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Nomenclature

θ Angle (°) 
h Constante de planck (=6,62.10-34J.s)
 Fréquence (Hz)
C Vitesse de la lumière (=3.108m.s-1)
 Longueur d’onde (µm).
Iph Courant photovoltaïque (A)

I0 Courant de saturation de la diode (A)

n Facteur d’idéalité de la diode

sR Résistance série  
shR Résistance shunt  

k Constante de Boltzmann ( 123 .10.38,1  KJk )

q Charge de l'électron en Coulomb ( Cq 1910.302,1  )

T Température de la cellule(K)

Vt Tension thermique :
q

kT
Vt  ( 1. CJ ).

Vbr Tension d’avalanche de la jonction (V)
Isc Courant de court-circuit (A)
Voc Tension en circuit ouvert (V)

I Courant (A)

V Tension (V)

Imax
Courant maximum (A)

Vmax Tension maximum (V)

Pmax Puissance maximale délivrée par le module PV (W)
Imp Courant au point de puissance maximal (A)
Vmp Tension au point de puissance maximal (V)
G Éclairement (W/m²),
S Surface (m2)

FF Facteur de forme (%)

Np Nombre de modules connectés en parallèle

Ns Nombre de modules connectés en série

α Coefficient de température pour le courant (A/°C) 
β Coefficient de température pour la tension (V/°C) 
Al Aluminium
Cu Cuivre
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Abréviations

AM Air Masse

MWT Metal Wrap Through

CDER Centre de Développement Énergies
Renouvelables

EVA Ethylène-Vinyl-Acétate
PPM Point de Puissance Maximale.

PV Photovoltaïque.

PVB Poly Vinyle Butyrale

Wp Watt crête

STC Standard Test Condition

RD Taux de Dégradation (Rate Degradation)

ECN Energy Research Centre of the Netherlands

IBC Interdigitated Back Contact

EWT Emitter Wrap Through

ILD Inner Dielectric Layer
CA Couches Adhésives



I

Table de matières

Introduction générale.................................................................................................................... 1
CHAPITRE I : Systèmes photovoltaïques : généralités et modes de dégradation................. 4
I.1. Introduction............................................................................................................................. 5
I.2. Irradiation solaire................................................................................................................... 5

I.2.1. Le spectre solaire............................................................................................................. 7

I.2.2. Masse d’air....................................................................................................................... 8

I.2.3. Mesure de d’éclairement ................................................................................................ 9
I.3. Conversion photovoltaïque .................................................................................................. 10

I.3.1. Matériau semi-conducteur ........................................................................................... 10
I.3.1.1. Formation de la jonction PN ..................................................................................... 10
I.3.1.2. Principe de la conversion photovoltaïque ................................................................ 12

I.4. Les différentes technologies de cellules photovoltaïques................................................... 12
I.5. Bilan des rendements des différentes technologies photovoltaïques................................ 16
I.6. Modèle de la cellule photovoltaïque .................................................................................... 18

I.6.1. Circuit électrique équivalent........................................................................................ 18

I.6.2. Modèle de Bishop .......................................................................................................... 20

I.6.3. Modèle explicite............................................................................................................. 20

I.6.4. Caractéristiques d’un module PV ............................................................................... 21

I.6.5. L’association de cellules photovoltaïques ................................................................... 22
I.7. Module photovoltaïque......................................................................................................... 23

I.7.1. L'encapsulation des cellules photovoltaïque............................................................... 23

I.7.2. La boîte de jonction....................................................................................................... 25

I.7.3. Cadre en aluminium ..................................................................................................... 25
I.8. État de l’art sur les modes de dégradation des modules photovoltaïques ....................... 26

I.8.1. Facteurs de stress environnementaux ......................................................................... 26

I.8.2. Différents modes de dégradation d’un module PV.................................................... 27
I.9. Suivi de performances et diagnostics .................................................................................. 32
I.10. Conclusion et problématique de la thèse .......................................................................... 34
CHAPITRE II : Effet de l’ombrage sur les performances des modules photovoltaïque ..... 35
II.1. Introduction ......................................................................................................................... 36
II.2. Influence de l’ombrage sur les performances des modules PV....................................... 36
II.3. Déséquilibre au sein d’un module PV avec l’ombrage .................................................... 37
II.4. L’effet d’un ombrage partiel (études expérimentales) .................................................... 39

II.4.1. Ombrage partiel du module PV en milieu urbain.................................................... 39

II.4.2. Ombrage partiel du module PV dans un milieu aride ............................................. 43
II.5. Détermination de la caractéristique I-V et le comportement de diodes by-pass sous
l’effet d’ombrage partiel ............................................................................................................. 48

II.5.1. Comportement des différentes parties ombragées sans et avec diode by-pass...... 51

II.5.2. Etude comparative....................................................................................................... 53



II

II.6. Ombrage partiel d’une cellule....................................................................................... 55

II.6.1. Description de la plateforme d’expérimentation ...................................................... 55

II.6.2. Modélisation de la perte de puissance ....................................................................... 57

II.6.3. Détection de l’effet d’échauffement due à l’ombrage dans un module PV............ 58
II.7. Conclusion............................................................................................................................ 60
CHAPITRE III : Étude de deux centrales photovoltaïques une, en milieu désertique et
une, en milieu méditerranéen..................................................................................................... 61
III.1. Introduction ....................................................................................................................... 62
III.2. Évaluation de la dégradation des modules PV en milieu désertique ............................ 62

III.2.1. Description de la station ............................................................................................ 62

III.2.2. Présentation de la plateforme expérimentale .......................................................... 64

III.2.3. Description de la charge électronique ...................................................................... 64

III.2.4. Standardisation des mesures réalisées dans les conditions réelles ........................ 65

III.2.5. Détermination du modèle de la caractéristique I-V................................................ 66

III.2.6. Calcul du taux de dégradation.................................................................................. 66

III.2.7. Evaluation des modes de dégradations des modules PV ........................................ 67

III.2.8. Evaluation des incertitudes de mesures ................................................................... 74

III.2.9. Etude comparative de la dégradation ...................................................................... 75
III.3. Evaluation de la dégradation des modules PV en milieu méditerranéen..................... 76

III.3.1.Description de la station ............................................................................................. 76

III.3.2. Evaluation de l’effet des salissures et de dégradation des modules PV ................ 77

III.3.3. Résultats et discussion ............................................................................................... 81

III.3.4. Incertitudes de mesures............................................................................................. 83

III.3.5. Evaluation de l’effet d’ombrage à la surface des modules PV............................... 84
III.4. Conclusion .......................................................................................................................... 89
CHAPITRE IV : Fiabilité des modules MWT en condition de chaleur humide................... 91
IV.1. Introduction........................................................................................................................ 92
IV.2. Description de la technologie MWT................................................................................. 92

IV.2.1. Module MWT ............................................................................................................. 93

IV.2.2. Protocole de fabrication d’un module MWT........................................................... 94

IV.2.3. Avantage de la technologie MWT............................................................................. 95
IV.3. Présentation de la plateforme expérimentale et du protocole ....................................... 96
IV.4. Présentation des résultats.................................................................................................. 98

IV.4.1. Etude comparative des différentes structures testées ........................................... 101

IV.4.2. Comparaison de la dégradation de puissance maximale entre les différents
composants d’un module MWT............................................................................................... 104
IV.5. Conclusion ........................................................................................................................ 105
Conclusion générale et perspectives ........................................................................................ 106
Références .................................................................................................................................. 109



Introduction générale

1

Introduction générale

Au cours des dix dernières années, le marché du photovoltaïque (PV) a connu une

croissance très remarquable grâce aux différents facteurs stimulants : telles la réduction des

coûts de production et les politiques de soutien. Ces facteurs stimulants rendent le retour sur

investissement d’une installation photovoltaïque de plus en plus intéressant. Or, comme tout

produit issu d’un processus industriel, un système photovoltaïque peut être soumis, au cours

de son fonctionnement, à différentes dégradations et anomalies conduisant à une baisse de la

performance du système, voire à l’indisponibilité totale de celui-ci. Toutes ces conséquences

défavorables vont évidemment réduire la productivité de l’installation, et donc réduire le

profit énergétique et économique, sans compter le coût de la maintenance pour remettre le

système en bon état.

Les fabricants garantissent une durée de vie de 20 à 25 ans pour les modules

photovoltaïques. La durée de vie est basée sur la garantie de plus de 90% de la puissance

initiale après 10 ans d’utilisation et de plus de 80% après 25 ans d’utilisation en tenant compte

des conditions de fonctionnement nominales qui sont bien différentes des conditions réelles.

Cependant, les concepteurs ne disposent ni de retours d’expériences suffisants, ni d’une

méthodologie rigoureuse permettant de valider cette durée de vie. Par conséquent,

l’exposition extérieure des modules photovoltaïques regroupe une combinaison complexe de

facteurs environnementaux (rayonnement solaire, humidité, vent, pluie, neige, grêle, salissure,

etc.) qui affectent les différentes parties constitutives du module : le verre, l’encapsulant qui

généralement est en Ethylène Acétate de Vinyle (EVA), les interconnections entre les

cellules, les cellules, le film polymère de protection (Tedlar) et les colles qui assurent

l’adhérence entre les différents composants. Ces facteurs environnementaux engendrent leurs

dégradations au cours du temps (jaunissement de l’encapsulant, délamination, bulles,

corrosion, cassure des rubans d’interconnexions, hot spot, etc.). En effet, Ces différentes

contraintes engendrent les problématiques suivantes auxquelles cette thèse tente de répondre :

Comment identifier les mécanismes de dégradation d’un module PV en fonctionnement ?

Quelles sont les dégradations causées par un environnement donné sur une technologie de

modules PV ?
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Afin de mieux appréhender ces dégradations, des tests dits accélérés permettent de

reproduire les différents phénomènes de vieillissement. Ils sont menés dans différents

équipements de tests (simulateur solaire, enceinte climatique, caméra infrarouge, etc.) dans

des conditions poussées d’éclairement, de température et de pression afin de reproduire en un

temps restreint l’évolution du vieillissement des matériaux constitutifs des modules PV. En

effet, l’objectif de cette thèse est donc d’identifier les différentes modes de dégradation

influant sur le fonctionnement des modules PV dans différents environnement et d’évaluer

leurs impacts sur leurs performances électriques.

Dans cette thèse, nous nous sommes intéressés plus particulièrement à l’effet d’ombrage

sur la performance des modules PV, puis à l’identification des modes de dégradation avec le

vieillissement naturel sur des centrales PV implantées sous différents climats (chaud, humide,

aride). Ensuite, un essai accéléré en enceinte climatique a été mené pour tester la fiabilité

d’une nouvelle technologie de modules PV.

Cette thèse est constituée de quatre chapitres :

 Le chapitre I est consacré aux généralités sur le système photovoltaïque. Dans un

premier temps, quelques notions théoriques sur l’irradiation solaire, la conversion

photovoltaïque, les différentes technologies des cellules photovoltaïques, la constitution, le

fonctionnement et la modélisation d’un module PV sont rappelées. Dans la seconde partie, un

état de l’art est dressé sur les principaux modes de dégradation des différents éléments

constitutifs d’un module PV et les différents facteurs de stress environnementaux qui sont

responsables des dégradations catalectiques. Le but est d’obtenir une liste exhaustive de

dégradations servant aux études sur le vieillissement des modules PV. Enfin, les différents

moyens de détection usuels des dégradations des modules PV sont également présentés.

 Le chapitre II est consacré à l’effet d’ombrage sur les performances des modules PV

dans différents sites. Il s’agit d’évaluer les comportements des caractéristiques I-V (courant-

tension) selon différentes études expérimentales. Les pertes de puissance induites par de tels

ombrages et le rôle des diodes by-pass ont été analysées. Enfin, une méthode de détection des

cellules ombragées est présentée.
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 Le chapitre III expose les résultats des études menées sur deux centrales PV en

Algérie, une en milieu désertique et une autre en milieu méditerranéen. La première centrale

est la station de Melouka qui a fonctionné pendant 28 ans dans le désert saharien et la

deuxième centrale est située à Bouzaréah au « Centre de Développement des Énergie

Renouvelable » en service depuis 10 ans. Dans un premier temps, une identification des

principaux modes de dégradation des modules PV est réalisée par inspection visuelle. Ensuite,

les caractéristiques électriques des performances des modules ont été relevées

expérimentalement dans des conditions réelles de fonctionnement. Les taux de dégradation

engendrés sont déterminés et comparés aux données de la littérature.

 Le chapitre IV présente une nouvelle technologie de modules photovoltaïques (PV)

basée sur l’architecture MWT (Metal Wrap Through), qui a été développée par le centre de

recherche ECN (Energy research Centre of the Netherlands). La structure du module MWT et

l’avantage de cette technologie par rapport à la structure d’un module standard sont présentés.

Ensuite, un essai accéléré de chaleur humide a été effectué sur un ensemble de modules MWT

ayant différents assemblages de matériaux constitutifs pour constater les mécanismes de

dégradation. Enfin, les résultats de tests ainsi que les nouvelles connaissances acquises sur la

fiabilité des matériaux utilisés sont discutés.

Cette thèse sera conclue en effectuant une synthèse de l’apport des différents travaux

réalisés. Des perspectives seront proposées pour poursuivre ces travaux de recherche.
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CHAPITRE I : Systèmes

photovoltaïques : généralités

et modes de dégradation
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I.1. Introduction

L’énergie solaire photovoltaïque (PV) convertit directement le rayonnement lumineux

(solaire) en électricité. Elle utilise pour ce faire des modules PV composés de cellules solaires

qui sont réalisées à l’aide de matériaux semi-conducteurs (Si, CdTe, CIGS et a-Si) pour effectuer

cette transformation d’énergie. Au cours des dix dernières années, le marché du photovoltaïque

(PV) a connu une croissance très remarquable, surtout ces quelques dernières années grâce aux

différents facteurs stimulants : réduction des coûts de production et politiques de soutien. Ces

facteurs stimulants rendent le retour sur investissement d’une installation photovoltaïque de plus

en plus intéressant sans avoir suffisamment d’information sur la fiabilité et la durée de vie des

modules PV.

Dans la première partie de ce chapitre, nous allons rappeler quelques notions théoriques sur le

rayonnement solaire et nous enchaînerons par la conversion photovoltaïque, les différentes

technologies de cellules photovoltaïques, la constitution et le fonctionnement d’un module PV.

Dans la seconde partie, nous présenterons un état de l’art sur les principaux modes de

dégradation des différents éléments constitutifs d’un module (verre, encapsulant, cellule, etc.)

PV. Le but sur site est d’obtenir la liste exhaustive des dégradations ; il est donc nécessaire de les

répertorier dans les études existantes sur le vieillissement des installations PV. Les moyens de

détection usuels des dégradations des modules PV sont également présentés.

I.2. Irradiation solaire

Les rayonnements du soleil constituent la principale source d’énergie dont nous disposons.

Situé à environ 150 millions de kilomètres de la terre, le soleil émet un rayonnement

électromagnétique qui peut être assimilé, en première approximation, à celui d’un corps noir

(parfaitement émissif) à une température de 6000 °K [1].

Les radiations solaires se propagent dans l’espace sous forme d’ondes électromagnétiques,

et parviennent à la surface de la terre en huit minutes. Afin de quantifier l’énergie reçue au

niveau de la surface terrestre, il est nécessaire de connaître les différentes composantes de

l’irradiatiation solaire qui sont au nombre de quatre [2] :

 L’irradiation directe : c’est l’irradiation reçue directement du soleil au sol.

 L’irradiation diffuse : elle est due à l’absorption et à la diffusion d’une partie de l’irradiation

solaire globale par l’atmosphère et à sa réflexion par les nuages et les aérosols.
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 L’irradiation réfléchie par le sol (l’albédo) : c’est l’irradiation qui est réfléchie par le sol ou

par des objets se trouvant à sa surface. L’albédo peut être important lorsque le sol est

particulièrement réfléchissant (eau, neige, etc.).

 L’irradiation globale : c’est la somme de toutes les irradiations reçues à la surface terrestre.

Dans la Figure I-1 ci-dessous, les différentes irradiations solaires reçues sur une surface

terrestre sont schématisées [3].

Figure I-1. Types d’irradiations solaires reçues sur une surface plane.

L’intensité du rayonnement solaire reçu sur un plan quelconque à un moment donné est

appelée éclairement (noté généralement par la lettre G) ; il est exprimé en watts par mètre carré

(W/m²) [2,4]. La valeur de l’éclairement reçu sur la surface du module PV varie selon la position

de ce dernier. L’éclairement solaire atteint son intensité maximale lorsque le plan du module PV

est perpendiculaire aux rayons du soleil [3,4]. De façon générale, ces modules ne sont pas posés

à plat sur le sol mais plutôt avec un angle d’inclinaison. L’effet de l’inclinaison des modules PV

sur l’intensité du rayonnement reçu sur leurs surfaces du lever au coucher du soleil est illustré

dans la Figure I-2.

Figure I-2. Éclairement solaire reçu sur un plan horizontal et incliné.
Exemple de relevés sur une journée à Bouzaréah (Alger).
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I.2.1. Le spectre solaire

Le rayonnement solaire couvre un domaine très étendu de longueurs d’onde qu’on appelle

le spectre solaire, allant de 10-4μm jusqu’à 106 cm. Ce spectre comporte trois parties principales 

[5] :

 ultraviolet (UV) de longueurs d’onde inférieures à 0,4 μm.  

 visible de longueurs d’onde comprises entre 0,4 μm et 0,75 μm.  

 infrarouge de longueurs d’onde comprises entre 0,75 μm et 2,4 μm.  

Le rayonnement solaire se situe principalement dans la gamme des courtes longueurs

d’onde, c'est-à dire les longueurs d’onde inférieures à 4 μm (98%). L’énergie solaire reste donc 

plus faible dans l’infrarouge. La Figure I-3 illustre la répartition spectrale du rayonnement

solaire hors atmosphère. L’atmosphère absorbe une partie du rayonnement de sorte que

l’éclairement atteignant la surface terrestre dépasse rarement 1,2 kW/m2.

Les principaux facteurs impactant le spectre solaire sont [6] :

 Les molécules gazeuses,

 La vapeur d’eau présente dans l’atmosphère,

 Les aérosols,

 Le niveau de pollution.

Figure I-3. Répartition spectrale du rayonnement solaire hors atmosphère.
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La courbe spectrale de la Figure I-3 montre la zone exploitable du spectre solaire hors

atmosphère pour une cellule au silicium. La zone de longueurs d’onde comprise entre 1,12 μm et 

2,4 μm, correspond à l’énergie perdue par les photons non absorbés (environ 23,5 %). La zone en 

bleu correspond à l’excès d’énergie, non utilisée, par les photons d’énergie supérieure (environ

33 %). La perte due à ces deux cas s’élève à 56,5 % pour du silicium cristallin dont le gap est

égal à 1,12 eV, s’ajoute celle du facteur de forme, celle due à la réflexion et celle de la surface

des collecteurs [3].

I.2.2. Masse d’air

On appelle masse d’air (AM), le rapport entre l’épaisseur d’atmosphère traversée par le

rayonnement solaire direct pour atteindre le sol et l’épaisseur traversée à la verticale du lieu [7].

Elle quantifie la quantité de puissance absorbée par l’atmosphère en fonction de l’angle θ du 

soleil par rapport au zénith [8].

AM =
ଵ

ୱ୧୬஘
(I.1)

Afin d’éviter toute confusion, la communauté scientifique a défini des spectres solaires de

références, illustrés sur la Figure I-4. Ces spectres normés sont publiés par une institution

américaine, l’American Society for Testing and Material (ASTM). Les trois spectres les plus

utilisés sont définis comme suit :

 AM0 : le spectre ASTM E-490 est le spectre de référence pour le développement de cellules

solaires spatiales. Il correspond au spectre mesurable en dehors de notre atmosphère. La

puissance intégrée du spectre AM0 est de 1366 W/m2.

 AM1.5G : le spectre ASTM G173 Global ou AM1.5G correspond au spectre rencontré par les

modules photovoltaïques classiques à la surface de la Terre. Représenté en bleu sur la Figure I-4,

il se distingue de l’AM0 par les bandes spectrales manquantes en raison de l’absorption par les

éléments chimiques composant l’atmosphère terrestre. La puissance intégrée du spectre AM1.5G

est de 1000W/m2 [9]. Cette puissance est définie comme égale à un soleil. L’indice G pour

«global» signifie que le spectre inclus tous les rayons du soleil, même ceux diffusés par

l’atmosphère.

 AM1.5D : il est défini pour la même inclinaison des modules que le spectre AM1.5G, le

spectre ASTM G173 Direct, ou AM1.5D ; ne prend en compte que le rayonnement solaire direct
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[10]. Il ne considère que les rayons avec une incidence normale par rapport à la Terre et ne tient

pas compte du rayonnement diffus. La puissance intégrée de ce spectre est de 900W/m2.

Il existe d’autres termes dans la classification des spectres solaires. Par exemple, l’AOD

(de l’anglais, Aérosols Optical Depth) est un indice de transparence de l’atmosphère. Un AOD

faible traduit un ciel très clair, sans particule. Un AOD élevé traduit un ciel pollué. Cet indice a

été créé pour tenir compte des régions extrêmement polluées, telles que la Chine ou l’Inde. Pour

les applications photovoltaïques à concentration, le spectre de référence sera l’AM1,5 D avec un

faible AOD [11].

Figure I-4. Principaux spectres solaires utilisés dans le domaine photovoltaïque [11].

