques de coupures 
ou de black-out, pourtant bien documentés dans la littérature. Une batterie couplée à un système 
de secours (UPS) pourrait alors offrir une sécurité opérationnelle précieuse pour COMARDEN. 
Ces trois éléments justifient un dimensionnement plus généreux de la batterie. En vertu de ces 
limites et de la volonté de COMARDEN à être le plus autonome possible, il sera recommandé 
d’investir dans une batterie avec une plus grande capacité que celle proposée par le modèle, 
surtout pour le site de Bertrix, actuellement non équipé.  

Enfin, une considération importante dans ce type d’optimisation est que le modèle dispose d’une 
connaissance parfaite des données futures, ce qui impose de définir des contraintes réalistes 
strictes. Or, comme expliqué en section 4.3, l'intégration de variables binaires pour interdire 
certains comportements incohérents (ex. charge/décharge simultanée) n’a pas été possible pour 
des raisons de complexité de calcul. La seule conséquence ayant un impact sur les résultats est 
que le modèle va parfois organiser artificiellement un état de charge faible juste avant une période 
de forte production pour éviter une partie de l’écrêtement. Ce comportement n’est pas fidèle à la 
réalité sauf en présence d’un système de pilotage intelligent avec anticipation. Il s’agit cependant 
de cas très résiduels, limités à certaines heures d’écrêtement (rare sur une année). En dehors de 
ce cas très spécifique, cette limite d’intégration binaire, n’affecte pas le résultat global du modèle, 
mais peut altérer la répartition temporelle précise des flux. 

D’après cette discussion, plusieurs recommandations concrètes peuvent être formulées à 
destination de COMARDEN. La première est de valider le scénario optimal proposé pour les deux 
sites, tant en termes de puissance installée que de ratio DC/AC, en veillant à respecter la 
contrainte réglementaire des 30 kVA d’onduleur. Pour le site de Bertrix, il est également 
recommandé d’investir dans une batterie de capacité supérieure à celle suggérée par le modèle, 
afin de mieux refléter les réalités opérationnelles évoquées en discussion. Ensuite, il apparaît 
pertinent de mettre en place un système de pilotage intelligent des bornes de recharge, afin 
d’ajuster dynamiquement leur puissance en fonction de la production solaire disponible, ce qui 
permettrait d’améliorer significativement le taux d’autoconsommation. Dans la même logique, il 
est conseillé de suivre attentivement l’évolution des prix de l’électricité et d’envisager, à moyen 
terme, des scénarios tarifaires dynamiques dans la modélisation et la gestion quotidienne. Enfin, 
COMARDEN pourrait envisager l’intégration progressive d’un système d’autonomie partielle via 
une fonction UPS, afin de renforcer sa résilience face aux coupures du réseau. Mais au-delà des 
équipements, l’un des leviers les plus puissants reste l’adaptation comportementale. Lisser et 
étaler dans le temps les charges énergétiques importantes, organiser les recharges de véhicules 
de manière différée, ou sensibiliser les employés à l’importance d’une consommation en 
adéquation avec la production solaire peuvent contribuer à générer des gains significatifs, sans 
investissement supplémentaire. 
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7. Conclusion 

Ce travail présente une revue assez complète des éléments économiques à considérer dans le 
choix de dimensionnement d’une installation photovoltaïque et propose des éléments de 
réponse cohérents en vue de prendre des décisions concrètes. Il permet ainsi de répondre à la 
question de départ et aux objectifs fixés. Le raisonnement général suivi tout au long du travail 
s’inscrit dans le cadre d’une démarche scientifique visant à être la plus objective possible. Il 
convient toutefois de dire qu’il s’inscrit dans un ensemble global de logiques elles-mêmes 
cohérentes. Ce travail ne prétend donc pas représenter la seule bonne approche, mais plutôt une 
bonne approche parmi d’autres.  

Un autre caractère très enrichissant de ce mémoire réside dans son potentiel d’applicabilité à un 
marché bien plus vaste que le seul cas de COMARDEN. En effet, tout acteur énergétique ayant 
une consommation pourrait tirer profit de la méthodologie développée. La flexibilité employée 
par le modèle lui octroie le privilège d’avoir un potentiel d’utilisation assez « universel ». Il suffirait, 
en principe, d’introduire les nouvelles données de consommation et de production, d’ajuster les 
paramètres au nouvel environnement, et le cas échéant, d’adapter certaines contraintes. Par 
ailleurs, il pourrait s’avérer également très efficient pour les installateurs photovoltaïques, qui 
n’intègrent pas toujours les besoins réels et précis du client dans leur processus. Le travail 
présente donc de belles opportunités, portées par les motivations réelles qui pourraient inciter à 
son utilisation et à son développement.  

Comme exprimé dans les limites, une extension intéressante de ce travail consisterait à intégrer 
tout l’aspect dynamique des paramètres. Cela permettrait de refléter plus fidèlement l’évolution 
croissante de l’environnement dans lequel est ancré le marché énergétique actuel. Une autre 
piste de recherche pertinente serait d’inclure d’autres sources d’énergie (autre que le PV et le 
réseau) dans l’équation à des fins de comparaison et d’ajustement optimal global. En effet, 
plusieurs solutions proposées par le marché pourraient s’avérer également très intéressantes. 
Dans le cas COMARDEN, le PV s’est toutefois rapidement positionné comme une solution idéale.  

Pour conclure, il est clairvoyant de soulever que ce mémoire met en lumière l’importance cruciale 
de l’anticipation dans un monde plus volatile que jamais. Cette nécessité s’impose d’autant plus 
dans le contexte énergétique actuel, et lorsqu’on est conscient que l’énergie est le pilier principal 
de toute l’économie. En vertu de cette affirmation, et en cohérence avec les valeurs de 
COMARDEN partagées dans ce projet, il apparait que la capacité à prévoir est devenue, de nos 
jours, une compétence fondamentale. Je terminerai par cette déclaration de Winston Churchill, 
« Mieux vaut prendre le changement par la main, avant qu’il ne nous prenne par la gorge ». 
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