I.2.3. Mesure de d’éclairement

Il existe deux types de capteurs d’éclairement qui permettent une acquisition de l’intensité

du rayonnement lumineux global :

le pyranomètre : c’est un capteur de flux thermique utilisé pour la mesure de la quantité

d’énergie solaire en lumière naturelle. Il permet la mesure de la puissance du rayonnement

solaire global, en W.m-2 par une thermopile protégée sur sa partie supérieure, par deux coupelles

hémisphériques de verre destinées, d’une part à sa protection naturelle et, d’autre part, à

supprimer les phénomènes de convection (Figure I-5(a)). Il est généralement fixé à proximité des

modules PV. Il est sensible dans un domaine spectrale de 300 μm à 3000 μm classé selon la 

norme ISO 9060 : « Energie solaire-Spécification et classification des instruments de mesure du

rayonnement solaire » [12].
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La photodiode de référence : elle utilise une cellule solaire en silicium cristallin qui présente

une résistance de basse impédance, exploitée à la limite du courant de court-circuit, c'est-à- dire

dans la partie de la caractéristique où le courant est exactement proportionnel à l'éclairement

(Figure I-5(b)). Cette photodiode de référence exposée au soleil est calibrée soit à l’aide d’un

pyranomètre soit sous simulateur solaire.

(a)
(b)

Figure I-5. Appareils de mesure de l’irradiation (a) Pyranomètre et (b) Photodiode de référence.

I.3. Conversion photovoltaïque

I.3.1. Matériau semi-conducteur

La filière la plus avancée sur le plan technologique et industriel est la réalisation de

cellules à base de silicium. Ce dernier est l'élément semi-conducteur le plus utilisé car il est peu

coûteux et il se trouve en très grande quantité sur Terre : il constitue 28% de l'écorce terrestre,

sous forme de silice, parfaitement stable et non toxique [13].

I.3.1.1. Formation de la jonction PN

Le silicium, comme tous les matériaux semi-conducteurs, a une bande de valence

pleine et une bande de conduction vide. Mais grâce à un apport énergétique suffisant, il est

possible de faire passer des électrons de la bande de valence (BV) à la bande de conduction

(BC), d’où la génération d’électrons libres (Figure I-6). Cependant, chaque matériau possède son

propre gap énergétique Eg (c'est l'écart entre le maximum de la bande de valence (EC) et le

minimum de la bande de conduction (EV) comme le montre le Tableau I-1.

Du point de vue énergétique, le rayonnement électromagnétique solaire est constitué de

photons d’énergies de longueur d’onde λ transportant une énergie (E) exprimée en électro-volt

(eV) donnée par la relation suivante :

E = hυ =
௛௖

ఒ
(I.2)
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avec :

h : constante de Planck (= 6,62.10-34 J.s),

υ : fréquence (Hz),

c : vitesse de la lumière (= 3.108 m.s-1),

λ : longueur d’onde (m).

Tableau I-1. Énergie de gap des matériaux solaires.

La présence d'électrons libres dans la bande de conduction d'un matériau n'est pas

suffisante pour générer un courant. Il est nécessaire de créer une différence de potentiel aux

bornes du photogénérateur afin d'entraîner les charges positives d'un côté et les charges négatives

de l'autre (Figure I-7). Cette opération est possible par l’assemblage de deux barreaux de

silicium, un de type N dopé en électrons de concentration de l’ordre de 1017cm-3et l’autre de type

P dopé en trous (environ 103 cm-3). La mise en contact des deux couches à dopages opposés dans

un semi-conducteur en y ajoutant des contacts métalliques constitue un élément connu : la diode.

Matériau
semi-

conducteur

Germanium
(Ge)

Silicium
(Si)

Arséniure
de Gallium

(GaAs)

Phosphure de
Gallium (GaP)

Sulfure de
Cadmium

(CdS)

Tellurure de
Cadmium(CdTe)

Eg (eV) 0,67 1,12 1,42 2,26 1,03 1,5

Figure I-7. Jonction PN.

Figure I-6. Génération d’une paire électron-trou.
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I.3.1.2. Principe de la conversion photovoltaïque

La conversion de l’énergie solaire en énergie électrique repose sur l’effet photoélectrique.

Il permet de convertir directement l’énergie lumineuse des rayons solaires en électricité par le

biais de production et de transport de charges électriques positives et négatives dans un matériau

semi-conducteur comme le silicium [14].

Tout photon possédant une énergie inférieure à ce gap et arrivant à la surface du matériau

n’aura pas assez d’énergie pour arracher un électron au matériau. A l’inverse, un matériau avec

un faible gap absorbe plus de photons mais présente une tension plus faible à ses bornes [15].

Ainsi par exemple, avec un seul matériau, le rendement de conversion maximal théorique est de

31% pour un gap énergétique d’environ 1,4eV. Par comparaison, le gap du silicium qui est

aujourd’hui le matériau le plus utilisé pour constituer des cellules dans les capteurs PV terrestres,

n’est pas très loin de cet optimum avec 1,12eV et un rendement maximum théorique d’environ

29% pour une simple jonction.

Lorsqu’ on illumine une jonction PN, les paires électron-trou qui sont créées dans la zone

de charge d’espace de la jonction sont immédiatement séparées par le champ électrique qui règne

dans cette région (Figure I-8), et entraînées dans les zones neutres de chaque côté de la jonction.

Si le dispositif est isolé, il apparaît une différence de potentiel aux bornes de la jonction et s’il est

connecté à une charge électrique extérieure, un courant est établi.

I.4. Les différentes technologies de cellules photovoltaïques

Deux grandes familles de technologies existent actuellement : la première à base de

silicium mono ou multi-cristallin qui couvre de l'ordre de 90% de la production mondiale ; la

deuxième, celle des couches minces, comprend les cellules au silicium amorphe, poly-cristallin

Figure I-8. Jonction PN d’une cellule photovoltaïque [15]
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ou microcristallin, ainsi que celles au tellure de cadmium, au cuivre indium sélénium et à

l’arséniure de gallium [16]. En outre, d'autres technologies sont en cours d'expérimentation

comme les cellules organiques (polymères ou à base de fullerènes) et les cellules à pérovskite.

 Le silicium monocristallin (mono c-Si) : il est constitué d’un seul cristal, avec un aspect

uniforme, gris bleuté ou noir (Figure I-9(a)).La technologie monocristalline est coûteuse car elle

nécessite des barres de silicium pur. Son rendement est le plus élevé (15 à 25%), ce qui a

l’avantage de réduire la taille des modules pour une même puissance, chose utile lorsqu’un gain

de place est nécessaire.

 Le silicium multicristallin (multi c-Si) : il est fabriqué à partir des résidus provenant de la

fabrication du silicium monocristallin. Le procédé de cristallisation consiste en la refonte de ces

résidus suivie d’une resolidification unidirectionnelle sous forme de structure colonnaire

multicristalline à gros grains. La technologie multi cristalline nécessite deux à trois fois moins

d'énergie que la technologie précédente. Son rendement est un peu moindre (12 à 20 %) mais son

coût est plus avantageux, ce qui permet à cette technologie de dominer actuellement le marché à

50% des modules PV produits [17]. La Figure I-9 (b) montre les motifs créés par les différents

cristaux.

Figure I-9. Cellules (a) monocristalline et (b) poly cristalline.

 Les cellules MWT (Metal Wrap Through) : elles sont innovantes et parviennent à améliorer le

rendement des cellules PV multicristallin en soudant les connexions électriques sur les faces

arrières. Le concept consiste à réduire le nombre de contacts électriques sur les faces avant en

transférant une partie de ces contacts sur sa face arrière (Figure I-10). Ces cellules atteignent un

rendement supérieur à 20%, soit près de 0,5% de plus que les cellules PV standards [18]. La

technologie MWT est celle qui devrait le plus se développer et représenterait en 2020 plus de 60% du

marché mondial. L'avantage de cette technique est l'utilisation de substrats à faible coût.

(a) (b)
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Figure I-10. Cellule MWT

 Les couches minces : les principales filières sont le silicium amorphe (Si-a) utilisé depuis de

longues années dans les montres et calculatrices, le CdTe (hétéro jonction tellurure de cadmium,

sulfure de cadmium), le CIS (hétéro jonction de di-sélénure cuivre indium/ sulfure de cadmium)

et le CIGS (hétéro jonction de diséléniure cuivre indium et galium) qui possèdent de bons

rendements, pouvant aller jusqu’à 19%. La fabrication se réalise en automatique pour les dépôts de

couches et à l’aide de laser pour les connexions. Elle est adaptée aux grosses productions. Ces

premières technologies ouvrent actuellement d’autres voies, sans que l’on sache laquelle

dominera. La technologie à couche mince la plus mature est celle du silicium amorphe (a-Si), qui

représentait en 2014 plus de 25% du marché mondial. Plus récemment, l'avantage de cette technique

est l'utilisation de substrats à bas coût. Le silicium est déposé à basse température sur un substrat en

verre. De plus, il est possible de déposer ces cellules sur des substrats souples et ainsi fabriquer des

cellules souples.

 Le silicium amorphe (a-Si) : c’est un matériau composé de silicium hydrogéné (état non

cristallin) déposé sur un substrat de verre (Figure I-11). D'un rendement moins bon que le

cristallin (57%), le silicium amorphe (a-Si) est apparu en 1976. Sa structure atomique est

désordonnée, non cristallisée, mais il possède un coefficient d’absorption supérieur à celui du

silicium cristallin. Cependant, ce qu’il gagne en pouvoir d’absorption, il le perd en mobilité des

charges électriques. Le coût de la production est bien plus bas que celui des cellules cristallines. Les

cellules amorphes peuvent fonctionner sous de très faibles éclairements. Elles sont très bon marché

par rapport aux autres types de cellules. Elles sont moins sensibles aux températures élevées. Elles

présentent un rendement de conversion moyen de 5 % par module et de 14 % pour les cellules en

laboratoire.

Figure I-11. Cellule au silicium amorphe
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 Le tellurure de cadmium (CdTe) ou encore appelé hétéro jonction cadmium telluride sulfure

de cadmium : composé poly-cristallin déposé sur substrat de verre (Figure I-12). Les premières

cellules ont été développées en 1972. Elles ont également de nombreux avantages (faible impact

des ombres, bonne production par temps couvert), et s'adaptent particulièrement bien dans les

régions du nord. Il y a quelques années, cette technologie semblait être la plus adaptée pour les

couches minces. Son principal inconvénient est sans nul doute la limitation naturelle de la

quantité de tellurure sur terre qui oblige la recherche à réduire au maximum son épaisseur, qui

avoisine aujourd'hui 3 μm. De plus, le cadmium est toxique. Il faut tout de même préciser que 

celui-ci est dangereux seulement lors de la fabrication et qu’un module PV ne contient que très

peu de cadmium, par exemple : un module CdTe de 60W (~12 kg) contient environ 2g de Cd.

Figure I-12. Cellule au tellurure de cadmium (CdTe)

 Le di-séléniure de cuivre et indium (CIS ou CIGS) : matériau composé de diséléniure de

cuivre et d'indium combiné avec du sulfure de cadmium. Cette technologie de couches minces,

qui permet d'atteindre des épaisseurs inférieures au micromètre, est présente aujourd'hui dans de

nombreux projets industriels (Figure I-13). Par conséquent, ses performances sont légèrement

supérieures à celles des modules de type amorphe (90 watts au m² environ). Ces modules ont la

particularité de produire davantage par temps nuageux ou faible luminosité que les modules

polycristallins (à puissance égale). Ils ont aussi la particularité de n'être que très peu affectés par

les problèmes d’ombrage. leur stabilité, leur haut rendement par rapport aux autres couches

minces (13% pour certains modules commerciaux et 21% pour les cellules en laboratoire) ainsi

que leur coût de fabrication relativement peu onéreux permettent à cette technologie de croître

rapidement.

Figure I-13. Module di-séléniure de cuivre et indium (CIS ou CIGS).
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 Les cellules organiques : les cellules organiques font aujourd’hui l’objet d’un sujet d’étude

très actif en laboratoire. Ces cellules comprennent deux voies : la voie des cellules

« humides » et la voie des cellules polymères organiques dites aussi cellules « plastiques ». Les

progrès de ces technologies sont très rapides, des records de rendement sont très fréquemment

annoncés (actuellement près de 10%) (Figure I-14). Un semi-conducteur organique se présente

sous la forme d'un cristal ou d'un polymère dont les caractéristiques principales sont la

conduction par les électrons et les trous.

Figure I-14. Cellule organique.

 Les cellules photovoltaïques de troisième génération : il existe d'autres cellules, dites de

troisième génération, basées cette fois-ci sur une logique de très hauts rendements, les cellules à

multijonctions qui peuvent atteindre un rendement de plus de 40% en laboratoire et une limite

théorique de 81%. Ces cellules sont en revanche très onéreuses et ne sont utilisées, pour le

moment, que dans le domaine du spatial ou du solaire à concentration [19].

 Les cellules en pérovskyte offrent un rendement de 20% et pouvant certainement atteindre les

25% car elles captent beaucoup moins bien la partie infrarouge des rayons solaires. L’un des

nombreux avantages de ces cellules par rapport aux cellules solaires classiques en silicium est

que l’énergie peut être générée même avec de faibles luminosités (conditions nuageuses,

ombragées, etc.)

I.5. Bilan des rendements des différentes technologies photovoltaïques

Beaucoup de recherches sont effectuées sur la technologie des cellules photovoltaïques

pour améliorer le rendement et en diminuer les coûts [20]. Pour augmenter les rendements, la

tendance est aux couches en tandem silicium amorphe-silicium microcristallin et aux

multicouches associant deux semi-conducteurs de sensibilités spectrales complémentaires.
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La Figure I-15 représente l’évolution temporelle sous forme graphique des différents rendements

des cellules de différentes technologies réalisée par le National Renewable Energie Laboratory

(NREL). De l’année 1975 à nos jours, on y voit la grande efficacité de cellules monocristallines

représentées en bleu dont le rendement dépasse les 25%, pour le c-Si, jusqu'à côtoyer les 45%

pour les multijonctions sous concentrateurs représentées en violet. La frontière des 20% est

symbolique puisqu’elle délimite approximativement la technologie de c-Si de celle basée sur

l’empilement de couches minces. En effet, le CdTe à 19,6% talonne le poly-Si (20,4%) tandis

que le CIGS le dépasse de 0,4 points comme représenté en vert. Toutefois, cette figure ne reflète

absolument par la réalité industrielle. Par exemple, les cellules organiques ne disposent pas

encore de la stabilité physico-chimique nécessaire pour une production d’électricité viable. Le c-

Si (environ 87,9%) inonde le marché économique malgré des coûts de production toujours trop

élevés liés aux opérations coûteuses de transformation métallurgique du silicium. Les couches

minces, arrivées à maturation industrielle, constituent cependant une bonne alternative.

Malheureusement, certaines zones d’ombres persistent quand à leur physique et freinent encore

leur développement économique.

Figure I-15. Evolution des rendements des cellules de différentes technologies de 1975 à 2015.
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I.6. Modèle de la cellule photovoltaïque

Une cellule solaire photovoltaïque est une jonction PN de grande surface qui, exposée à la

lumière (photons), génère un courant électrique. Les caractéristiques électriques en convention

récepteur de la cellule pour différents éclairements sont données sur la Figure I-16.

Figure I-16. Caractéristiques d’une jonction PN sous éclairement.

Le quadrant IV correspond à un fonctionnement en récepteur en polarisation inverse (sens

bloqué d’une jonction PN). Classiquement, on utilise pour une cellule photovoltaïque plutôt une

convention générateur (on inverse la convention sur le signe du courant de la Figure I-16), on

obtient alors la caractéristique donnée par la Figure I-17.

Figure I-17. Caractéristique de la convention diode générateur.

I.6.1. Circuit électrique équivalent

Une cellule photovoltaïque peut être modélisée par le schéma équivalent plus complet

(modèle à une diode) présentés par la Figure I-18 [3].



Chapitre I : Systèmes photovoltaïques : généralités et modes de dégradation

19

Figure I-18. Schéma équivalent électrique d’une cellule photovoltaïque.

Le modèle est composé d’un générateur de courant dont la valeur du courant est

proportionnelle à l’éclairement reçu à la surface de la cellule PV, d’une diode qui modélise la

jonction PN présente dans une cellule PV, d’une résistance série Rs qui tient compte des pertes

ohmiques des matériaux, des métallisations et du contact métal semi-conducteur, et d’une

résistance parallèle Rp qui représente le courant de fuite qui se situe entre le dessus et le dessous

de la cellule, au bord en particulier et à l'intérieur du matériau par des inhomogénéités ou des

impuretés [21].

L’équation de la caractéristique (Courant-Tension) I-V est donnée par :

I = I୮୦ − I଴ቀ���ቀ
୚ାୖ౩୍

୬Ǥ୚౪
ቁെ ͳቁെ

୚ା Ǥ୍ୖ ౩

ୖ౦
(I.3)

avec :

phI : le courant photovoltaïque (A),

0I : le courant de saturation de la diode (A),

n : le facteur d’idéalité de la diode,

sR : la résistance série   ,

shR : la résistance shunt   ,

k : la constante de Boltzmann ( 123 .10.38,1  KJk ),

q : la charge de l'électron en Coulomb ( Cq 1910.302,1  ),

T : la température de cellule(K),

tV : la tension thermique :
q

kT
Vt  ( 1. CJ ).
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I.6.2. Modèle de Bishop

En 1988, J. Bishop a proposé une expression I-V dans laquelle la tension d’avalanche de la

cellule (effet Bishop) est exprimée grâce à une diode et un multiplicateur non linéaire (M(V1)) en

série avec la résistance parallèle comme l’illustre à la Figure I-19 [22].

Figure I-19. Schéma équivalent électrique d’une cellule PV polarisée en inverse selon Bishop.

L’équation du modèle à une diode de la cellule devient alors :

I = I୮୦ − I଴ቀ���ቀ
୚ାୖ౩୍

୬Ǥ୚౪
ቁെ ͳቁെ

୚ା Ǥ୍ୖ ౩

ୖ౦
ቂͳ൅ Ƚቀ

୚ାୖ౩୍

୚ౘ౨
ቁ
ି୬

ቃ (I.4)

M(Vଵ) =  α(
V + RୱI

Vୠ୰
)ି୬

Avec Vbr la tension d’avalanche de la jonction, α et n étant des paramètres d’ajustement.

Le modèle de Bishop est repris par plusieurs auteurs [23,24] pour l’étude de l’effet d’ombrage

partiel des générateurs PV et son impact sur les paramètres électriques.

I.6.3. Modèle explicite

Ce modèle établi par Rauschenbach est déduit d’après certaines simplifications effectuées

sur le modèle à une diode [25,26]. En effet, le tracé de la caractéristique I-V ne nécessite que

trois points : le courant de court-circuit (Isc), la tension à circuit ouvert (Voc) et la puissance

maximale (Pmax) [27]. Le courant I produit par le module PV est calculé comme une fonction de

la tension V comme décrit par l’équation(I.5) [28, 29].

I = Iୱୡቆͳെ �ଵ൬���൬
୚

େమ౒౥ౙ
൰െ ͳ൰ቇ (I.5)
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avec les coefficients C1 et C2 qui sont donnés par les relations suivantes [1] :

Cଵ ൌ ൬ͳെ
I୫ ୟ୶
Iୱୡ

൰���൬െ
V୫ ୟ୶
CଶV୭ୡ

൰���ǡ�������ଶ =

V୫ ୟ୶
V୭ୡ

− 1

��ቀͳെ
I୫ ୟ୶
Iୱୡ

ቁ

avec Imax et Vmax qui sont le courant maximum mesuré (A) et la tension maximum mesurée (V).

I.6.4. Caractéristiques d’un module PV

Les caractéristiques courant-tension (I-V) et puissance-tension (P-V) d’un module

photovoltaïque mettent en évidence son comportement vis-à-vis des charges possibles sous des

conditions particulières d’ensoleillement et de température. En effet, c’est la valeur de la charge

aux bornes du générateur qui va déterminer le point de fonctionnement du système

photovoltaïque. La Figure I-20 donne les caractéristiques courant-tension (I-V) et puissance-

tension (P-V) d’un module PV pour un éclairement et une température donnés.

Figure I-20. Caractéristique I-V et P-V d’un module PV.

D’après les caractéristiques I-V et P-V, on peut déterminer les points essentiels suivants [20] :

(a) Le courant de court-circuit Isc : c’est le courant débité par la cellule quand la tension à ses

bornes est nulle. En pratique ce courant est très proche du courant photovoltaïque Iph.

(b) La tension à circuit ouvert Voc : c’est la tension qui apparaît aux bornes de la cellule

quand le courant débité est nul.
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(c) Le point de puissance maximale Pmax : c’est le point où le générateur travaille en

rendement maximal et produit une puissance de sortie maximale.

(d) Imp et Vmp : le courant et la tension correspondant au point de puissance maximale.

(e) Rendement : le rendement énergétique d'un générateur photovoltaïque est défini par le

rapport entre la puissance électrique maximale générée et la puissance incidente sur sa

superficie [30].

ŋ =
௉೘ ೌೣ

ீǤௌ
(I.6)

avec :

Pmax: la puissance maximale délivrée par le module PV (W),

G: l’éclairement (W/m²),

S: la surface active du générateur photovoltaïque (m²).

Le facteur de forme indique le degré d'idéalité de la caractéristique I(V).Le facteur de

forme d’une cellule de bonne qualité est supérieur à 0,7, il s’exprime par la relation ci-après :

FF =
୔ౣ ౗౮

୚ోిǤ୍౩ౙ
(I.7)

I.6.5. L’association de cellules photovoltaïques

Association en série : en mettant des cellules identiques en série, le courant de la

branche reste le même mais la tension augmente proportionnellement au nombre des cellules

connectées en série. La Figure I-21 (a) montre l’architecture série des cellules. Association en

parallèle : en additionnant des cellules identiques en parallèle, la tension de la branche est égale à

la tension de chaque cellule et l’intensité du courant augmente proportionnellement au nombre

de cellules en parallèle dans la branche.

La Figure I-21 (b) montre l’architecture parallèle des cellules.
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(a) (b)

Figure I-21. Caractéristique I (V) pour : (a) deux cellules en série et
(b) deux cellules connectées en parallèle.

La puissance d’un module est de quelques watts crêtes à plusieurs dizaines de watts

crêtes. Pour obtenir des puissances supérieures, il est nécessaire d’associer en série-parallèle

des modules pour avoir un générateur PV. Le courant et la tension aux bornes d’un générateur

PV sont exprimés par la relation suivante :

I୔୚ = N୮. Iୡ (I-8)

V୔୚ = Nୗ. Vୡ (I-9)

où :

Icc, Vco : sont le courant de court-circuit et la tension à circuit ouvert aux bornes d’une cellule

PV.

Ipv, Vpv : sont le courant et la tension aux bornes d’un module PV.

Np, Ns: sont le nombre de modules connectés en parallèle et en série.

I.7. Module photovoltaïque

La cellule est le constituant élémentaire du module photovoltaïque. Elle représente un

générateur photovoltaïque de faible puissance. Pour produire plus de puissance, les cellules

solaires sont assemblées en série pour former un module « classique » qui contient 36 ou 72

cellules (Figure I-22) [31].

I.7.1. L'encapsulation des cellules photovoltaïque

L'association de cellules PV ne se fait pas de la même manière pour un module au silicium

cristallin et pour un module en couches minces.
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 Modules au silicium cristallin

Pour connecter les cellules en série, on relie grâce à un contact à base d'étain ou d'argent le

contact (-) en face avant d'une cellule au (+) de la face arrière de la cellule suivante. Une fois ces

connexions faites, les cellules sont encapsulées dans une résine, la plupart du temps de l'EVA

(éthylène-vinyl-acétate), transparente et d'indice optique proche de celui du verre. Cet enrobage

est pris en sandwich entre deux supports : en face avant, du verre trempé à haute transmission

dans la bande de longueur d’onde de 350 à 1200 nm (si on ajoute une couche anti-réflexion, il en

résulte une transmission qui peut aller jusqu’à 96%), en général de 3-4 mm d'épaisseur et en face

arrière, un film plastique, souvent une feuille de tedlar-aluminium-tedlar ou encore aussi du verre

(Figure I-22). La face avant doit pouvoir résister à la grêle, aux UV et à toutes les intempéries,

dans le temps. La durée de vie d’un module au silicium est d’environ 25 ans. Il faut aussi

protéger la face arrière, la sortie des connexions ainsi que les bords du module contre toutes les

agressions atmosphériques, l'humidité, etc. L'encapsulation affecte également le rendement des

modules en raison de ses propriétés optiques qui peuvent parfois se dégrader au cours du temps.

 Modules en couches minces

Le procédé de fabrication des modules en couches minces diffère de celui des modules au

silicium cristallin. La mise en série des cellules s'effectue par laser : des rayures très fines sont

pratiquées sur la couche mince déposée sur le verre, composée de l'électrode transparente, la

jonction p-i-n et l'électrode métallique arrière de manière intercalée (Figure I-23 (a)).Grâce à ce

procédé, l'électrode métallique de la couche (-) est reliée à l'électrode transparente de la couche

(+) de la cellule suivante. Les cellules sont ainsi mises en série (Figure I-23 (b)). Un avantage de

Figure I-22. Structure d’un module photovoltaïque au silicium cristallin.
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ce procédé est qu'il permet de séparer les cellules comme l'utilisateur le souhaite et ainsi

d'adapter le module en fonction des besoins. Si l'on souhaite un module avec plus de tension

alors il suffit de considérer plus de cellules [12]

Le verre en face avant doit être hautement transparent, résistant à la grêle (trempé

thermiquement), texturé et arrondi sur les bords (modules sans cadre) ce qui pose problème pour

les technologies à base de silicium amorphe et CdTe car les matériaux actifs sont déposés sur le

verre recevant la lumière avec des procédés de dépôts à haute température, qui détrempent la

trempe thermique du verre. Il faut donc que la face arrière du module soit particulièrement solide

afin que le sandwich face avant/encapsulant/face arrière agisse comme un amortisseur anti-choc.

Ce problème ne se pose pas pour le CIS pour lequel on dépose les matériaux actifs sur le verre

arrière recouvert de molybdène.

I.7.2. La boîte de jonction

La boîte de jonction contient les deux types de diodes (by-pass et anti retour). Elle est en

général fixée à l’arrière de chaque module. Elle représente un endroit malheureusement

favorable à l'accumulation d'eau de condensation, de poussières et d’insectes.

I.7.3. Cadre en aluminium

Les modules sont généralement entourés d’un cadre en aluminium (Al) anodisé rigide et

résistant à un certain degré de torsion lors de son montage comprenant des trous de fixation. Ce

cadre doit être relié à la terre si les modules ont une tension à circuit-ouvert supérieur à 50V.

(a) (b)

Figure I-23. Structure d’un module couche mince Si-amorphe: (a) module PV, b) schéma
en coupe.
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I.8. État de l’art sur les modes de dégradation des modules photovoltaïques

I.8.1. Facteurs de stress environnementaux

Le module photovoltaïque dégradé peut ne jamais perdre sa fonction principale qui

consiste à générer de l’électricité à partir de l’ensoleillement, même si son utilisation n’est plus

optimale. Cependant, l’état dégradé du module photovoltaïque peut s’avérer problématique

lorsque la dégradation de sa puissance atteint un niveau en-dessous de 80% de sa valeur initiale

[32]. Durant sa période d’utilisation, un module PV est exposé à différents facteurs de stress

environnementaux. Ce sont ces facteurs qui sont responsables des dégradations catalectiques et

d’effets sur le long terme, du vieillissement des modules PV. En effet, voici une liste exhaustive

par ordre d’importance.

La température : les lois de la cinétique nous disent qu’une réaction de dégradation est

favorisée à plus haute température, et un module PV n’échappe pas à cette règle. Les

mécanismes de corrosion de la métallisation, de dégradation photochimique ou de délamination

des encapsulants sont influencés par la température de fonctionnement du module [33]. De plus,

les propriétés électriques d’un module PV sont directement liées à la température, et sont moins

bonnes à mesure que celle-ci augmente. C’est pour cela que toute amélioration de la fiabilité est

liée étroitement au développement des nouvelles technologies plus stables.

L’humidité : qu’elle soit due à la pluie, au brouillard, à la rosée ou simplement à l’air

ambiant, l’humidité est un facteur de stress déterminant dans les mécanismes de corrosion et de

délamination [34]. Ainsi la présence d’eau dans les boîtes de jonctions des modules PV

classiques peut entraîner des courts-circuits.

Le rayonnement : Le rayonnement solaire est lui-même un facteur de dégradation et plus

particulièrement les rayonnements UV qui peuvent détériorer les polymères encapsulant des

cellules [35]. Les rayonnements IR ont aussi un rôle néfaste dans la mesure où, s’ils ne sont pas

convertis par les cellules, ils sont absorbés par les autres éléments du module, ce qui a pour effet

d’en augmenter la température. Cela s’explique par le fait que les radiations affectent plus les

matériaux organiques utilisés, comme les isolants ou diélectriques. Sur les matériaux

inorganiques, les radiations peuvent changer leurs structures moléculaires.

Le vent : un module PV n’est jamais posé à plat sur le sol : il offre une prise au vent. Les

petites vibrations du système induites par des rafales de vent ont leur importance sur le long

terme [36]. A plus courte échelle, il n’est pas rare de voir des modules arrachés de leurs
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emplacements lorsque le vent est trop important. Mais le vent peut avoir des aspects positifs

puisqu’il facilite les échanges thermiques entre le module et l’extérieur, contribuant ainsi à la

diminution de sa température de fonctionnement.

La grêle : si la grêle n’entraîne pas la destruction pure et simple des modules, elle peut les

fragiliser et créer des points faibles qui seront un chemin d’accès pour d’autres mécanismes de

dégradation. Le problème est jugé suffisamment important pour que des tests dédiés soient

réalisés lors de la qualification des modules PV [37].

La neige : mis à part le fait que la neige bloque le rayonnement solaire et rend la production

énergétique d’un module nulle, elle induit une charge mécanique statique, qui peut entraîner des

lésions physiques au sein du module ou de son support. A sa fonte, elle rejoint le facteur de

stress humidité et les effets associés [37].

Contamination atmosphérique : le sable, la poussière et le sel sont les principales

contraintes de contamination qui peuvent affecter le comportement des modules photovoltaïques

[38]. Notons que toutes les installations PV ne peuvent bénéficier d’un entretien régulier pour

diveres raisons, que ce soit l’isolement du site d’installation, le manque de personnel qualifié ou

encore le coût. Une accumulation de poussière aura pour effet de diminuer la puissance produite

par le module. Un ordre de grandeur au-dessus, le sable est lui aussi néfaste, notamment lorsqu’il

se combine avec le vent pour former des tempêtes de sable abrasives et susceptibles

d’endommager les faces avant des modules.

Vibrations et chocs : le rôle de l’homme sur la fiabilité d’un module est prépondérant. Son

action peut prendre plusieurs formes. Des vibrations dues au transport et au manque de rigueur

lors de l’installation des systèmes peuvent être la cause de défaillances précoces ou de

dégradations accélérées sur le long terme.

Chacun de ces différents facteurs de stress environnementaux cités peut induire un ou

plusieurs types de dégradation tels que la décoloration, la délamination, la corrosion, etc. [39-

40].

I.8.2. Différents modes de dégradation d’un module PV

La dégradation est la modification, au fil du temps et/ou de l’utilisation, des

performances électriques de modules photovoltaïques qui peut altérer son aptitude à fonctionner

dans les limites des critères d’acceptabilité et qui est engendrée par les conditions de services
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[32]. Néanmoins, pour une meilleure compréhension, il est alors important de distinguer les

modes de dégradation décrit ci-après.

a. Dégradation de verre

Le verre utilisé à une face avant texturisée (structure pyramidale) pour augmenter la

collecte du rayonnement diffus et la collecte aux grands angles d’incidence. Dans les modules

PV, la teneur en ions sodium du verre en face avant peut avoir des conséquences sur le

vieillissement du module [41,42]. En présence d’eau, les ions sodium forment de la soude qui va

fragiliser les structures silicatées du verre et des cellules c-Si sur le long terme. Cette soude se

concentre généralement aux interfaces verre/encapsulant et encapsulant /cellule diminuant la

force d’adhésion de l’encapsulant et entraînant la délamination de celui-ci. En effet, le bris de

verre est un facteur de dégradation important de modules PV [33]. Cependant, le risque de choc

électrique et l’infiltration d’humidité augmente les ruptures. Les fissures sont généralement

suivies par d’autres types de dégradation tels que la corrosion, la décoloration et la délamination

[43].

b. Dégradation de l’encapsulant

L’encapsulant assure la cohésion mécanique du module et protège les cellules de

l’humidité et de la poussière. Il assure aussi une continuité dans les indices optiques et diminue

les pertes par réflexion. Les encapsulants les plus utilisés dans l’industrie des modules PV sont

l’Ethylène Vinyle Acétate (EVA) et le Poly Vinyle Butyrale (PVB). La première observation de

photo-dégradation a suscité l’inquiétude de la communauté scientifique avec le brunissement de

certains types d’EVA. En effet, la décoloration du module est un changement de couleur du

matériau qui devient jaune et parfois brun. Elle modifie la transmission de lumière atteignant les

cellules PV et donc entraîne une perte de puissance de plus de 50% [44,45]. Les produits de

dégradation de la photo-oxydation de l’EVA en présence d’humidité produisent de l’acide

acétique moteur de la corrosion de la métallisation de la cellule [33]. Ces dernières années, la

plupart des articles sur la dégradation EVA affirment que les dégradations du module lentes à

long terme sont linéairement corrélées à l’exposition des modules PV sous le rayonnement UV

[46-50].

c. Perte d’adhésion des couches

La dégradation d’adhérence du module PV généralement appelé délamination

(décollement) due à la détérioration de l’adhérence entre la matière d’emballage de la surface

adjacente (verre, EVA, cellule, etc.) représente un problème majeur, car il provoque deux effets :
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l’augmentation de la réflexion de la lumière et de la pénétration d’eau à l’intérieur de la structure

de module [51]. La délamination est plus grave quand elle se produit sur les bords du module car

elle provoque des risques électriques pour l’installation toute entière [53].

d. Dégradation de la face arrière

Les faces arrière des modules PV doivent garantir une isolation électrique et une protection

contre la pénétration de l’humidité et l’oxygène de façon générale. Lorsqu’elle n’est pas en verre,

comme dans les modules PV couches minces, elle est faite d’une structure composite de

plusieurs polymères dénommée (en anglais « backsheet ».Un mode de dégradation des

« backsheets » serait sa fissuration par hydrolyse [54] ou par photo-dégradation UV [55]. Une

autre conséquence de l’hydrolyse, accélérée par la température, est la délamination des

différentes couches du « backsheet » avec les conséquences associées (corrosion de la

métallisation, risque électrique, etc.). Les bulles qui se produisent sur le backsheet du module

rendront plus difficile la dissipation de chaleur des cellules [56]. Les bulles qui se trouvent sur le

côté avant du module peuvent produire une réduction d’éclairement incident sur le module ; elles

provoquent aussi un découplage de la lumière et l’augmentation des réflexions.

e. Dégradation des interconnexions

Les différents contacts et la métallisation des cellules sont des points sensibles avec les

principaux modes de défaillances que sont les courts-circuits, les circuits ouverts (rupture de

contact) ou les pertes de performances par augmentation de la résistance série. Les mécanismes

de dégradation ont pour moteur la corrosion sous différentes formes ou simplement un problème

lié aux processus de fabrication. Les métallisations des cellules c-Si et les interconnexions sont,

elles aussi, sujettes à la corrosion en présence d’humidité [57-63]. La fatigue thermo-mécanique

des interconnexions peut conduire leur rupture créant des circuits-ouverts et des arcs électriques

si le module est en fonctionnement. Le problème des circuits ouverts se présente également au

niveau des boîtiers de jonction ou encore dans les câblages internes [39].

f. Point chaud (hot spot)

Des cellules ombragées ou fissurées peuvent donner naissance à un phénomène qui

surchauffe localement le module entraînant sa perdition. Ce phénomène s’appelle point chaud

(hot spot). Le point chaud est caractérisé par la surchauffe de la cellule induite parle court-circuit

de la connexion en série [64,65]. Généralement, un module PV est constitué de plusieurs

chaînes, et chaque chaîne contient plus de deux cellules connectées en série. Si une des cellules

connectées en série est ombragée ou fissurée, le courant d'exploitation produit par toute la chaîne
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va baisser de façon dramatique et s’approcher du courant de court-circuit de la cellule

défectueuse. Dans ce cas, la connexion en série est court-circuitée et la tension sur la cellule

défectueuse devient négative et soumis à la tension cumulée de toutes les autres cellules [66].

Une telle tension élevée est polarisée en inverse et peut entraîner une énorme dissipation de

puissance sous forme de chaleur. La chaleur accumulée peut induire l’apparition des points

chauds sur les cellules et endommager les matériaux d’emballage des modules PV [67].

 Fissuration

Une fissure cellulaire arrive quand les cellules solaires subissent une force extérieure ou

stress thermique. Aujourd’hui beaucoup de fabricants de PV tentent de minimiser l’épaisseur de

cellules solaires afin de réduire le coût. Par exemple, l’épaisseur d’une cellule solaire a diminué

de 300 µm à moins de 200µm tandis que la zone peut être jusqu’à 210mm×210 mm. Cette mince

et large structure fait des modules PV plus fragile et sensible à la fissuration [43]. Les

microfissures sont constituées de nombreuses petites fissures qui ne sont pas souvent visibles par

la vue mais peuvent affecter les performances du module. Ces derniers peuvent conduire une

perte de cohérence de cellule et déclencher des problèmes de recombinaison [68].

Ombrage

[1] Lorsque des cellules PV sont associées en série, le courant circulant dans

l’ensemble est limité par le courant généré par la cellule la moins performante ou la moins

éclairée. Ainsi, une cellule qui ne recevrait pas la même quantité de lumière que le reste de

l’ensemble, produirait un courant plus faible, c’est ce qu’on appelle l’ombrage partiel. A

cause de l’ombrage partiel, la cellule recevant le moins de flux se retrouve à dissiper une

partie d’énergie produite par le reste de l’ensemble. Plus l’ombrage est important, plus

l’énergie dissipée est grande. Dans les faits, la cellule ombrée voit à ses bornes une tension

inverse qui, si elle est suffisamment élevée, lui permet de franchir sa tension de claquage

entraînant sa destruction [69]. Afin de se protéger contre ce mode de défaillance, une diode

by-pass est placée en parallèle des cellules. Dans ce cas, si la tension aux bornes d’une

cellule ombrée devient négative, la diode de by-pass est passante et le courant y circule

[70]. Et cet effet d’ombrage est dû généralement à plusieurs facteurs extérieurs tels que

ceux liés à une feuille d’arbre, à des déjections d’oiseaux ou bien même à la salissure, ces

derniers peuvant conduire à des dégradations des cellules. Une synthèse en termes de

représentativité de chacun de ces modes de dégradation des composants du module PV

provoqué par les paramètres environnementaux est donnée en résumé dans le Tableau I-1.
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Tableau I-1. Synthèse des différents modes de dégradations apparaissant sur les modules PV.

Composant /Dégradation Facteurs de dégradation Effets de dégradation

Rupture et bris de verre

 Manipulation, transport
 Installation,
 Maintenance
 Grêle/neige

 Choc électrique
 Pénétration d’humidité
 Corrosion
 Délamination (verre/encapsulant)

Décoloration (jaune ou brun) de
l’encapsulant

 Photo-oxydation (humidité)
 Rayons UV
 Absorption de la chaleur

 Perte de puissance
 Corrosion des contacts
 Changement de la structure interne

Délamination des couches

 Diffusion de vapeur d’eau
 Réaction chimique dans

l’encapsulant
 Photo oxydation thermique
 L’extension de chaleur

 L’augmentation de la réflexion de la
lumière

 Pénétration d’humidité
 Perte de puissance
 Délamination

Fissuration / Bulles sur le tedlar

 Fissuration par hydrolyse
 Formation des bulles dues

aux réactions chimiques
 Température élevée

 Corrosion de la métallisation
 Risque électrique
 Faible dissipation de chaleur des

cellules
 Bulles sur la face avant augmentent la

réflexion de la lumière.

Corrosion des interconnexions

 Humidité
 Processus de fabrication
 Oxygène

 Court-circuit
 Circuits ouverts
 Perte de performances
 (variation de résistances sériées)

Corrosion de la boîte de jonction

 Humidité (corrosion)
 Effets climatiques

 Oxydation et rupture des connectiques
 Défaillance de diodes

Point chaud sur les cellules

 Ombrage
 Température élevée
 Corrosion d’encapsulant

 Court-circuit de la connexion en série
 Dissipation thermique
 Destruction de cellules et des

matériaux d’emballage.
 Perte de puissance

Fissuration des cellules

 Choc extérieur
 Contraintes thermiques
 Mince structure

 Perte de cohérence de cellule
 Problèmes de recombinaison
 Perte de performance

Ombrage du module

 Accumulation de sable
 Salissure
 Déjection d’oiseau
 Neige

 Dissipation d’énergie
 Destruction des cellules
 Point chaud
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I.9. Suivi de performances et diagnostics

Le suivi de performances sur le long terme d’un système PV est la seule méthode fiable

disponible pour mesurer le taux de dégradation (Rd), exprimé en % par an des performances

électriques (Isc, Voc, Pmax et FF). Le suivi de performances se base sur des mesures faites in situ et

n’est pas sujet à la modélisation ou à la prédiction. A titre d’exemple, afin de garantir 80% de la

puissance nominale d’un module sur 25 ans, il faut un Rd inférieur à 0,8%/an en puissance [61].

Le taux de dégradation d’un système PV reflète l’effet des modes de dégradation décrits

précédemment. Il existe de nombreuses références dans la littérature rapportant des taux de

dégradation pour différentes technologies : par exemple, des taux de dégradation de puissance

compris entre 0,3% et 3,58% par an pour des modules c-Si, a-Si, p-Si et CIS mesurés sous

différents climats (montagnard, désertique et tempéré) [71], et d’autres taux de dégradation de

12,6% et 18,8% mesurés sur des modules a-Si et CIS. De telles valeurs sont dues aux propriétés

de ces technologies qui se dégradent très vite sous la lumière avant de se stabiliser [72]. Diverses

études montrent que le taux de dégradation annuel moyen est de 0,8 % [61]. Pour le suivi

permanent de la production, il est essentiel d’utiliser d’autres méthodes et outils de détection de

dégradation au niveau du module PV, qui sont généralement utilisées dans la phase de

développement des modules ou de supervision et de contrôle. Ces techniques offrent les

possibilités de localiser des dégradations au niveau des installations PV.

 Inspection visuelle : l’inspection visuelle est la première méthode de détection des

dégradations sur un module photovoltaïque. Elle peut permettre de détecter à l’œil nu sous un

éclairement d’au moins 1000 lux certaines dégradations, telle que la décoloration, la

délamination, les bulles, les fissures dans les cellules et les points chauds [73]. C'est

généralement la première étape pour décider si un module PV doit être soumis à d'autres types de

tests.

 Détermination de la puissance maximale : l’objet de cet essai est de déterminer la puissance

maximale de la caractéristique I-V du module avant et après les divers essais d’environnement.

En effet, le principal indicateur de la dégradation d’un module photovoltaïque est la diminution

de la puissance produite par rapport à la puissance initiale. Un test de puissance doit être plutôt

appliqué individuellement aux modules PV suspects. Afin de détecter une chute de la puissance

d’un module, une mesure de puissance dans les conditions standards de test (STC) (1000 W.m-2,

25°C et AM1, 5) doit être effectuée. Ce test peut être effectué dans un simulateur solaire indoor

(mesure intérieure) ou outdoor (mesure extérieure).
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 Thermographie infrarouge : cette méthode de test non destructive est réalisée à l’aide d’une

caméra thermique ayant un détecteur à couplage de charge (Charge Coupled Detector) (CCD)

[74]. Elle permet de localiser précisément des défauts sur la cellule et la détection des zones à

haute température qui sont généralement la conséquence du phénomène de hot-spot (point

chaud). La méthode utilisée est basée sur la propriété de tout matériau à émettre un rayonnement

électromagnétique dont la longueur d'onde est liée à la température du matériau. En examinant la

distribution de la température apparente du module pour un angle variant entre 45° et 60°, des

anomalies (cellules endommagées, connectiques défectueuses au niveau de la boîte de jonction,

diodes by-pass défectueuses et craquement de cellules, etc.) peuvent être détectées par contraste.

La Figure I-24 suivante présente l’image obtenue par la caméra infrarouge d’une cellule PV au

silicium, les zones de hautes températures représentées par des points rouge correspondent à des

défauts (cellules endommagées lors d'un échauffement et apparitions de points chauds).

Figure I-24. Détection de points chauds sur une centrale PV par une caméra infrarouge.

 Imagerie par électroluminescence et photoluminescence : cette méthode permet de détecter

les fissures situées dans les zones de la cellule difficilement explorables par la plupart des autres

méthodes de détection. Les images obtenues à l'aide de la technique par électroluminescence et

photoluminescence sont également de type infrarouge. Elles peuvent être détectées par un

détecteur de type IR-CCD (Infrarouge-Charge Couplet Detector). La gamme de longueur d’onde

correspondante est de 8 µm avec un temps d’acquisition qui varie entre 5 à 30 s. Elle permet de

détecter les premiers signes d’une dégradation future telle que les fissures partielles et les lignes

ou zones sombres des cellules. Une image par électroluminescence est obtenue à partir des

photons émis par la recombinaison des porteurs excités dans une cellule solaire [74]. L'excitation

peut être réalisée avec un courant injecté, ce qui provoque un effet électroluminescent. Elle peut

également être obtenue à partir d'un rayonnement incident sur la cellule solaire, dans ce cas, une

lumière est obtenue par un effet photoluminescent [75]. La Figure I-25 suivante présente des

aspects plus on moins sombres acquis par la technique, qui détecte des cellules dégradées.
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Figure I-25. Image par électroluminescence d’un module PV avec des cellules dégradées.

I.10. Conclusion

Dans ce chapitre, nous avons présenté les différentes notions théoriques sur le

rayonnement solaire, les modules photovoltaïques et les différentes technologies de cellules PV,

ainsi qu’une revue des modes de dégradation rencontrés au cours des années d’exploitation de

modules photovoltaïques. Il est important de retenir la grande diversité de ces modes de

dégradation et l’interdépendance de leurs mécanismes. Les principaux modes de dégradation des

modules PV recensés dans la littérature sont : la corrosion des interconnexions, la décoloration

d’encapsulant, la délamination des couches adhésives, les bris de verre et les fissures de cellules.

Les facteurs de stress environnementaux peuvent augmenter les cinétiques de dégradation, mais

rarement les empêcher. Tous ces modes de dégradation surviennent à différentes périodes de la

vie du module, mais une fois identifiés et compris, il est possible de réaliser des tests de

vieillissement accéléré capables de les faire apparaître. Si ces dégradations se confirment, nous

pourrons alors modifier la conception d’un module avant sa commercialisation.
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II.1. Introduction

Le développement du marché photovoltaïque (PV) nécessite de connaître parfaitement la

production électrique de ces systèmes sur différents sites en particulier pour estimer leur

rentabilité économique. Cette estimation précise ne peut se faire qu’en prenant en compte les

effets d’ombrage qui ont des conséquences dramatiques sur les performances électriques. Lors

de l’installation d’un système PV, il arrive parfois que l’emplacement des modules PV soit

imposé par le milieu. Dans ces conditions, on peut se retrouver dans des situations où des

modules PV ou des parties de cellules soient ombragés. Quand un module est partiellement

ombragé, certaines de ses cellules peuvent devenir polarisées en inverse, fonctionnant comme

des charges au lieu d’être génératrices. Cela produit des points chauds (hot spots) qui peuvent

détériorer le module.

Ce chapitre est consacré à l’étude de certains déséquilibres qui peuvent se produire au

sein d’un module PV, aux comportements des cellules sous l’effet d’ombrage dans différents

sites et à l’évaluation de l’effet d’ombrage sur une ou plusieurs cellules d’un module PV. Les

caractéristiques I-V (courant-tension) sont relevées en conditions standards de test (STC) pour

ces différents cas d’étude avec et sans ombrage pour déterminer les pertes de puissance induites

par de tels ombrages et le rôle des diodes by-pass. Ensuite, une étude comparative par rapport à

la simulation de l’effet d’ombrage sur un module PV par logiciel ICAP/4 a été menée. Enfin,

une méthode de détection des cellules ombragées est présentée.

II.2. Influence de l’ombrage sur les performances des modules PV

Malgré l'intérêt croissant pour améliorer les performances de systèmes PV, il n’y a que

peu de travaux effectués sur le diagnostic des pannes. L’ombrage fait partie des causes de

pannes des modules PV. La cellule peut devenir polarisée en inverse, fonctionnant comme une

charge au lieu d’un générateur. Cela induit par conséquent une déformation globale de la

caractéristique I-V, la réduction de la puissance de sortie du module et des risques

d’échauffement puis de dégradations qui sont à redouter (hots spots). Les cellules PV des

modules doivent par conséquent être protégées par des diodes by-pass [76-78]. Il peut s'avérer

qu'au niveau des diodes by-pass utilisées pour ces défauts d'ombrage, des problèmes de

surchauffe ou de sous-dimensionnement des cellules peuvent apparaître.

Les installations PV dans un milieu urbain sont soumises à des phénomènes d’ombrage

partiel ou temporaire, tels que ceux liés à une feuille d’arbre, à des déjections d’oiseaux, à la

salissure (polluant émis par des activités humaines et atmosphériques), à la présence de

cheminées, ou bien même à une partie de construction, qui peuvent conduire à une réduction de
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l’ensoleillement [79-80]. Cela a pour conséquence de causer une perte de puissance des

modules.

Plusieurs études ont été réalisées sur l’effet d’ombrage sur les performances des modules

PV. La première étude sur l'impact de la poussière sur les systèmes solaires réalisée entre le 9

mai et le 1er juillet 1940 dans une zone industrielle aux Etats-Unis a montré une dégradation

maximale des performances de 4,7%, avec une perte moyenne de rayonnement solaire incident

inférieure à 1% [81]. Une autre étude a montré que plusieurs mois de fonctionnement d’un

module PV sans nettoyage induit une perte de puissance de 40% à Chicago et 12% à New York

causée par l’effet de la salissure [82]. La perte moyenne annuelle de puissance d’un module PV

varie de 1% à 4% [83]. Dans les zones où les pluies sont fréquentes, il a été montré que la pluie

pouvait nettoyer les modules PV à un point de restauration de la performance à 1% de perte sur

la pleine puissance [84].

Malheureusement, les régions sahariennes, qui sont les plus adaptées à la production

d’électricité PV en raison de la disponibilité abondante du rayonnement solaire tout au long de

l’année sont caractérisées par des vents de sable qui provoquent l’accumulation de particules de

sable sur la surface des modules, ce qui engendre une réduction des performances électriques

[85] et des projections provoquant l’abrasion du verre.

Il y a plusieurs études qui ont été faites sur l’effet du sable sur les performances des

modules. Par exemple une étude réalisée à Dubaï sur le dépôt de la poussière de sable a montré

que la puissance du module PV est réduite de 39% pendant un mois et de 85,32 % après une

année sans nettoyage. Cela montre que lorsque l’accumulation de poussière augmente

d’environ 35%, la puissance maximum diminue d’environ 75%. Cependant, le nettoyage

simple avec de l’eau apporte une augmentation de la puissance de 3,2% [86]. Pour un

utilisateur d’un système PV, il serait intéressant de savoir la fréquence de nettoyage des

modules et l’endroit le plus avantageux de leur implantation [79].

II.3. Déséquilibre au sein d’un module PV avec l’ombrage

Les caractéristiques courant-tension des cellules ou modules sont généralement

considérées identiques vis-à-vis de l’éclairement et de la température. Mais ces conditions sont

idéales et ce n’est pas toujours le cas en pratique. Les problèmes rencontrés sont liés au fait

qu’une cellule peut être amenée à travailler comme récepteur électrique au lieu de générer de

l’énergie, cela se produit notamment si elle est ombragée. Elle aura donc à dissiper de l’énergie

électrique qui va s’ajouter à l’énergie du rayonnement solaire puisque cette cellule ne

travaillera pas en convertisseur. Des risques d’échauffement puis de dégradations sont alors à



Chapitre II : Effet de l’ombrage sur les performances des modules PV

38

redouter, comme les points chauds. Une telle situation est illustrée sur la Figure II-1 dans le cas

de trois cellules connectées en série.

Figure II-1. Caractéristiques des cellules PV pour un courant donné Im en présence d’ombrage.

Si la rangée de cellules travaille à un point de fonctionnement correspondant à un courant

Im au-delà du courant de court-circuit de la cellule ombragée (cellule 2), le point de

fonctionnement du module correspond à une tension négative aux bornes de la cellule

ombragée (cellule 2), c’est dans ce cas que la diode by-pass rentre en compte en devenant

passante. Par contre, cette solution efficace réduit d’autant la puissance délivrée ainsi que la

tension aux bornes du module PV [67,87].

Les relations suivantes permettent de calculer les données électriques courant et tension d’un

module sous l’effet d’ombrage.

I୫ ୭ୢ୳୪ୣ = Iୢ୭୬୬±+ Iୠ୷ି୮ୟୱୱ (II.1)

V୫ ୭ୢ୳୪ୣ ൌ ෍ ௖ܸ௘௟௟௨௟௘��݅ݏ���෍ ௖ܸ௘௟௟௨௟௘�≥ 0

V୫ ୭ୢ୳୪ୣ ൌ Ͳ������������݅ݏ�����������෍ ௖ܸ௘௟௟௨௟௘�< 0

 Protection par diodes parallèles (by-pass)

La tension inverse à laquelle est soumise une cellule ombragée est plus élevée lorsqu’il

s’agit d’un champ de modules où le nombre de cellules connectées en série devient très

important. Une solution est de court-circuiter par une diode parallèle (by-pass) qui devient

passante lorsque la cellule est polarisée en inverse tout en restant bloquée lorsque la cellule

fonctionne normalement.

Malheureusement, il serait très onéreux de doubler toutes les cellules par une diode d’où

la solution utilisée pour les modules commerciaux actuels qui consiste à partager un module PV

en deux groupes et de protéger chaque groupe par une diode parallèle.
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 Protection par diodes en série

Pour empêcher un ensemble de cellules connectées en série dans une branche d’un

générateur PV de recevoir de l’énergie électrique provenant d’autres branches mises en

parallèle, il faut connecter une diode en série sur chacune des branches. Ces diodes doivent

supporter le courant généré par la branche lorsqu’elle fonctionne normalement. La Figure II-2

montre un exemple de générateur PV contenant ces diodes by-pass, ainsi que les diodes anti

retour. Le rôle de ces diodes ne se limite pas à protéger les cellules PV car, dans le cas où le

générateur débite sur une batterie d’accumulateurs, elles ont aussi la tâche d’empêcher un

retour de l’énergie stockée lorsque les conditions atmosphériques sont défavorables ou durant

la nuit.

Figure II-2. Module PV avec deux diodes : by-pass et anti-retour.

II.4. L’effet d’un ombrage partiel (études expérimentales)

Afin d’illustrer l’influence de l’ombrage sur le comportement d’un module PV, trois

études expérimentales ont été conduites sur un ensemble de modules PV sous différentes

conditions d’ombrage dans différents milieux d’implantation.

II.4.1. Ombrage partiel du module PV en milieu urbain

Pour mieux comprendre l’impact de l’ombrage sur la performance des modules PV, on

caractérise le comportement d’un module PV en se plaçant dans différentes situations

d’ombrage :

a) ombrage par les salissures

b) ombrage par la présence d’un arbre à proximité

c) ombrage par une construction au voisinage.
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Nous avons utilisé un module Isofoton en silicium monocristallin100 Wc contenant 72

cellules en série implanté au Centre de Développement des Energies Renouvelables (CDER) à

Bouzaréah avec une inclinaison de 27°. Les caractéristiques électriques du module Isofoton 100

Wc sous les conditions standards (1000W/m², masse optique: AM 1,5, température de cellule

25°C) fournies par le constructeur sont données dans le Tableau II-1.

Caractéristique Valeurs

Puissance maximale (Pppm) 100 Wc

Tension à puissance maximale(Uppm) 34,8 V
Courant à puissance maximale (Ippm) 2,87 A
Courant de court-circuit (Isc) 3,27 A

Tension à circuit ouvert (Voc) 43,2 V

Tableau II-1. Caractéristiques du module Isofoton 100 Wc.

Les caractéristiques courant-tension sont obtenues avec une charge électronique de type

PVPM 2540C de précision ± 1% relié à un ordinateur pour le traitement des données et une

cellule de référence est utilisée pour récupérer les mesures de l’irradiation du soleil et de la

température du module.

Dans un premier temps, nous avons caractérisé le comportement du module PV sans

ombrage (référence) sous conditions extérieures pour un éclairement et une température

donnés. Ensuite, dans les mêmes conditions réelles d’utilisation, on répète l’opération avec une

partie de ce module qui est ombragée selon les différentes situations données dans la Figure

II-3 (a et b) et qui donne un ordre de grandeur de la surface ombragée. Pour restituer le dépôt

de poussière (salissures), de la terre légèrement mouillée a été étalée sur la surface. Ensuite, le

module a été rapproché d’une construction, puis d’un arbre.

On fait varier le pourcentage d’ombrage de la surface du module de 5% à 20% par la

salissure, de 15% par la construction au voisinage et de 20% à 90% par les feuilles de l’arbre

proche.

La Figure II-3 représente les résultats expérimentaux des caractéristiques I-V délivrée par

le module en fonction de différentes situations d’ombrage partiel par rapport au module propre.

On constate que la caractéristique I-V du module de référence nettoyé avec de l’eau est

supérieure à celle du module en fonctionnent normal de 1%. Ce résultat est en accord avec

l’étude faite à Phoenix en Arizona, qui a montré que la propreté d’un module PV peut devenir

économiquement intéressante, puis qu’il peut récupérer 1% de sa puissance après le nettoyage
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et que les effets de dépôt de saleté dépendent de l’angle d’inclinaison des modules dans le site

d’implantation [88]. Dans une autre étude faite à Ouagadougou sur le dépôt de poussière, il a

été montré que les modules perdent de 2 à 12% de leur rendement du fait de l’accumulation de

saletés sur leur surface de captation. Cependant le nettoyage simple avec de l’eau, apporte un

gain moyen journalier en puissance de 7% par rapport aux modules non nettoyés [89].

Sous l’effet de la salissure qui ombre la surface du module de 5% à 20%, on constate la

déformation des caractéristiques I-V qui révèlent des diminutions des courants de court-circuit

et de la puissance maximale s’élevant à 6%, 16% et à 20%, 45% respectivement. On note que

l’effet de la salissure a été abordé dans plusieurs études, par exemple dans une étude réalisée à

Palo Alto, en Californie, la salissure déposée sur un module PV a causé 2% de réduction du

courant par rapport à celle du module propre [90].

Un point d’inflexion apparaît sur la caractéristique I-V du fait de l’activation d’une diode

by-pass car les cellules ne reçoivent pas le même pourcentage d’ensoleillement. Plus l’ombrage

est important, plus le courant au point d’inflexion diminue. Une petite diminution est aperçue

au niveau de la tension en circuit-ouvert (Voc) due à l’échauffement au niveau de quelques

cellules ombragées [91].

On constate des déformations sur les caractéristiques I-V obtenues après l’exposition à

des différents pourcentages d’ombrage : de 20% et 90% par les feuilles d’un arbre et de 15%

par la construction à proximité. Ces derniers induisent une diminution de la puissance

maximum de 45%, 98% et 65% respectivement. Ainsi les courbes I-V présentent des « marches

d’escalier » typiques du déclenchement des deux diodes by-pass. Cela explique que les diodes

by-pass protègent les cellules contre les effets néfastes d’une ombre et permettent aux autres

cellules de continuer à fonctionner [87]. Dans ce cas, les cellules reçoivent très peu de lumière

et la différence d’irradiation est très forte. Si l’ombrage persiste pour une longue période de

fonctionnement du module, cela induit le phénomène d’échauffement (hot spot) [67].
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Figure II-3. Résultats des caractéristiques I-V de différentes situations de l’effet d’ombrage (a)

et (b) sur un module PV par rapport au module propre.

Module nettoyé

Module ombré à 5% (salissure)

Module ombré à 20% (salissure)

(a) effet de la salissure

Module ombré à 15%
(Construction à proximité)

Module ombré à 20 %
(Arbre à proximité)

Module ombré à 90 %
(Arbre à proximité)

(b) effet de la construction, salissure et d’arbre à proximité

Point d’inflexion
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II.4.2. Ombrage partiel du module PV dans un milieu aride

L’accumulation des particules de sable sur la surface du module peut affecter les

performances électriques dans les régions arides qui sont caractérisées par un fort

ensoleillement tout au long de l’année à cause d’une faible couverture nuageuse et des

précipitations réduites. Dans cette étude, nous avons étudié l’impact de l’influence de dépôts de

poussières de sable sur la caractéristique I-V des modules UDTS 50. Dans un premier temps,

nous avons caractérisé un module UDTS 50 sans ombrage avec un angle d’inclinaison de 17°C

en conditions réelles. Ensuite, nous avons simulé quatre scénarios a, b, c et d en étalant de la

poussière de sable sur la surface du module comme présenté

Figure II-4. Des expériences sont effectuées dans les mêmes conditions de test réelles en

utilisant une charge électronique (PVPM 2540C).

a) Scénario (a) : module sans ombrage

b) Scénario (b) : ombrage à 10% de la surface du module par des particules de sable de

diamètre 0,5 mm et de densité 0,5 g.m-2
.

c) Scénario (c) : ombrage à 90% de la surface du module par la poussière fine de sable de

diamètre environ 0,05 mm et de densité de 0,2 g.m-2
.

d) Scénario (d) : ombrage à 30% de la surface du module par des particules de sable de

diamètre 0,5 mm et de densité 1,5 g.m-2
.

Dans un second temps, nous avons caractérisé cinq modules UDTS 50 installés dans le

site d’Adrar après avoir été bien nettoyés avant d’être exposés sous une tempête de sable

pendant une semaine (Figure II-5) afin de reprendre les mesures à des fins de comparaison.

Enfin, les résultats de l’évaluation de cet effet de la poussière de sable sur les performances

électriques telles que : les courbes I-V et P-V en condition réelle, la tension à circuit-ouvert

(Voc), le courant de court-circuit (Icc), le facteur de forme(FF) et la puissance maximale (Pmax)

sous conditions STC des modules PV sont présentés.

Les caractéristiques du module PV «UDTS 50» au silicium monocristallin aux conditions STC

sont consignées dans le Tableau III-2.
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Tableau II-2. Caractéristiques du module UDTS 50 sous conditions STC.

Figure II-4, on remarque que l’ombrage de la surface du module PV provoque la

déformation des deux courbes I-V et P-V par rapport au module propre, causée par le fait que le

courant diminue à partir des points de court-circuit. Cette diminution augmente lorsque la

densité de la poussière de sable augmente, mais la tension à circuit-ouvert n’est pas sensible à

la quantité de particules de poussière de sable accumulée sur la surface du module [18]. Ce qui

nous amène à calculer la variation relative des performances électriques du module ombragé

par rapport au module propre.

 l’ombrage partiel à 10 % de la surface du module par le sable provoque des pertes en

courant de 5,5% et de 0,2% pour la puissance maximale.

 l’ombrage par poussières fines uniformes à 90% induit des pertes en courant de 2,4% et il en

résulte une perte de puissance de 3%.

 L’ombrage à 30 % de la surface du module par le sable entraîne des pertes en courant de

14,6 % d’où une perte de puissance très importante de 36 % et une diminution élevée de la

résistance shunt.

Cette expérience nous montre également que l’ombrage par la poussière de sable a plus

d’impact sur la perte de puissance que celui avec des grains de sable de grosses tailles

(diamètre supérieur à 100 µm). Cela montre que la diminution de puissance du module dépend

de la densité et de la taille des particules [67].

Caractéristiques Valeur
Puissance maximale (Pppm) 49,4 Wc
Tension à puissance maximale (Uppm) 17,5 V
Courant à puissance maximale (Ippm) 2,9 A
Courant de court-circuit (Isc) 3,18 A
Tension à circuit ouvert (Voc) 21,6 V
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a) Module sans ombrage

b) Module ombré à 10% (sable)

c) Module ombré à 90% (poussière de
sable)

d) Module ombré à 30% (sable).

Figure II-4. Différents scénarios et résultats des caractéristiques I-V et P-V du module PV sous l’effet
d’ombrage par rapport au module propre.
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(a) avant l’exposition (b) après exposition

Figure II-5. Situation des cinq modules PV UDTS 50 avant (a) et
après (b) après une semaine d’exposition dans le site saharien.

Figure II-6. Résultats des caractéristiques I-V et P-V des cinq modules PV UDTS 50.

Les résultats de la Figure II-6 présente les caractéristiques I-V et P-V de cinq modules

dans deux états : modules nettoyés et modules avec une semaine d’accumulation de poussières

de sable sur la surface sur site. On constate que les caractéristiques I-V et P-V correspondant

aux modules propres ne présentent pas une forme usuelle sauf pour le cinquième module (M05)

neuf. Par conséquent, ils n’ont plus le même comportement dû à la dégradation naturelle dans

le site [93], qui a été indiquée par la présence de cellules décolorées détectées par inspection

visuelle sur les quatre modules (M01-M04) et la présence des micro-rayures sur les surfaces

des modules suite à des frottements par les grains de sable. Ces micro-rayures changent les

propriétés optiques du verre, en modifiant les propriétés de réflexion et de transmission, en

rendant le verre absorbant. Cependant la tension à circuit-ouvert Voc n’est pas affectée par

l’accumulation de poussières de sable sur la surface des modules, par conséquent Isc et Pmax ont

des diminutions. On note que les motifs des courbes des résultats trouvés dans cette étude sont

cohérents avec les résultats prédits par Al-Hasan [94].
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Paramètres
électriques

Module (M01) Module (M02) Module (M03)

propre ombragé
Variation
absolue

propre ombragé
Variation
absolue

propre ombragé
Variation
absolue

Pmax(W) 28,31 25,23 3,08 25,24 22,85 2,39 23,54 21,85 1,69

Vmax(V) 12,6 11,68 0,92 11,85 10,73 1,12 10,65 11,04 -0,39

Imax (A) 2,27 2,16 0,11 2,13 2,13 0 2,21 1,98 0,23

Isc(A) 2,74 2,76 -0,02 2,92 2,71 0,21 2,92 2,38 0,54

Voc(V) 20,57 19,58 0,99 19,54 19,69 -0,15 19,73 19,5 0,23

Paramètres
électriques

Module (M04) Module (M05)

propre ombragé
Variation
absolue

propre ombragé
Variation
absolue

Pmax (W) 29,77 24,06 5,71 48,59 46,61 1,98

Vmax (V) 12,33 10,71 1,62 15,85 16,01 -0,16

Imax (A) 2,41 2,25 0,16 3,06 2,91 0,15

Isc (A) 2,91 2,64 0,27 3,41 3,23 0,18

Voc (V) 20,13 17,38 2,75 21,35 21,38 -0,03

Tableau II-3. Variation absolue des performances des modules après une semaine
d’exposition dans le site sans nettoyage.

Figure II-7. Variation relative des performances électriques des cinq modules après une
semaine d’exposition translatée en condition STC.

La Figure II-7 présente les résultats de la variation relative des performances électriques

des cinq modules après une semaine d’expositions translatés aux conditions STC. On constate

que le dépôt de poussière induit la diminution importante de la puissance maximale (Pmax) et du

facteur de forme (FF) de 7,3% et 8,5% respectivement. En effet, dans une étude récente, il a été

enregistré que le dépôt d’une densité de poussière de 30,5 mg sur un module monocristallin
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induit une diminution du courant de court-circuit de 30% et de 26% pour la puissance au bout

de six semaines d’exposition sans nettoyage [95]. Une étude en Egypte a montré une

diminution de puissance due à la poussière atteignant 35% après seulement deux mois sans

nettoyage [96] et dans un village près de Riyad (Arabie Saoudite), une autre étude a montré que

l'accumulation de la poussière sur un système photovoltaïque installé induit une réduction de

32% de la performance au bout de huit mois sans que les modules ne soient nettoyés [97]. Une

réduction de la puissance photovoltaïque de 17% sur des modules installés dans la ville de

Koweït City a été notée après six jours sans nettoyage des modules [98].

II.5. Détermination de la caractéristique I-V et le comportement de diodes

by-pass sous l’effet d’ombrage partiel

La plupart des modules PV commercialisés comportent deux voire trois diodes « by-

pass » pour réduire le risque de destruction dans les conditions d’ombrage partiel d’une ou

plusieurs cellules dans un module. Cet effet montre l’activation d’une ou de deux diodes by-

pass, cela n’empêche pas les autres cellules de fonctionner en inverse. L’effet de la

caractéristique inverse de ces cellules est visible sur la caractéristique I-V [99].

Pour mieux comprendre le comportement des diodes by-pass sous l’effet d’ombrage sur

un module PV, les tests expérimentaux sont effectués sur un module Isofoton75 Wc possédant

deux diodes by-pass. Chacune est connectée en parallèle à un groupe en série de 18 cellules. Ce

module a été exposé au CDER. Les caractéristiques électriques du module Isofoton 75 Wc sous

les conditions standards (1000W/m², masse optique : AM 1,5, température de cellule 25 °C),

fournies par le constructeur sont consignées dans le Tableau II-4.

Caractéristique Valeurs
Puissance maximale (Pppm) 75 Wc
Tension à puissance maximale (Uppm) 17,3 V
Courant à puissance maximale (Ippm) 4,34 A
Courant de court-circuit (Isc) 4,64 A
Tension à circuit ouvert (Voc) 21,6 V

Tableau II-4. Caractéristiques du module Isofoton 75Wc.

Dans le premier scénario, nous avons caractérisé le module sans ombrage. Après nous

avons occulté trois cellules en série puis neuf cellules en parallèle à l’aide d’un papier noir

opaque apposé sur les modules PV. Les caractéristiques I-V sont mesurées sous conditions

réelles à l’aide d’une charge électronique (de type PVPM 2540C) (Tableau II-9). Ensuite, dans
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le second scénario, nous avons fait varier le pourcentage d’ombrage des strings de trois

modules connectés en série selon les trois configurations suivantes (Figure II-10) :

 un string ombré d’un module sur trois

 deux strings ombrés de deux modules sur trois

 trois strings ombrés de chaque module.

Les résultats des caractéristiques I-V de ces tests sont présentés Figure II-9 et Figure II-11.

a) Module sans ombrage avec les
deux diodes by-pass.

b) Ombrage de 3 cellules en série et
une diode by-pass activée

c) Ombrage de 9 cellules en parallèle et
deux diodes by-pass activée

Figure II-8. Différents scénarios d’ombrage (b) et (c) par rapport au module sans ombrage (a).

Figure II-9. Caractéristiques I-Vde 3 et 9 cellules ombragées en série et parallèle
respectivement par rapport au module propre.

La Figure II-9 présente les résultats concernant les courbes I-V de l’expérimentation d’un

ombrage partiel de trois cellules en série puis neuf cellules en parallèle dans un module PV. On

constate que l’ombrage partiel de trois cellules en série provoque une chute de tension

d’environ 10 V et une perte en puissance d’environ 53%, qui est dissipée sous forme de

chaleur. Lorsque les neuf cellules sont ombragées en parallèle, on a constaté qu’on perd

presque tout le courant, ce qui veut dire que les deux diodes sont activées (juste un faible

courant est suffisant pour mettre en conduction les deux diodes).
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a) Ombrage d’un string b) Ombrage de deux strings c) Ombrage de trois strings

Figure II-10. Scénario d’ombrage d’un string sur les trois modules branchés en série.

Figure II-11. Caractéristiques I-V des trois modules avec un ou
plusieurs strings ombragés.

La Figure II-11 présente les résultats concernant les courbes I-V de l’expérimentation

d’un string ombragé suivant les différents scénarios sur les trois modules branchés en série.

Conformément aux résultats de la Figure II-9, nous pouvons remarquer sur cette figure que la

chute de tension est décalée sur la gauche à chaque scénario d’ombrage sur les trois modules,

ce qui veut dire que pour ce cas, les diodes by-pass des trois modules sont activées. En effet,

l’ombrage d’un, deux et trois strings de chaque module, engendre une réduction de puissance

de l’ordre de 21%, 40% et 58% respectivement qui est dissipée sous forme de chaleur.

Plusieurs études ont été réalisées pour modéliser l’effet d’un ombrage partiel sur un module PV

selon les interconnexions des cellules et le fonctionnement des diodes by-pass [22,100] et ont

révélé des résultats similaires.
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II.5.1. Comportement des différentes parties ombragées sans et avec diode by-pass

Nous avons effectué différents types d’ombrage partiel sur la surface des cellules d’un

module PV type Atersa 75 WC. Les caractéristiques sont données dans le Tableau II-5. On

utilise pour cela du carton complètement opaque.

Les scénarios a, b, c et d pour les deux cas : en présence des diodes by-pass puis en leur

absence sous conditions réelles sont montrés dans la Figure II-12.

 Scénario a : ombrage d’une cellule.

 Scénario b : ombrage de deux cellules en série dans le module.

 Scénario c : ombrage de deux cellules en parallèle dans le module.

 Scénario d : ombrage de neuf cellules en série dans le module.



Caractéristique Valeurs

Puissance maximale (Pppm) 75Wc

Tension à puissance maximale (Uppm) 17 V

Courant à puissance maximale (Ippm) 4,4 A

Courant de court-circuit (Isc) 4,8A

Tension à circuit ouvert (Voc) 21 V

Tableau II-5. Caractéristiques du module Atersa 75 Wc sous les conditions standards (1000
W/m², masse optique: AM 1.5, température de cellule 25 °C.

L’ensemble des résultats des caractéristiques I-V pour ces scénarios sont présentés dans la

Figure II-12.
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a) ombrage d’une cellule dans le module en présence et en absence de diodes by-pass.

b) ombrage de 2 cellules en série dans le module en présence et en absence de diodes
by-pass.

c) ombrage de 2 cellules en parallèle dans le module en présence et en absence de diodes
by-pass.

d) ombrage de 9 cellules en série dans le module en présence et en absence de diode by-pass.

Figure II-12. Scénarios et résultats des caractéristiques I-V expérimentales du module pour
différents types d’ombrage des cellules avec et sans diode by-pass (a, b, c et d).
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La Figure II-12 représente les résultats des caractéristiques I-V expérimentales de

différents scénarios d’ombrage des cellules de ce module avec et sans diode by-pass. Nous

pouvons constater sur la Figure II-12 (a) que l’ombrage d’une cellule sur le module PV

provoque la déformation de la caractéristique I-V causée par le fait que le courant diminue à

partir du point de court-circuit. La tension n’est pas affectée mais la puissance est diminuée de

32,55 %. L’absence d’une diode by-pass n’empêche pas la cellule ombragée de fonctionner en

inverse. Lorsque le nombre de cellules ombragées augmente, cas de 2 cellules en série, illustré

dans la Figure II-12 (b), un point d’inflexion apparaît du fait de l’activation de la diode by-pass.

Cela se traduit par la déconnexion de toute la partie qui contient les deux cellules ombragées.

L’absence de diode by-pass n’empêche pas la circulation du courant inverse dans les autres

cellules, ce qui provoque la perte importante de puissance de sortie d’environ 56,8%.

Nous pouvons constater sur la Figure II-12 (c) que l’ombrage de deux cellules en

parallèle induit une perte de puissance d’environ 50% due à la diminution du courant de l’ordre

de 35% de sa valeur initiale tandis que la tension à circuit ouvert est presque constante. Dans ce

cas, on peut dire que les connexions parallèles sont moins sensibles à l’ombre que les

connexions en série. Ce qui veut dire que le point d’inflexion est décalé vers la gauche par le

fait que les deux diodes by-pass sont activées. L’absence de ces deux dernières n’a pas

d’influence sur le comportement des autres cellules.

La Figure II-12 (d) illustre la perte en tension d’environ 10% lorsque 9 cellules en série

sont ombragées. La chaîne qui contient ces cellules ombragées est complètement déconnectée,

ce qui conduit à la diminution du courant et à l’augmentation de la tension négative, qui se

superpose avec la tension positive des autres cellules. Ceci entraîne alors une perte importante

de la puissance du module PV d’environ 57%. La perte en tension augmente en fonction de la

croissance de l’amplitude de l’ombrage car il n’y a plus de protection assurée par la diode by-

pass. L’absence de diode by-pass provoque l’effet d’avalanche sur les caractéristiques

(fonctionnement inverse des cellules). On a constaté des pertes importantes en courant et des

faibles pertes en tension, ce qui empêche le basculement de la deuxième diode en mode

passant.

II.5.2. Etude comparative

Nous avons fait une étude comparative des résultats expérimentaux de l’effet d’ombrage

partiel sur un module PV en présence et en absence de diode by-pass par rapport à ceux d’une

étude de simulation numérique avec le logiciel ICAP/4 [101,102].
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Le Tableau II-6 et le Tableau II-7 indiquent le pourcentage de perte de puissance par

rapport au cas où le module n’est pas ombragé en fonction du nombre de cellules ombragées

pour les deux cas avec et sans diode by-pass.

Tableau II-6. Pertes de puissance pour différents scénarios d’ombrage d’un module PV.

Tableau II-7. Pertes de puissance pour différents scénarios d’ombrage d’un module PV
simulées avec le logiciel ICAP/4.

D’après les résultats de la Figure II-13, on peut comparer nos résultats obtenus

expérimentalement avec les résultats du logiciel ICAP/4. On note qu’une bonne concordance

dans les pertes de puissance est vérifiée entre l’expérience et le modèle dans le cas de

l’ombrage de 1, 2 et 3 cellules en série avec et sans diode by-pass. On a constaté aussi d’après

Nombre de cellules
ombrées

Puissance (W) Perte de puissance (%)

Avec 2
diodes

Sans
diode

Avec 2
diodes

Sans
diode

Sans ombrage 60,52 60,52 0 0

1cellule 40,82 40,82 32,55 32,55

2 cellules en série 26,14 8,13 56,81 86,56

9 cellules en série 26.09 1,34 56,89 97,78

Nombre des
cellules ombrées

Puissance (W) Perte de puissance (%)

Avec 2
diodes

Sans
diode

Avec 36
diodes

Avec 2
diodes

Sans
diode

Avec 36
diodes

Sans ombrage 69,93 69,93 69,93 0 0 0

1cellule 34,58 34,58 65,52 50,55 50,55 6,3

2 cellules en série 32,59 19,25 61,12 53,39 72,47 12,59

3 cellules en séries 32,56 12,72 56,73 38,55 81,81 18,87

(a) Résultats de notre cas d’étude
(b) Résultats avec le logiciel ICAP/4

Figure II-13. Comparaison des pertes de puissance suivant le nombre de cellules ombragées
avec et sans diode by-pas.
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les résultats de la simulation par le logiciel ICAP/4 que l’intégration des diodes by-pass pour

chaque cellule diminue fortement les pertes de puissance liées à l’ombrage partiel.

II.6. Ombrage partiel d’une cellule

II.6.1. Description de la plateforme d’expérimentation

Pour mener à bien nos expérimentations d’ombrage sur le module et obtenir les

conditions favorisant l’effet d’ombrage artificiel au niveau du laboratoire « Piles à

combustibles » FCLAB, nous avons constitué une plateforme permettant de simuler ce

phénomène. Cette plateforme est composée d’un module PWX 500 au silicium multi-cristallin

Photowatt dont les caractéristiques sont illustrées par le Tableau II-8, d’une source d’éclairage

artificielle avec des lampes au Xénon de 200W, qui permettent de simuler l’ensoleillement, et

une résistance de charge permettant de balayer le point de fonctionnement du générateur. Un

luxmètre a été également utilisé pour récupérer l’information sur l’éclairement et un

thermocouple pour mesurer la température des cellules, ainsi qu’un multimètre pour le courant

et la tension (Figure II-14). Ensuite toutes les grandeurs sont sauvegardées dans un PC.

Caractéristique Valeurs

Puissance maximale (Pppm) 47,6 Wc

Tension à puissance maximale( Uppm) 17 V

Courant à puissance maximale (Ippm) 2,8 A

Courant de court-circuit (Isc) 3,1 A

Tension à circuit ouvert (Voc) 21,9 V

Tableau II-8. Caractéristiques du module PWX 500 sous les conditions standards (1000 W/m²,
masse optique : AM 1.5, température de cellule 25 °C.

Figure II-14. Dispositif expérimental de mesure des caractéristiques du module PWX 500

sous l’effet d’ombrage partiel.

Lampes

Module PWX 500

Multimètre

Résistance de charge

Luxmètre
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Nous avons proposé d’effectuer différents scénarios d’ombrage à l’aide de caches sur le

module PWX 500. Dans un premier temps, nous avons soumis le module à une source de

lumière artificielle sans aucun ombrage, pour évaluer la caractéristique de référence. Dans un

second temps, on fait varier la taille de la surface ombrée d’une cellule de 0%, 25%, 50% ,75 %

et 100%. Enfin, les caractéristiques acquises en conditions réelles de fonctionnent pour les

différents scénarios d’ombrage ont été prélevées. L’ensemble des résultats de ces mesures sont

présentés ci-dessous.

Figure II-15. Caractéristiques expérimentales I-V d’un module PV avec une cellule

ombragée de 25%, 50% ,75% et 100%par rapport au module sans ombrage.

On constate sur la Figure II-15 la déformation de la courbe expérimentale I-V du module

PV avec l’augmentation de pourcentage d’ombrage sur une cellule. Un point d’inflexion

apparait du fait de l’activation d’une diode by-pass. Plus l’ombrage est important sur la cellule,

plus le courant diminue à partir du point de court-circuit. Ceci induit l’augmentation des pertes

de puissance. Par conséquent, la tension à circuit ouvert n’est pas affectée. Sur le Tableau II-9,

nous présentons les puissances optimales pour chaque condition d’ombrage et la perte de

puissance qui en résulte par rapport au module sans ombrage sous les mêmes conditions.

Pourcentage d’ombrage
d’une cellule (%)

Puissance maximum Perte de puissance(%)

0 10,94 0
25 10,62 2,93
50 8,10 25,95
75 4,78 56,31
100 4,75 56,58

Tableau II-9. Pertes de puissance pour différents pourcentages d’ombrage d’une cellule
photovoltaïque ombragée.
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II.6.2. Modélisation de la perte de puissance

La perte de puissance du module PV en fonction de la surface ombragée peut être exprimée

par l’équation (II.2) suivante :

Y=a1.X
3+ a2.X

2+ a3.X+ a4 (II.2)

Y : perte de puissance %.

X : surface ombragée %.

Les coefficients sont extraits suivant les données expérimentales par la méthode

polynomiale de degré 4 avec un fitting (Cftool Tool box) dans le logiciel Matlab.

Les valeurs des paramètres du modèle obtenues sont données dans le Tableau II-10 ci-dessous.

Coefficients a1 a2 a3 a4

Valeurs -0.0002676 0.04037 -0.7954 0.3526

Tableau II-10. Résultats des calculs des paramètres du modèle
La caractéristique Y= f(X) est obtenue et comparée avec celle de la mesure expérimentale

comme le montre la

Figure II-16. Évolution du taux de perte de la puissance en fonction du pourcentage

d’ombrage de la cellule PV.

Figure II-16. Évolution du taux de perte de la puissance en fonction du pourcentage d’ombrage

de la cellule PV.
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Le résultat de la Figure II-16 montre que l’augmentation du pourcentage d’ombrage de

la cellule dans le module PV se traduit par l’augmentation des pertes de production de la

puissance de sortie. On constate que l’influence de l’ombrage est très important, puisque avec

seulement 50% d’une cellule ombragée sur les 36 cellules, la puissance est réduite de 26% et

qu’elle est diminuée de 57% avec une cellule complètement ombragée. Une bonne concordance

dans les pertes de puissance d’environ 50% à 57% est vérifiée entre l’expérience et la

simulation numérique avec le logiciel ICAP/4 pour une cellule ombragée. Plusieurs études ont

montré l’influence de l’ombrage partiel d’une cellule sur la caractéristique I-V et l’activation de

la diode by-pass [79,100].

II.6.3. Détection de l’effet d’échauffement due à l’ombrage dans un module PV

La méthode infrarouge est très utilisée dans le domaine du diagnostic des pannes. Elle

permet la détection des défauts lorsqu’ils existent, qui sont généralement la conséquence d’un

ombrage sur un module PV, par la distribution de la température.

Nous avons proposé d’effectuer différents scénarios d’ombrage à l’aide de caches sur le

module PWX 500. Dans un premier temps, nous avons soumis le module à une source de

lumière artificielle sans aucun ombrage pour évaluer la caractéristique de référence. Dans un

second temps, on fait ombrer 1, 9 et 18 cellules en série et en parallèle respectivement. Enfin,

les différentes images infrarouges (a, b, c, d et e) et les images au format 3D (a’, b’, c’et d’),

respectivement obtenues par la caméra infrarouge, ont été prélevées. L’ensemble des résultats

de ces mesures sont présentés ci-dessous. En observant les résultats montrés Figure II-17, on

constate que les différentes images infrarouges en format normal et en 3D obtenues par la

caméra infrarouge permettent la détection, la localisation et l’identification du nombre de

cellules ombragées, comme indiqué par les zones de température réduite de 7°C à 17°C par

rapport à la surface éclairée et reflété par l’intensité de couleur réduite par rapport à des zones

de haute température, qui sont en couleur claire. En effet, l’utilisateur sera prévenu en temps

réel de l’apparition d’un ombrage et pourra ainsi effectuer une maintenance rapide de

l’installation photovoltaïque. Une étude a montré que le phénomène d’échauffement peut avoir

des conséquences directes sur la baisse de puissance lorsque les cellules sont ombragées

partiellement [103].
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(a) Module sans ombrage

(b) module avec une cellule ombragée

(c) module avec 9 cellules ombragées en parallèle

(d) module avec 18 cellules ombragées en série
Figure II-17. Images Infrarouges en format normal et en 3D de l’évolution de la température de 1,9 et

18 cellules ombrées par rapport au module sans ombrage.
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II.7. Conclusion

Dans ce chapitre, nous avons montré par l’analyse des caractéristiques I-V l’effet

d’ombrage partiel d’un module PV par des contraintes environnementales (salissure, feuille

d’un arbre, parties de construction voisinage et poussière de sable) dans un site urbain et aride.

Nous avons constaté durant l’étude expérimentale effectuée sur l’influence de l’ombrage

sur les performances du module que, si on ne nettoie pas nos modules, on perd une puissance

de plus de 50% de la valeur initiale lorsqu’ils sont propres dans un milieu urbain et d’environ

80% dans un milieu désertique. En effet, les résultats montrent que les cinq modules PV restés

une semaine sans nettoyage peuvent voir leur puissance maximum diminuer de 8,5 %. Dans ce

cas, nous pouvons dire qu’il est nécessaire de nettoyer les modules chaque semaine.

La détection de points d’inflexion dans l’analyse des caractéristiques I-V liée à

l’activation d’une ou plusieurs diodes by-pass, nous a permis de détecter la présence d’ombrage

partiel sur le module. Une étude comparative avec des résultats de simulation numérique de

l’effet d’ombrage a été menée avec des résultats en accord sur le rôle protecteur des deux

diodes. Ceci nous a conduits à dire que l’intégration des diodes by-pass pour chaque cellule

réduit les risques liés à l’ombrage et garantit une bonne fiabilité dans l’intégration des systèmes

photovoltaïques dans les bâtis. Nous avons montré aussi l’utilité d’utiliser la méthode d’images

infrarouges qui permet de détecter et de localiser les cellules photovoltaïques partiellement ou

complètement occultées.

Les modules photovoltaïques sont soumis à différentes modes de dégradation qui

dépendent principalement des conditions du site d’implantation. Dans le chapitre suivant nous

exposons une étude de retours d’expériences sur une longue période de fonctionnement de

modules PV dans deux sites différents en Algérie.
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III.1. Introduction

La prédiction de la fiabilité des modules photovoltaïques (PV) nécessite une compréhension

complète de la conception du système, de l'environnement d'exploitation, en particulier dans les

régions aux conditions climatiques contraignantes tel que le milieu désertique. En effet, les régions

sahariennes sont souvent exposées à des niveaux élevés d’éclairement et de température (jusqu’à

60°C).Ces températures combinées avec la forte irradiation UV constituent des conditions de

fonctionnement contraignantes pour les modules PV. Les conditions de caractérisation des modules

sur lesquelles les fabricants s’appuient pour allonger les durées de vie et de garantie des modules sont

très différentes des conditions de fonctionnement en milieu saharien. Dans ce chapitre, nous

présentons tout d’abord les principaux modes de dégradations qui apparaîssent dans neuf modules

type Belgo solar exposés dans la station de Melouka et qui ont fonctionné pendant 28 ans, ainsi que

les résultats expérimentaux de tests de performances électriques relevées dans le but d’étudier leur

impact sur les caractéristiques électriques et de calculer le taux de dégradation engendré à des fins de

comparaisons avec les autres résultats obtenus dans la littérature. L’étude a été également effectuée

pour l’évaluation des dégradations en milieu méditerranéen sur six modules PV type Isofoton 106

Wc exposés dans la centrale PV connectée au réseau qui est installée sur la terrasse du bloc

d’administration du Centre de Développement des Énergies Renouvelables (CDER) à Bouzaréah

(Alger) depuis 10 ans. En effet, la région est caractérisée par une température très élevée supérieure à

30°C en période de chaleur. Cette température combinée d’une part avec l’humidité et l’irradiation

UV constituent des conditions de fonctionnent contraignantes pour les modules PV. Ces mesures et

observations constituent un retour d’expérience intéressant pour les modules PV.

III.2. Évaluation de la dégradation des modules PV en milieu désertique

III.2.1. Description de la station

La centrale de Melouka de 30,24 kW présentée sur la Figure III-1, est la première centrale

installée dans la wilaya d’Adrar (milieu saharien). Cette région située à l’extrême sud algérien, offre

de meilleures opportunités pour les installations solaires en raison de son ensoleillement important.

La plateforme de mesure est située à 27,52° de latitude Nord et 17° de longitude Ouest et à une

altitude de 279 mètres. La réalisation de cette centrale a été faite dans le cadre de la coopération entre

deux pays, l’Algérie et la Belgique, en 1985 pour alimenter des applications autonomes. En effet, elle

est constituée d’un champ photovoltaïque de 865 modules identiques type Belgosolar (même

constructeur, même technologie et caractéristiques techniques identiques), divisé en quarante-huit
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chaînes de 630Wp, orientées et interconnectées de façon appropriée pour produire l’énergie

souhaitée. En effet, l’énergie solaire est directement convertie en électricité au moyen de 36 cellules

solaires en silicium monocristallin connectées entre elles pour constituer un module PV d’une

puissance crête de 35 Wc. L’angle d’inclinaison est de 27,5°. Une encapsulation de type bi-verre est

utilisée pour assurer la liaison mécanique de l’ensemble. Les cellules sont enchâssées dans une résine

transparente qui assure le scellement et sont protégées contre les pénétrations d’humidité par une face

avant en verre à haute transmission et une face arrière en verre. La configuration de l’installation est

donnée dans le Tableau III-1.

La plateforme dispose d’un important potentiel solaire avec une moyenne annuelle pour

l’irradiation globale journalière mesurée sur plan incliné dépassant la valeur de 7kWh/m2 [25]. La

température ambiante est généralement supérieure en moyenne à 40°C pendant les mois de l’été avec

des pics autour de 63°C (août et juillet).

Figure III-1.Vue d’ensemble de la centrale PV Melouka (région d’Adrar, Algérie).

Caractéristiques du champ Photovoltaïque
Puissance d’un module 35 Wp

Puissance du champ 30,24 KWp
Nombre de modules 864
Nombre de branches 48 chaînesde 18 modules

Tension de fonctionnement 220 V
Angle d’inclinaisation 17,5°

Tableau III-1. Configuration de la centrale Melouka.
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III.2.2. Présentation de la plateforme expérimentale

Nous avons exploité la caractérisation électrique de sept modules PV au niveau du site à l’aide

d’un banc d’essais (Figure III-2). Des expériences sont effectuées en utilisant une charge électronique

PVPM 2540C relié à un ordinateur pour le traitement des données. Une cellule de référence a été

utilisée pour recueillir des informations sur l’éclairement et la température des modules PV. La

collecte et le stockage des mesures effectuées (courant, tension, éclairement et température de

cellules) sont récupérés sous forme de fichiers Excel avec cent points pour tracer une courbe I-V en

temps réel de fonctionnement. Ainsi une base de données pour le traitement ultérieur est constituée.

Figure III-2. Schéma général du banc d’essais.

III.2.3. Description de la charge électronique

Elle est composée de deux parties : une partie « hard » et l’autre partie « soft ». Son rôle est de

mesurer automatiquement la caractéristique courant-tension (I-V) du module PV, et à partir de là, elle

calcule les caractéristiques effectives de la cellule solaire, la puissance crête (Pc), la résistance série

(Rs) et la résistance parallèle (Rp).

Les données mesurées sont enregistrées sur une mémoire interne de la charge électronique

(possibilité de stocker plus de 100 mesures) ou transférées vers un PC via le câble RS 232. Les

résultats obtenus sont visualisés sur un écran à cristaux liquides sous forme de tableau ou graphique

(Figure III-3(a)).

La cellule solaire de référence type IKS Photovoltaik (Allemagne) utilisée dans notre étude

expérimentale est à base de silicium monocristallin. Elle est calibrée à 93,0 mV sous conditions STC

par l’institut d’énergie solaire en Allemagne (ISET) [104]. Elle sert d’instrument de mesure de
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l’éclairement sur plan du module. Elle est aussi accompagnée d’une sonde de température de type

Pt1000 de résolution 0,02 °C, qui donne la température du module PV (Figure III-3(b)).

(a) (b)

Figure III-3. Présentation de dispositif de mesures : a) charge électronique, b) cellule calibrée.

III.2.4. Standardisation des mesures réalisées dans les conditions réelles

Les constructeurs de modules PV fournissent les caractéristiques mesurées dans les

conditions de test standards (STC). Dans le cas où la mesure de la caractéristique I-V est faite sur le

site dans les conditions atmosphériques réelles, on est amené à utiliser la procédure selon la norme

CEI 891 pour translater vers d’autres conditions telles que les conditions STC qui sont : éclairement

de 1000 W/m2, température de cellule de 25°C et une masse d’air AM 1,5 afin de comparer les

performances du module PV à celles données par le constructeur dans sa fiche technique, qui

correspondent aux caractéristiques initiales [105]. Les valeurs du courant de court-circuit et de la

tension en circuit-ouvert standardisées sont calculées en utilisant les équations (Eq.III.1 et III.2)

suivantes [106-107] :

Iୗ୘େ = I୫ ୱୣቀ
ୋ౏౐ి

ୋౣ ౛౩
ቁ൅ α(T୫ ୱୣ− Tୗ୘େ) (III.1)

Vୗ୘େ = V୫ ୱୣ− β(Tୗ୘େ − T୫ ) − Rୱǡ୫ ୱୣ(I୫ ୱୣ− Iୗ୘େ)+ V୲��ቀ
ୋ౏౐ి

ୋౣ ౛౩
ቁ (III.2)

avec :

ISTC : courant du module sous conditions standards (A).

VSTC : tension du module sous conditions standards (V).

Imes: courant mesuré (A).

Vmes: tension mesurée (V).

GSTC : éclairement de référence (1000 W/m2).

Gmes: éclairement incident mesuré (W/m2).

TSTC : température de référence du module (25°C).
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Tmes: température mesurée (ou estimée) du module (°C).

α: coefficient de température pour le courant (A/°C).

β: coefficient de température pour la tension (V/°C).

Rs: résistance série du module ().

Vt: tension thermique du module (J.C-1).

La relation de la puissance maximale standardisée est exprimée par la relation(Eq.III.3).

P୫ ୟ୶ = V୭ୡ× Iୱୡ× FF (III.3)

III.2.5. Détermination du modèle de la caractéristique I-V

Pour quantifier l’impact de la dégradation sur les performances électriques du module, la

diminution de ces caractéristiques courant- tension (I-V) doit être déterminée et analysée [26]. Dans

ce cas, le modèle choisi pour la description de la caractéristiques I-V du module PV est celui de

modèle explicite de Rauschenbach donné dans le chapitre I. Le modèle a été programmé sous

Matlab-Simulink (Figure III-4) pour tracer les courbes I-V des modules PV dans les conditions STC.

Figure III-4. Modèle de la caractéristique I-V sous Matlab-Simulink.

III.2.6. Calcul du taux de dégradation

La valeur standardisée pour le courant de court-circuit (Isc), la tension à circuit ouvert (Voc), la

puissance maximale (Pmax) et le facteur de forme (FF) du module PV est comparée à la valeur initiale

donnée par le fabricant avant la mise en service du module photovoltaïque. La différence exprimée

en pourcentage représente le taux de dégradation (TDx) du paramètre considéré et est donnée par

l’équation (III.4) suivante [33,108-109] :
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TୈX(%) ൌ ቀͳെ
ଡ଼

ଡ଼బ
ቁൈ ͳͲͲ (III.4)

avec : X =[Isc, Voc, Pmax, FF] qui représente la valeur de chaque paramètre considéré après la

dégradation à l’instant d’exécution des tests. X0= [Isc0, Voc0, Pmax0, FF0] représente la valeur de

chaque paramètre considéré dans les conditions standards de test (STC) à l’instant initial. Le taux

annuel de dégradation (TDX) des paramètres électriques du module PV considéré à partir de la

première mise en service de celui-ci est exprimé par la relation suivante :

୘ీଡ଼(%)

ୟ୬୬é ୱୣ
ൌ ൬

୘ీଡ଼

ο୲
(%)൰ൈ ͳͲͲ (III.5)

Δt (années) représente la durée d’exposition sous éclairement du module depuis la mise en service 

jusqu’au moment des tests.

Après avoir translaté les données des performances (Isc, Voc, Pmax et FF [%]) de sept modules en

conditions STC, nous pouvons estimer et comparer le taux annuel de dégradation des performances

des modules testés par rapport aux valeurs des performances données par le constructeur.

III.2.7. Evaluation des modes de dégradations des modules PV

Dans notre étude, nous avons effectué une campagne d’observation de neuf modules PV (M01-

M09) de la centrale en avril 2013 après avoir nettoyé et dépourvu de tout dépôt de poussières de

sable sur la surface des modules, qui ont fonctionné pendant 28 années dans l’environnement

saharien. Les modes de dégradation les plus significatifs sont présentés à la Figure III-5.

Les résultats concernant les différents modes de dégradation observés selon le degré

d’apparition et les résultats des mesures d’éclairement, de température et de puissance maximale pour

chacun des neuf modules testés sont recensés dans le Tableau III-2. Les mesures des caractéristiques

I-V des modules dans des conditions réelles (Figure III-6) sont translatées pour les conditions STC.

Ces dernières sont comparées à la caractéristique I-V avant la mise en service des modules PV

présentée à la Figure III-5. Enfin, le taux de dégradation des performances électriques (le courant de

court-circuit (Isc), la tension en circuit ouvert (Voc), la puissance maximale (Pmax) et le facteur de

forme (FF)) ainsi que l’incertitude des mesures sont déterminés pour les conditions standards de test

(STC).
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M01 : décoloration brune foncée

M04: brunissement foncé des cellules

M07: jaunissement de l’encapsulant

Figure III-5. Principales dégradation
après 28 ans de fonctionnement d

La Figure III-6 montre les caractéristiques I

conditions réelles de fonctionnement pour les modules (M01

deux modules M08 et M09 sont complètement défaillants.

Figure III-6. Caractéristiques I
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28 ans de fonctionnement dans un milieu saharien.

montre les caractéristiques I-V des résultats expérimentau

conditions réelles de fonctionnement pour les modules (M01-M07) respectivement. Notons que les
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M03: abrasion du verre

M06: délamination

M09: choc thermique

s observées pendant l’inspection visuelle sur neuf modules PV
un milieu saharien.

V des résultats expérimentaux obtenus dans des

M07) respectivement. Notons que les

sept modules PV (M01-M07)
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Tableau III-2. Modes de dégradation observées selon le degré d'apparition et les valeurs mesurées

pour l'éclairement (G), la température (T) et la puissance maximum (Pmax)

pour les neuf modules testés dans les conditions réelles.

La section suivantes présente et discute les résultats des dégradations les plus importants

détectés pendant l’inspection visuelle sur les neuf modules PV, ainsi que les évolutions des

paramètres électriques (Isc, Voc, Pmax et FF) qui fournissent une vision plus claire du vieillissement

après 28 années de fonctionnement dans l’environnement saharien.

Le module M01 illustre la décoloration brune foncée de l’encapsulant (EVA), qui est été

observée dans presque tous les modules de la centrale. Ceci indique que la température élevée de la

région saharienne favorise la décoloration de l’encapsulant. Cet effet induit des pertes élevées pour

Pmax, Isc, Voc et FFavec respectivement 32, 74%, 23,64%, 14,95% et 0,1% ce qui conduit à la

diminution de la courbe I-V. Cependant Voc n’est pas dégradé. Cette dégradation constatée est plus

élevée pour Isc, qui est due à l’augmentation de la réflexion de la lumière dans les zones touchées par

ce phénomène. L’oxydation des contacts métalliques, la décoloration de la couche antireflet et la

corrosion des diodes dans la boîte de jonction sont aussi observées pour ce module.

Module Modes de dégradation détectés pour les modules PV G
(W/m2)

Ta

(°C)
Pmax

(W)

M01

Décoloration brun foncé de l'EVA, oxydation des contacts
métalliques, couche antireflet et corrosion des diodes dans la boîte de
jonction.

779 47 16,39

M02
Bris et fissures de verre, décoloration dans les cellules solaires et
l’encapsulant.

811 52 17,63

M03 Abrasion de verre, brunissement dans les cellules et l’encapsulant. 838 53 19,49

M04
Brunissement foncé des cellules, oxydation des contacts métalliques,
sans décoloration ou délamination dans l’encapsulant.

853 46 7,29

M05
Oxydation des contacts métalliques, décoloration très légère dans les
cellules et aucune décoloration ou délamination de l’encapsulant.

891 53 16,78

M06
Délamination de l’encapsulant, faible décoloration dans les cellules et
l’encapsulant.

834 54 18,49

M07
Jaunissement de l’encapsulant, décoloration dans les cellules solaires
et corrosion des contacts métalliques.

673 57 15,65

M08
Hot spots sur les cellules, pas de décoloration et délamination
observée, corrosion de la boîte de jonction

800 52 0

M09

Choc thermique, quelques hot-spots dans les cellules. Pas de
décoloration et de délamination observées, pas de dégradation au
niveau de la boîte de jonction.

812 53 0
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Le module M02 présente des bris et des fissures de verre induit par l’effet du vieillissement, qui

montre des taux de dégradation de performances : 26,97% par Pmax, 20% par Isc, 7,22% par FF et 0,05

pour Voc. Ce changement est attribué à la surchauffe du module en raison de la haute température de

fonctionnement, qui résulte par un choc thermique. Ce dernier est un problème majeur pour le

module PV qui est susceptible de conduire à des effets secondaires tels que le découplage de la

lumière avec la réflexion, l’augmentation d’oxygène et l’infiltration d’eau dans la structure interne

provoquant une décoloration dans les cellules solaires et l’encapsulant. C’est ce que nous avons

constaté sur ce module.

Le module M03 montre l’abrasion de verre, qui induit des taux de dégradations pour Isc, Voc,

Pmax et FF respectivement de 20, 91%, -4,83%, 24,11% et 8, 51%. Ce défaut est causé par la chaleur

due à des températures plus élevées dans le site, l’effet d’ombrage par le sable sur la surface du

module PV près de cadre, qui diminuent également les radiations atteignant la cellule solaire.

Cependant, ce phénomène induit des points chauds, qui peuvent accélérer la détérioration des cellules

solaires. En outre le brunissement dans les cellules et l’encapsulant sont observés dans ce module.

Le module M04 montre des cellules qui présentent un degré plus élevé de brunissement (foncé)

que d'autres mais pas de décoloration de l’encapsulant et pas de délamination observées dans le

module. Cet effet induit des taux de dégradation plus élevés pour Isc, Pmax et FF avec des valeurs

respectivement de 26,36%, 36,20% et 34,28%. Néanmoins, le taux de dégradation de Voc est de

29,02%, ce qui est beaucoup plus élevé par rapport aux autres modules. L’oxydation des contacts

métalliques est constaté mais aucune décoloration ou délamination de l’encapsulant ne l’est pour ce

module.

Le module M05 montre l’oxydation des contacts métalliques, qui induit la diminution du

courant de transmission et l'augmentation de la résistance série du module PV. Cet effet engendre des

taux de dégradation plus élevés pour Isc, Voc, Pmax et FF avec des valeurs de 22,27%, 4,24%, 41,20%

et 21,39% respectivement. La courbe I-V du module montre la déformation due à la dégradation des

joints de soudure sous l’effet de la température élevée. La décoloration très légère dans les cellules

est observée mais aucune décoloration ou délamination sur l’encapsulant n’a été constaté pour ce

module. Cet effet n’affecte pas la tension en circuit ouvert des cellules.

Le module M06 montre la délamination de l'encapsulant, qui consiste en perte d’adhérence entre

les différentes couches du module PV et le détachement ultérieur de ces couches [39]. La

délamination réduit la conductivité thermique sous l’effet de la température de fonctionnement plus
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élevée. En effet, cet effet montre des taux de dégradation pour Isc et Pmax de 19,55 %, 27,69 % et de -

4,78 %, 14,95 % pour Voc et FF respectivement. Cependant, la décoloration faible dans les cellules et

de l’encapsulant sont constatées dans ce module. Dans la littérature, une observation similaire des

installations vieillies a été réalisée par Shioda [110].

Le module M07 présente un jaunissement de l’encapsulant, qui induit de pertes des

performances pour Pmax, Isc, Voc, et FF respectivement de 23,77%, 20%,-4,83% et 9,79%. Cela est dû

au changement de couleur dans la matière du blanc au jaune, et parfois, du jaune au brun sous l'effet

de l’irradiation UV et de la température élevée. Le facteur de transmission de la lumière qui atteint

les cellules PV est diminué et la puissance produite par le module est réduite. La décoloration de

l'encapsulant du module est différente d'un module à l'autre. Cependant, la décoloration dans les

cellules solaires et de la corrosion dans les contacts métalliques sont observées dans ce module. Nos

données de terrain sont en accord avec les conclusions rapportée dans la littérature [111,112], mais

nous ne pouvions pas quantifier le degré de jaunissement comme nous n’avions pas les outils de

mesure appropries au moment de l'étude.

Le module M08 présente des points chauds (hot spots) dans des cellules qui provoquent une

défaillance totale pour le module. Aucune décoloration ou délamination n’est remarquée, mais une

forte corrosion est observée pour la boîte de jonction. Ce défaut est dû à la température élevée dans le

site. Un point chaud peut résulter d’une série de défaillances, parmi lesquelles l’ombrage partiel, la

défaillance des cellules et la dégradation des contacts métalliques [65]. Dans ce cas, elles sont

provoquées sous l’effet d’ombrage partiel par le sable dans le site. Cependant, nous n’avons pas

constaté de décoloration, de délamination et de corrosion de la boite de jonction pour ce module.

Le module 09 illustre l’effet d’un choc thermique et de quelques points chauds sur les cellules.

En effet, le module est totalement défaillant. Cela ne peut pas être visualisé par la courbe I-V dans les

deux Figures III-6 et 8. Ce défaut est dû aux températures élevées dans le site. La résistance

thermique du module PV est augmentée dans la partie arrière avec des changements structurels dans

le verre, ce qui peut réduire la vitesse de refroidissement dans les zones touchées pour fonctionner à

des températures plus élevées que celle ambiante. Cela peut conduire à des points chauds qui peuvent

accélérer la dégradation des cellules solaires. Cependant, il n’y a pas de décoloration, pas de

délamination et pas de corrosion dans les contacts métalliques et dans la boite de jonction.
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Figure III-7. Comparaison des courbes I-V dans les conditions STC des sept modules PV étudiés

entre l'état initial (première mise sous exposition) et après 28 années d’exposition sous environnement

saharien.

La Figure III-7 représente une comparaison des résultats expérimentaux des courbes I-V

translatées aux conditions STC des sept modules PV (M01-M07) étudiés entre l'état initial représenté

par la courbe de référence M00 (paramètres de la fiche de données du fabricant ) et après 28 années

d’exposition sous environnement saharien. On peut noter que les modules ne présentent pas les

mêmes dégradations après 28 années d’exposition à l’extérieur. Les différences constatées peuvent

être attribuées aux différents modes de dégradation.

Les résultats des différents taux annuels de dégradation des performances électriques sont

représentés sous forme d’histogrammes sur la Figure III-8.
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Figure III-8. Comparaison entre les différents taux annuels de dégradation des performances
électriques (Isc, Voc, Pmax et FF) des sept modules PV.

La Figure III-8 illustre la comparaison des taux annuels de dégradation de Pmax, Isc, Voc et FF

pour les sept modules M01-M07. On note que le taux de dégradation n’est pas constant pour tous les

modules sachant que ces derniers sont identiques et de même âge et ont fonctionné pendant la même

durée sous les mêmes conditions climatiques. Les différents modes de dégradation observés

produisent des effets dans le même ordre de grandeur pour chaque paramètre électrique. En effet, les

valeurs des performances des caractéristiques I-V de modules (M01-M07) sont décalées par rapport

aux valeurs initiales du module (Figure III-7). Les dégradations annuelles de Pmax et d’Isc sont plus

élevées que celles de Voc et FF qui se dégradent moins pour tous les modules à l’exception du module

M04 en raison de la présence de points chauds dans certaines cellules. Typiquement, la détérioration

d’Isc observée est plus faible, cela peut être attribué à la dégradation induite par la lumière. La

diminution provient de FF, généralement associée à la corrosion et à la rupture de liaison soudée dans

les contacts métalliques.
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III.2.8. Evaluation des incertitudes de mesures

Le calcul de l’incertitude de la puissance maximum dépend de l’incertitude de l’éclairement et

de la température du module ainsi que du courant et de la tension maximum (Imax et Vmax) dans les

conditions STC. En utilisant la procédure 1 de la norme IEC 60891 où la résistance série du module

est considérée négligeable [108], les équations de translation des paramètres (Vmax, STC, Imax, STC)

mesurés dans des conditions réelles aux conditions STC sont données par les relations III.6 et III.7.

La relation de la puissance maximale en condition STC est exprimée par la relation III.8.

I୫ ୟ୶ǡୗ୘େ = I୫ ୟ୶ǡ୫ ୱୣቀ
ୋ౏౐ి

ୋౣ ౛౩
ቁ൅ Ƚ(Tୡ− Tୗ୘େ) (III.6)

V୫ ୟ୶ǡୗ୘େ = V୫ ୟ୶ǡ୫ ୱୣ− β(Tୗ୘େ − Tୡ) (III.7)

P୫ ୟ୶ǡୗ୘େ = I୫ ୟ୶ǡୗ୘େ × V୫ ୟ୶ǡୗ୘େ���� (III.8)

Où Imax, STC représente le courant maximum mesuré (A) sous STC, Imax, mes le courant maximum

mesuré (A), Vmax, STC représente la tension maximum mesurée (V) sous STC, Vmax, mes la tension

maximum mesurée (V).

La méthode de la norme ENV 13005 [113] est utilisée pour calculer la contribution de

l’incertitude de mesures. En effet, cette dernière est définie comme un paramètre associé à une

mesure qui est caractérisé par la dispersion des valeurs. Au cours de cette étude, l’incertitude de la

puissance maximum (Pmax) liée aux contributions instrumentales est déterminée par la relation III.9.

Le Tableau III-3 présente les résultats obtenus.

uଶ(P୫ ୟ୶) = ∑ ቀ
ப୔ౣ ౗౮

பଡ଼౟
ቁ
ଶ

୬
୧ୀଵ u (X୧) (III.9)

L’incertitude u (Xi) est calculée à partir de l’écart-type des paramètres électriques (Eq.III.10).

u (X୧) = ට∑
ሺଡ଼౟ି ଡ଼ഥ ) మ

ሺ୬ିଵሻ
୬
୧ୀଵ (III.10)

avec Xഥ est la moyenne des valeurs mesurées.

Xഥ=
ଵ

௡
∑ܺ௜ (III.11)

où Xi = [ Imax, Vmax, Gmes, Tmes].

Les mesures ont été répétées trois fois de manière indépendante (n=3) :
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N° de
Module

Incertitude
Pmax ± u (Pmax)

(W)

RD Pmax ± u (Pmax)

(%/année)
Courant
u(Imax)

Tension
u(Vmax)

Eclairement
u (Gmes)

Température
u (T)

M01 0,09 0,05 0,45 0,26 23,54±1,09 1,17±0,04

M02 0,01 0,04 1,47 0,63 25,56±0,64 0,96±0,03

M03 0,01 0,25 0,60 0,35 26,56±0,85 0,86±0,02

M04 0,03 0,57 5,76 1,32 12,88±1,42 2,26±0,08

M05 0,03 0,03 0,46 0,43 20,58±0,58 1,74±0,06

M06 0,05 0,034 4,58 0,41 25,31±0,53 0,99±0,03

M07 0,012 0,08 0,71 0,16 26,68±0,68 0,85±0,03

Valeurs moyennes 23,02± 0,83 1,22 ±0,04

Tableau III-3.Résultats du calcul d’incertitude de mesures des paramètres (Imax, Vmax, Gmes, T et Pmax ).

Le Tableau III-3 montre la puissance maximale (Pmax) et son taux de dégradation avec les

incertitudes calculées pour chacune des valeurs mesurées Imax, Vmax, Gmes et T. La valeur moyenne du

taux de dégradation de puissance est de 1,22 ± 0,04 % /an, ce qui est en accord avec les taux moyens

de dégradation de 1,17 %/an trouvés à Tilonia en Inde [108] et 1,08 %/an obtenus par

Dechthummarong et al. en Arizona [114], pour des modules PV au silicium monocristallin

respectivement après 28 et 27 années d’exploitation dans un environnement désertique. Ce taux est

également compatible avec le taux de 1,16% /an après 6,7 années pour les modules PV au silicium

amorphe déterminé par Raghraman et al. en Arizona [115]. De plus ce résultat est de même ordre de

grandeur que les taux de Berman et Faiman qui ont trouvé 1,3%/an après 3,4 années de

fonctionnement de modules PV poly-cristallin en Arizona [116] et que le taux moyen calculé de 1,24

%/an par Jordan et al. Pour un échantillon de diverses technologies et zones climatiques [117].

III.2.9. Etude comparative de la dégradation

Afin d’approfondir la comparaison avec Tilonia et avec les résultats généraux, dans la

Figure III-9 on montre les taux annuels de dégradation pour les paramètres Isc, Voc, Pmax et FF

obtenus par notre étude (a), celle de Dubey et al. [108](b) et celle de Jordan et al. [117]. On note des

résultats cohérents pour les trois cas. Le taux de dégradation Pmax est légèrement plus élevé pour

Tilonia, mais la différence seulement de 4%, est proche de l’intervalle de l’incertitude. Le taux de

dégradation moyen pour Isc est de 0,78 %/an dans notre cas est presque similaire à celui de Tilonia

avec 0,80 %/an. Voc se dégrade légèrement à un taux moyen de 0,17 % / an et il est de -0,08%/an.

Celui –ci est de -0,08%/an pour Tilonia. Le facteur de forme résultant est en moyenne de 0,56% /an

dans notre étude. Cependant, il est de présente 0,67%/an pour Tilonia. La dégradation de puissance
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maximale est étroitement liée au taux de dégradation d’Isc, sachant que FF et Voc restent presque

stables. Cela correspond bien à l’importante décoloration, la délamination, le verre cassé et la

corrosion de métal observés dans le site. On peut dire que le degré élevé de décoloration dans la zone

climatique chaude et sec est principalement lié à la hausse des taux globaux de dégradation d’Isc.

(a): Résultats de notre étude (b): Résultats de Dubey et al. (c): Résultats de Jordan et al.

Figure III-9. Comparison des taux annuels de dégradation des performances (Isc, Voc, Pmax and FF).

III.3. Evaluation de la dégradation des modules PV en milieu méditerranéen

III.3.1.Description de la station

La centrale PV d’une puissance de 9,54 kWc connectée au réseau a été installée sur la terrasse

du bloc administration du Centre de Développement des Energies Renouvelables (CDER) à

Bouzaréah (Alger) [118]. La centrale est constituée de 90 modules PV identiques de puissance crête

106 Wc, type monocristallin Isofoton. Elle est composée de trois générateurs de 30 modules (G1, G2

et G3) de 3,18 kWc (Figure III-10). Ces derniers sont formés de deux branches parallèles de 15

modules montés en série. L’angle d’inclinaison du générateur est de 29°.La centrale PV est installée

dans le nord algérien situé entre 04° 12' 08" 53 de longitude et 36°48'04" de latitude Nord avec une

altitude de 345 mètres. Le site de Bouzaréah est soumis à un climat méditerranéen, caractérisé par un

climat humide durant toute l’année à l’exception de l’été ou le climat devient chaud et sec.

Les caractéristiques du module Isofoton données par le constructeur sous les conditions

standards (1000 W/m², masse optique : AM 1,5 et température de cellule 25°C) sont présentées dans

le tableau III-4.
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Figure III-10. Générateur de 90 modules photovoltaïques Isofoton installés
sur le site du CDER à Bouzaréah.

Caractéristique Valeurs

Puissance maximale (Pppm) 106,1Wc

Tension à puissance maximale (Uppm) 17,4V

Courant à puissance maximale (Ippm) 6,10A

Courant de court-circuit (Isc) 6,54A

Tension à circuit ouvert (Voc) 21,8V

Tableau III-4. Caractéristiques techniques du module Isofoton.

III.3.2. Evaluation de l’effet des salissures et de dégradation des modules PV

Nous avons effectué une campagne d’observation de la centrale PV en avril 2014, après 10 ans

de fonctionnement à Bouzaréah. L’occurrence des modes de dégradations des modules PV détectée

par l’inspection visuelle est présentée sur la Figure III-11. Pour notre étude, nous avons sélectionné

un échantillon de six modules PV (M01, M05, M13, M18, M21 et M30) du générateur G1 (Figure

III-12) qui nous a semblé représentatif. Les modes de dégradations les plus dominants détectés sur les

six modules PV sont : la décoloration de l’encapsulant, la délamination de l’encapsulant, la

décoloration de la couche antireflet, des « snail trails », la corrosion des rubans d’interconnexion et la

fissuration des cellules (Figure III-13). Nous avons caractérisé les six modules en utilisant les mêmes

équipements de mesure (Figure III-2) dans deux cas en conditions réelles. Les caractéristiques I-V

ont été relevées dans un premier temps pour chaque module avec la présence de salissures (déjections

d’oiseaux, dépôts de poussière sur le vitrage et notamment dans les zones proches du cadre). Dans un
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second temps, nous avons nettoyé les modules avec de l’eau pour enlever la salissure sur le vitrage,

puis nous avons refait de nouveau la caractérisation I-V pour chaque module pour comparaison. Les

résultats des mesures d’éclairement, de température et de puissance maximale pour chacun des six

modules testés avec et sans salissure dans les conditions réelles sont recensés dans le Tableau III-5.

Les résultats des caractéristiques I-V obtenues en conditions réelles sont translatées en conditions

standards (STC) pour comparer avec les caractéristiques données par le fabricant lors de la mise en

service de la centrale PV (Figure III-13 (a, f)).

Figure III-11. Degré d’apparition des modes de dégradation sur les modules du générateur G1.

Figure III-12. Configuration des 30 modules dans le générateur G1.
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(a)

M01 : cadre poussiéreux et décoloration de l’encapsulant

(b)

M05 : vitrage poussiéreux et délamination de l’encapsulant

(c)
M13 : déjections d’oiseaux et couche antireflet décolorée

(d)

M18 : surface poussiéreuse et « snail trails »
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(e)
M21 : surface poussiéreuse, corrosion des rubans d’interconnexion

(f)
M30 : surface poussiéreuse et fissuration des cellules

Figure III-13. De gauche à droite pour chaque module : photo du module dégradé et

caractéristiques I-V en conditions STC.

Tableau III-5. Principaux modes de dégradation et les résultats des mesures pour l'éclairement (G), la

température (T) et la puissance maximale (Pmax) pour les six modules testés avec et sans salissure

dans les conditions réelles.
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Modules Principaux modes de dégradation Situation
Ta

(°C)
G

(W/m2)
Pmax

(W)

M01 décoloration de l’encapsulant
Avec salissure 29,46 583,42 53,25

propre 36,82 742,02 68,92

M05 délamination de l’encapsulant
avec salissure 37,87 679,74 62,11

propre 40,67 810,22 75,28

M13 couche antireflet décolorée
avec salissure 33,38 626,92 58,02

propre 40,78 887,83 82,26

M18 Snail trails
avec salissure 35,69 623,03 57,64

propre 41,45 910,41 82,99

M21
corrosion des rubans

d’interconnexion

avec salissure 37,32 704,18 61,55

propre 40,29 908,60 83,23

M30 fissuration des cellules
avec salissure 35,83 539,70 48,99

propre 40,24 856,4 76,41
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III.3.3. Résultats et discussion

Nous présentons les résultats et les discussions relatifs à la mise en évidence de l’impact de la

salissure et des modes de dégradation sur les performances électriques des six modules PV après 10

ans d’exposition dans le site de Bouzaréah.

Les photos de la Figure III-13 soulignent les dépôts de salissure tels que la poussière homogène

sur la majeure partie du vitrage et celle accumulée sur les zones proches du cadre, ainsi que les

déjections d’oiseaux. Ces facteurs provoquent un ombrage sur les modules dont nous allons

quantifier les conséquences sur les performances électriques. Après nettoyage de la surface des

modules, les modes de dégradation apparaissent clairement et les plus significatifs d’entre eux sont

présentés ci-dessous :

 le module 01 illustre le brunissement de l’encapsulant qui apparaît sur 80% des modules de la

centrale PV. Ceci indique que la combinaison entre l’humidité élevée, la température de plus de 40°C

et les rayons ultraviolets (UV) dans le site favorise un changement de couleur de l’encapsulant en

EVA [119]. Ce changement réduit l’intensité du rayonnement incident sur les cellules, ce qui induit

la diminution du courant de court-circuit.

 le module 05 montre la délamination de l’encapsulant en EVA. Celle-ci apparaît sur 50% des

modules. Cet effet est dû à la perte d’adhérence entre les différents composants constitutifs du

module. Elle apparaît comme des taches blanches sur les cellules. Le décollement entraîne

l’augmentation de la réflexion lumineuse et la pénétration d’humidité à l’intérieur du module. Par

conséquent, différentes réactions chimiques ont lieu induisant d’autres dégradations telles que la

corrosion des interconnexions et les bulles [120]. Des résultats similaires ont été obtenus par l’étude

en milieu humide de Shiode [121].

 le module 13 présente une décoloration de la couche antireflet qui apparaît sur 20% de la totalité

des modules. Elle est causée par l’exposition aux rayons UV et l’humidité qui pénètre lorsqu’il y a

des pertes d’adhésion entre les cellules et l’encapsulant [122].

 Le module 18 contient dès « snail trails » qui apparaissent sur environ 10% des modules. Ils

correspondent à de nombreuses traces blanches qui ressemblent à une fissuration des cellules. Ce

phénomène est généralement induit par l’accumulation d’humidité par diffusion à l’intérieur du

module [123-124]. Une étude a montré que cet effet est due à des nanoparticules d’argent
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s’accumulant au niveau de la feuille d’encapsulant, ce qui engendre une décoloration noirâtre au

niveau des cellules [125].

 le module M21 montre la corrosion des rubans d’interconnexion qui apparaît sur des modules

environ 8%. Elle est causée par la pénétration d’humidité dans le module [126]. Cet effet entraîne de

faibles transmissions de courant et l’augmentation de la résistance série.

 le module M30 contient une cellule avec une fissure. Cet effet est généralement causé pendant

l’assemblage du module ou lors du transport ou de l’installation sur le site. Celle-ci n’était

certainement pas détectable à l’œil nu dans les premiers temps, mais après 10 années, cette fissure a

certainement grossi et est devenue détectable par l’inspection visuelle. Les fissures sont présentées

sur environ 3% des modules. Cependant, le risque de choc électrique et de pénétration de l’humidité

devient plus élevé [125].

La Figure III-13(a, f) présente l’évolution des caractéristiques I-V des six modules dans les

deux situations, avec poussière et sans poussière (propre) translatées aux conditions STC puis

comparées à la caractéristique I-V initiale donnée par le fabricant. On note que le courant de court-

circuit Isc et la puissance maximale Pmax des modules avec poussière présentent d’importantes

diminutions en moyenne de 15,8% et de 10,5% par rapport aux modules propres. Cependant, la

tension en circuit-ouvert Voc n’est pas affectée par l’ombrage (variation faible d’environ 3,3%).De

plus, ces résultats sont de même magnitude que ceux d’études réalisées sur le dépôt de salissure. Par

exemple, une étude a été effectuée sur des systèmes photovoltaïques installés en Egypte en

comparant l'énergie produite par un module propre, un module qui a été exposé à la poussière

pendant une période d'un an et un module qui a été exposé à la poussière mais nettoyé tous les deux

mois [23]. Les résultats ont montré que le module resté une année sans être nettoyé produit une

énergie inférieure de 35% à celle du module propre. Le module nettoyé tous les deux mois produit

une énergie inférieure à 25% par rapport au module propre. Dans une autre étude, il a été montré que

la dégradation de la puissance des modules dépend de la densité accumulée, du type et de la taille des

particules de poussière. Par exemple une densité de 28 g.m-2 de charbon suffit à réduire de 20% le

courant de court-circuit d’un module PV [127].

On note aussi sur la Figure III-13(a, f) que les caractéristiques translatées des modules propres

après dix années de fonctionnement ne présentent pas les mêmes courbes par rapport à la courbe

initiale. Ceci prouve que les modules ne vieillissent pas de la même manière. En effet, une variation

significative est notée pour Isc tandis que Voc diminue de quelques pourcents par rapport aux données

initiales. Cette dernière diminution est due au vieillissement des propriétés des matériaux. Au
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contraire, Pmax montre une diminution significative après 10 années d’exposition en corrélation avec

les dégradations détectées visuellement. Les caractéristiques Isc, Voc et Pmax des modules avec

poussière présentent d’importantes diminutions par rapport à celles des modules propres et à celles en

fonctionnement initial. Ceci est dû à un ombrage homogène. Dans ce cas, les cellules ne reçoivent

plus le même éclairement. Par conséquent, elles n’ont plus le même comportement et les

caractéristiques se trouvent modifiées.

D’après les résultats du Tableau III-5, nous remarquons que les valeurs de l’éclairement pour

les modules nettoyés sont élevées par rapport aux valeurs de l’éclairement pour les modules avec

salissure. Cependant, les températures ne montrent pas une variation significative. En effet, la

présence de la salissure sur la surface des modules induit la diminution de la transmission du vitrage.

Ceci dégrade leur puissance de sortie [23]. Par conséquent, l’effet de la salissure sur les modules

diminue la puissance de 10,5%. Cette valeur est de l’ordre de celle trouvée au Bangladesh par

Rizwan et al. [127].

III.3.4. Incertitudes de mesures

L’incertitude de la puissance maximale est composée des incertitudes de mesures réelles

introduites par l’équipement et des incertitudes de grandeurs mesurées [128]. La fiche technique du

fabricant précise l’incertitude standard pour le courant et la tension d’environ 1%. Les

caractéristiques I-V sont déterminées en changeant I par I+u(I) et par I-u(I). L’incertitude sur la

mesure du courant est u(I)=1%*I.

uା = u(P୫ ୟ୶) =
ப୔ౣ ౗౮

ப୍
× δI (III.12)

uି = u(P୫ ୟ୶) =
ப୔ౣ ౗౮

ப୍
× δI (III.13)

L’écart-type est:

u[P୫ ୟ୶]୍= ඥuା
ଶ + uିଶ (III.14)

La même procédure est appliquée pour la tension V :

u[P୫ ୟ୶]୚ = ඥuା
ଶ + uିଶ (III.15)

L’incertitude totale est :

u( ௠ܲ ௔௫) = ටu[P୫ ୟ୶]୍
ଶ

+ u[P୫ ୟ୶]୚
ଶ

(III.16)
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Les résultats du calcul des incertitudes de mesures sont présentés dans le Tableau III-6.

N° de
modules

module avec salissure module propre

Pmax ± u(Pmax)(W)
RD ± u (RD)for
Pmax(%/year)

Pmax ± u(Pmax)(W)
RD±u(RD) pour
Pmax (%/année)

M01 80,44±2,04 2,42±0,06 88,92±2,03 1,62±0,04

M05 86,12±2,02 1,88±0,04 91,42±2,03 1,38±0,03

M13 81,98±2,03 2,27±0,07 95,61±2,01 0,99±0,02

M18 83,18±2,06 2,16±0,05 93,36±1,98 1,20±0,03

M21 79,78±1,86 2,48±0,06 92,97±1,98 1,24±0,03

M30 80,71±1,87 2,39±0,05 87,98±1,91 1,71±0,04

Valeurs
moyennes

82,04±2,01 2,27±0,05 91,71±1,99 1,36±0,03

Tableau III-6. L’incertitude de mesures et taux annuel de dégradation
de la puissance maximale pour les six modules testés.

D’après les résultats du Tableau III-6, on note que la valeur moyenne du taux de dégradation

avec les incertitudes calculées pour les modules avec salissure est de 2,27±0,05 %/an. Ce dernier est

plus élevé que le taux de dégradation des modules nettoyés qui est d’environ 1,36±0,03%/an. Cela est

la conséquence de la combinaison de deux effets : l’ombrage par la salissure et la dégradation au

cours du temps.

La valeur moyenne du taux de dégradation de la puissance des modules propres est de 1,36 %/an,

ce qui est en accord avec le taux moyen de dégradation de 1,37 %/an trouvé pour des modules

installés dans le centre de recherche énergétique (SERC) qui est situé dans une zone marine à

Trinidad [129], et pour des modules installés à Hamamatsu (Japon) après 10 ans d’exploitation [130].

III.3.5. Evaluation de l’effet d’ombrage à la surface des modules PV

Pour évaluer l’effet d’ombrage par la salissure, le pourcentage de la variation des performances

électriques (Isc, Voc, FF, Pmax, Rs et Rp) est déterminé par les équations suivantes [131] :

IୱୡሺΨሻൌ ൬
౩୍ౙ౩

౩୍ౙ೛

െ ͳ൰ൈ ͳͲͲ (III.17)

V୓ୡሺΨሻൌ ൬
୚౥ౙೞ

୚౥ౙ೛
െ ͳ൰ൈ ͳͲͲ� (III.18)

		ሺΨሻൌ ൬
ிிೞ

ிி౦
െ ͳ൰ൈ ͳͲͲ�� (III.19)
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P୫ ୟ୶ሺΨሻൌ ൬
୔ౣ ౗౮౩

୔ౣ ౗౮౦

െ ͳ൰ൈ ͳͲͲ (III.20)

RୱሺΨሻൌ ൬
ୖ౩౩

ୖ౩౦
െ ͳ൰ൈ ͳͲͲ (III.21)

R୮ሺΨሻൌ ൬
ୖ౦౩

୮೛೛
െ ͳ൰ൈ ͳͲͲ (III.22)

avec (Iscs, Vocs, FFs, Pmaxs, Rss et Rps) et (Iscp, Vocp, FFp, Pmaxp, Rsp et Rpp) qui représentent

respectivement les performances des modules avec salissure (s) et sans salissure (propre : p).

Les résultats de différentes pertes de performance électrique dues à l’effet d’ombrage par

salissure de six modules sont représentés sous forme d’histogrammes sur la figure III-14.

Figure III-14.Variation relative des performances électriques dues à l’effet d’ombrage par

salissure des six modules.
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On peut noter sur la Figure III-14 que la réduction des performances électriques (Isc, Voc, FF,

Pmax, Rs et Rsh ) due à l’effet de la salissure sur la surface des six modules est différente. On a

constaté que l’impact moyen absolu de la salissure sur le courant de court-circuit est de 15,8%. Ce

résultat coïncide avec le résultat trouvé sur les modules à Palo Alto (Californie) [132]. Ainsi, cet

effet, induit des pertes moyennes pour Pmax et FF d’environ 10,50% et 7,35% dues à l’augmentation

des pertes par les deux résistances, série et shunt, avec les pourcentages de 27,18% et 55,48%.

Cependant, Voc présente une faible perte de 3,03%. La corrélation entre la réduction de la résistance

shunt sous l’effet d’ombrage a été rapportée dans l’étude réalisée par Sakamoto [133]. La réduction

de ce paramètre augmente la probabilité d’apparition de points chauds due à l’effet de mismatch et

d’ombrage partiel sur le module [134].

Dans l’étude menée par Silvestre et al, il a été montré que la réduction de Rp modifie la pente

et la polarisation directe de la caractéristique I-V. Cependant, il est difficile de différencier la

contribution de deux résistances, série et shunt, sous l’effet de l’ombrage [135]. Dans nos résultats

obtenus, nous pouvons dire que les valeurs négatives de Voc peuvent être un bon indicateur pour

séparer la contribution de deux résistances série et shunt. Par exemple, le module M30 présente une

variation élevée de Rs environ 45,24%, et une variation négative de Rp environ -23,65%, et une plus

grande valeur de Voc de -0,63%.

Les résultats des différents taux annuels de dégradation des performances électriques des six

modules avec et sans salissure (propre) sont représentés sous forme d’histogrammes sur la Figure

III-15.



Chapitre III : Etude de deux centrales PV une, en milieu désertique et une, en milieu méditerranée

87

Figure III-15. Comparaison entre les différents taux annuels de dégradation des

performances électriques (Isc, Voc, FF, Pmax, Rs et Rsh) des six modules PV avec et sans

salissure.

La Figure III-15 représente les histogrammes permettant la comparaison des taux de

dégradation annuels des performances électriques de Isc, Voc, Pmax, FF, Rs et Rp des six modules avec

et sans salissure (propre). On note que les différents taux de dégradation ne sont pas pareils pour les

mêmes modules. Ainsi, les taux de dégradation moyens de Isc, Pmax, Voc et Rp des modules ombrés par

salissure présentent des valeurs élevées de 2,36%/an, 2,27%/an, 0,59%/an et -0,49%/an par rapport

aux modules propres dont les taux de 0,92%/an, 1,36%/an, 0,30%/an et -3,76%/an. Cependant, les
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taux de dégradation moyens de FF et Rs pour les modules avec salissure présentent des valeurs

supérieures d’environ 0,52%/an et 25%/an par rapport aux modules propres de 0,2%/an et

17,56%/an.

La dégradation de la puissance des modules propres est généralement associée à la dégradation

d’Isc et FF due aux différentes dégradations constatées par l’inspection visuelle sur les modules.

L’augmentation de Rp induit la diminution de Voc en raison de la dégradation au niveau des

propriétés des matériaux (jonction PN et électrode) qui a été démontrée dans l’étude de Sakamoto

[132] et dans l’étude récente menée sur la dégradation de modules en Inde et en Allemagne où il a été

également fait état d’une augmentation des valeurs de Voc pour certains modules [136].

a) le module 01 illustre le brunissement de l’encapsulant EVA. Cet effet induit la réduction de la

transmission, la résistance parallèle et l’augmentation de la résistance série. Ceci engendre un taux de

dégradation de Pmax et FF de 1,62%/an et -0,18%/an respectivement. Cependant, l’effet de la salissure

dans ce module induit une augmentation des deux résistances série et parallèle, ce qui engendre un

taux de dégradation pour Pmax et FF de 2,42%/an et -0,70%/an.

b) le module 05 montre la délamination de l’encapsulant en EVA. Une grande partie de la lumière

incidente est réfléchie par l’interface air/verre créée et la pénétration d’humidité à l’intérieur du

module est favorisée. Ceci induit la réduction de la résistance parallèle et l’augmentation de la

résistance série, ce qui entraîne un taux de dégradation de Pmax et FF respectivement de 1,38%/an et

0,13%/an. Cependant, l’effet de la salissure dans ce module provoque une légère augmentation de la

résistance série et de la résistance parallèle, ce qui donne un taux de dégradation de Pmax et FF de

1,88%/an et-0,34%/an.

c) le module 13 montre la décoloration de la couche anti-reflet. Ceci induit l’augmentation de la

résistance série et la diminution de la résistance parallèle, ce qui engendre un taux de dégradation de

Pmax et FF respectivement d’environ 0,99%/an et 0,26%/an. L’effet de la salissure dans ce module

entraîne une augmentation de la résistance série et de la résistance parallèle, ce qui cause un taux de

dégradation de Pmax et de FF de 2, 27%/an et de -0,49%/an.

d) le module 18 contient des « snail trails ». Cet effet induit un taux de dégradation de Voc, Pmax et FF

d’environ 0,37%/an, 1,20%/an et 0,37%/an respectivement qui est dû à l’augmentation des deux

résistances série et parallèle. L’effet de la salissure dans ce module fait que le taux de dégradation des

deux résistances série et parallèle augmente davantage de -23,33%/an et -0,33%/an.
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e) le module M21 montre la corrosion des rubans d’interconnexion. Cet effet entraine des faibles

transmissions de courant et l’augmentation de la résistance série, ce qui induit l’augmentation de taux

de dégradation de Pmax et de FF respectivement d’environ 1,24%/an et 0,41%/an. L’effet de la

salissure dans ce module induit une augmentation du taux de dégradation de Pmax de 2,48%/an.

f) le module M30 contient une cellule avec une fissure. Cet effet induit l’augmentation du taux de

dégradation de Pmax et de FF respectivement d’environ 1,71%/an et de 0,18%/an causé par

l’augmentation de la résistance série. Cependant, le taux de dégradation de Voc est de 2,33%/an, ce

qui est très élevé par rapport aux autres modules. L’effet de la salissure dans ce module induit une

augmentation du taux de dégradation de Pmax et de FF respectivement de (2,39%/an et de -0,89%/an).

III.4. Conclusion

Dans ce chapitre, nous avons fait l’évaluation des différents modes de dégradations observées

sur neuf modules PV après 28 années d’exploitation dans un site saharien. Dans ce cas, nous avons

présenté la plateforme de mesures et des méthodes d’évaluation de la dégradation des performances

électriques (courant de court-circuit (Isc), tension à circuit-ouvert (Voc), puissance maximale (Pmax) et

facteur de forme (FF)).

Il est important de retenir la grande diversité des modes de dégradation qui sont : la

décoloration de l’encapsulant, les bris et fissures de verre, le brunissement des cellules, la

délamination, l’oxydation des contacts métalliques, les hot spots et chocs thermiques, ainsi que

l’interdépendance de leurs mécanismes. Les modules ne se dégradent pas de la même manière. Les

facteurs de stress environnementaux (température ambiante, irradiation, humidité, poussière et chocs

mécaniques) peuvent augmenter les cinétiques de dégradation, mais rarement les empêcher.

Dans notre étude, nous avons noté que la décoloration de l’encapsulant est prédominante par

rapport aux autres modes de dégradation dans le site. Les modules étudiés dans le site saharien

présentent en moyenne un taux annuel de dégradation de 1,22 %/an correspondant aux taux de

dégradation moyens pour Tilonia en Inde et en Arizona.

De plus, l’étude a été étendue sur six modules PV, qui ont fonctionné pendant 10 ans dans un

site méditerranéen dans le but de déterminer et comprendre les modes et les mécanismes de

dégradation dans le site. Les principaux modes de dégradation détectés par l’inspection visuelle sont :
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la décoloration et la délamination de l’encapsulant, la couche antireflet décolorée, les « snail trails »,

la corrosion des rubans d’interconnexion et la fissuration des cellules. Ces derniers provoquent le

vieillissement et la diminution des performances électriques des modules PV. En effet, les modules

étudiés présentent un taux annuel de dégradation moyen de 1,36 %/an après 10 ans, ce qui est en

accord avec les taux de dégradation moyens pour les modules installés à Trinidad et à Hamamatsu

(Japon).

Le constat général qui découle de cette étude montre que le taux annuel de dégradation des

performances électriques pour les modules identiques de même âge et ayant fonctionné pendant la

même durée sous les mêmes conditions n’est pas constant. En effet, le courant de court-circuit

présente un taux de dégradation très élevé par rapport à la tension en circuit-ouvert, ce qui induit la

dégradation de la puissance du module. Cependant la présence de différents modes de dégradation

sur les modules PV nous a permis de dire qu’il n’y a pas de corrélation directe entre le processus de

dégradation des caractéristiques du module de même technologie. Chaque module présente un

comportement qui lui est propre, y compris pour une même technologie. Ainsi les modules n’ont pas

la même durée de vie dans le site d’installation.

Tous ces modes de dégradation surviennent à différentes périodes de la vie du module, mais

une fois identifiés et compris, il est possible de réaliser des tests de vieillissement accélérés capables

de les faire apparaître. Si ces modes de dégradation se confirment, nous pourrons alors modifier la

conception d’un module avant sa commercialisation. Dans le prochain chapitre, nous allons présenter

un essai accéléré de chaleur humide capable de reproduire quelques modes de dégradation détectés

sur les modules PV.
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IV.1. Introduction

La croissance de l’industrie photovoltaïque est basée, de nos jours, sur la diminution des

coûts de fabrication pour rendre cette énergie plus compétitive par rapport aux énergies fossiles.

Le coût du substrat de silicium représentant environ 40% du coût final du module [137], l’une

des solutions consiste à produire des cellules sur des substrats plus économiques, comme du

silicium multi-cristallin de faible longueur de diffusion en fine épaisseur, tout en concevant un

rendement acceptable. Pour atteindre cet objectif, différentes sociétés (Sunpower, Photovoltech,

ECN, Bosh Solar…) développent depuis quelques années une nouvelle technologie de module

basée sur l’architecture MWT (Metal Wrap Through) à contacts arrière, qui offre l’avantage

d’obtenir jusqu'à 10% d’efficacité de conversion de puissance électrique.

Dans ce chapitre, nous présenterons la structure d’un module MWT fabriqué par le centre

de recherche ECN (Energy research Centre of the Netherlands) et l’avantage de cette technologie

par rapport au module standard. Enfin, nous nous intéresserons plus particulièrement au test

accéléré de chaleur humide appliqué sur un ensemble de modules ayant différents assemblages

de matériaux constitutifs pour constater les mécanismes de dégradation, ce qui permettra la

correction de leurs points faibles, valider le choix des matériaux constituant l’assemblage du

module et augmenter leur fiabilité.

IV.2. Description de la technologie MWT

Le centre de recherche ECN, situé à Petten aux Pays-Bas fondé en 1955, est l’un des plus

grands instituts de recherche sur l’énergie en Europe, et détient une forte position internationale

représenté à Amsterdam, Eindhoven, Wieringermeer, Bruxelles et en Chine. ECN développe des

connaissances et des technologies qui permettent une transition vers un système énergétique

durable (énergie solaire, énergie éolienne, biomasse, hydroélectricité) qui offrent une grande

flexibilité et une fiabilité satisfaisante pour atténuer le déficit énergétique dû à l’augmentation de

la demande grâce à ses moyens expérimentaux. Actuellement, ECN possède une nouvelle plate-

forme expérimentale entièrement automatisé (Figure IV-1) pour développer de nombreuses

recherches sur la nouvelle technologie de modules PV basée sur l’architecture MWT (Metal

Wrap Through) dans le but d’améliorer le rendement des cellules PV multi-cristallines à moindre

coût, environ 1€/Wp [138-141]. Le point distinctif principal de cette technologie est l’utilisation

d’une feuille arrière conductrice avec un adhésif conducteur pour établir les connexions

électriques entre les cellules ayant une épaisseur entre 120 et 160 µm [142]. En effet, cette

technologie de module est également adaptée pour l’intégration des différents concepts de cellule
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à contact en face arrière y compris : la cellule Interdigitated Back Contact (IBC) et la cellule

Emitter Wrap through (EWT) [143-144]. Actuellement, le module MWT présente un rendement

de 17%, qui est supérieur à celui d’un module conventionnel [9]. ECN a obtenu les certifications

IEC61215 et IEC 61730 pour cette technologie. La production des modules MWT montre une

forte croissance commerciale sur le marché PV qui a atteint 35% en 2016 avec une projection à

60% en 2020.

Figure IV-1. Plateformes expérimentales à ECN.

IV.2.1. Module MWT

Le module MWT est composé de 60 cellules en silicium multi-cristallin connectées en série et

a une surface de 1,64 m2et une puissance de 240Wc (Figure IV-2(a)). Sa structure est constituée

de verre, d’encapsulant ethylène-vinyl-acétate (EVA), de cellules multi-cristallin, de points

d’adhésifs conducteurs, d’une feuille arrière conductrice et d’un encadrement en aluminium

(Figure IV-2(b)) [145].
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(a) (b)

Figure IV-2. Présentation du module MWT (a) Cellule MWT, (b) Structure d’un module MWT.

IV.2.2. Protocole de fabrication d’un module MWT

Le processus de fabrication des modules MWT a été développé conjointement avec le

fabricant hollandais Eurotron [140]. L’enchaînement des étapes ci-dessous représente un procédé

industriel (Figure IV-3).

Etape 1 : une feuille métallique conductrice est placée sur une plaque de support qui transporte

la feuille de métal pendant le processus de fabrication du module.

Etape 2 : l’adhésif conducteur est imprimé sur la feuille métallique par la technique de la

sérigraphie en moins d’une minute. Une feuille de 36 cellules nécessite 1116 points adhésifs

conducteurs.

Etape 3 : la première feuille d’encapsulant doit être perforée aux positions où les points adhésifs

conducteurs ont été imprimés pour permettre le contact entre les cellules PV. La feuille est alors

placée automatiquement sur la feuille conductrice sans endommager les points d’adhésifs

conducteurs.

Etape 4 : les cellules sont individuellement choisies d’une manière partielle par un robot et

placées à la position préprogrammée sur la feuille prenant contact avec l’adhésif conducteur.

L’assemblage du module est ensuite retourné à l’étape 3 pour une deuxième feuille d’EVA (sans

trous) et une feuille de verre.

Etape 5 : Le module est placé dans le laminateur pour laminage.
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Figure IV-3. Procédés de réalisation du module MWT [145].

IV.2.3. Avantage de la technologie MWT

Les modules conventionnels souffrent actuellement d’ombrage et de pertes de résistance

série du à la présence des contacts électriques (ruban métallique) sur la face avant (Figure

IV-4(a)) [142,145]. Pour réduire ces effets d’ombrage sur les cellules, les contacts électriques

sont placés sur la face arrière et une colle conductrice est utilisée à travers les trous pour établir

la connexion électrique entre la grille sur la face avant et la face arrière des cellules. Ces trous

généralement réalisés à l’aide d’un laser sont dopés et permettent ainsi d’assurer la conduction

des porteurs de la face avant à la face arrière. C’est le principe de la technologie MWT (Figure

IV-4(b)). Le Tableau IV-1 met en avant les avantages du module MWT comparativement au

module conventionnel (standard).

Verre

Encapsulant

Verre
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(a) (b)

Figure IV-4.Câblage des cellules PV a)modules PV conventionnels, b) module MWT.

Tableau IV-1. Avantages du module MWT par rapport aux modules conventionnels.

IV.3. Présentation de la plateforme expérimentale et du protocole

Quatorze modules MWT ont été introduits dans une chambre climatique pour tester la

compatibilité entre les différents composants du module (Figure IV-5(a). L’effet de la chaleur a

été étudié pour les 14 modules MWT fabriqués avec différentes combinaisons de quatre couches

conductrices arrière (couche d’isolation intérieure diélectrique ILD1 et ILD2, ILD1 avec

Module MWT Module conventionnel

 Pas de pertes dues à l’effet d’ombrage, ce qui permet

un rendement avec un gain pour Isc de 2-3%

 Moins de pertes résistives dans le module

 Cellule reposant sur une base solide en cuivre qui

permet une meilleure résistance à la corrosion et aux

fissures

 Un espace potentiellement plus petit entre les cellules

 Un procédé moins complexe d’assemblage des

cellules dans le module, ce qui induit une baisse du coût

de main d’œuvre

 Meilleure esthétique (aucune soudure le long de la

cellule)

 Recyclage et développement durable

 La présence des contacts sur la face avant

engendre des pertes, car cela créé un

ombrage de 7,5% et n’exploite pas

entièrement toute la surface exposée.

 Les rubans en cuivre sont très sensibles à

la corrosion avec le temps.

 Les joints soudés entre les longs rubans de

cuivre et les cellules subissent un fort niveau

de stress

 L’aspect esthétique est moins beau

 Le procédé d’assemblage des cellules dans

le module est complexe

Arrière Avant AvantArrière
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aluminium (Al) à la face arrière et aucun ILD), deux encapsulants (polyoléfine et EVA) et deux

couches conductrices adhésives (CA-1, CA-2) comme répertorié dans le Tableau IV-2. Tous les

échantillons ont le même type de cellules au silicium multi-cristallin. Des essais de chaleur

humide (DH : Damp Heat) à 85°C et une humidité relative de 85 % pendant 2000 heures, durée

qui est deux fois celle exigée par la norme CEI 61215 [146], ont été effectués. Les inspections

visuelles ont été réalisées à l’instant initial (t=0), après 1000 et 2000 heures. Les performances

électriques du courant de court-circuit (Isc), de la tension à circuit-ouvert (Voc), de la puissance

maximale (Pmax) et du facteur de forme (FF) ont été initialement prises avant et après

l’exposition de 2000 heures au test en chaleur humide pour les différents échantillons. Pour

vérifier la performance des modules pendant l’essai, ces mesures ont également été effectuées

après 1000 heures. Les performances électriques des modules ont été mesurées à l’aide d’un

simulateur solaire de classe A (Pasan SS3b) dans des conditions standards de test (STC) (AM=

1,5, G =1000 W/m2 Tc = 25°C) conformément à la norme IEC 60904-3 standard) (Figure

IV-5(b). L’incertitude du système de mesure se référant à la puissance maximale est relativement

inférieure à 3%. L’erreur relative de mesure de Voc et Isc étaient de 1,3% et 2,2 %

respectivement.

NB : La polyoléfine utilisée ne libère aucun acide acétique lors de sa dégradation

contrairement à l’EVA. La couche conductrice adhésive CA-1 a été utilisée en combinaison avec

des couches ayant une couche isolante ILD-1. Ces couches ont des contacts Ag plaqués en cuivre

(Cu). La couche conductrice adhésive CA2 a été mise en combinaison avec des couches sans

ILD et a été appliquée directement sur le cuivre. Certains composants de module sont

confidentiels pour protéger ECN de la divulgation de son savoir-faire.

Modules Type de couches / ILD
Conductive
adhesive

Encapsulant

M01, M02 ILD-1 CA-1 EVA
M03, M04 ILD-2 CA-1 EVA
M05, M06 ILD-1 avec Al CA-1 EVA

M07 ILD-1 CA-1 polyoléfine
M08 ILD-2 CA-1 polyoléfine

M09, M10 ILD-1 avec Al CA-1 polyoléfine
M11, M12 sans ILD CA-2 EVA
M13, M14 sans ILD CA-2 polyoléfine

Tableau IV-2. Types des modules fabriqués et testés.
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(a) (b)

Figure IV-5. Plateforme de mesures : a) Chambre climatique,
b) Simulateur solaire (Pasan SS3b) de classe A.

IV.4. Présentation des résultats

Dans cette section nous présentons les résultats relatifs à la mise en évidence de l’impact

du test de chaleur humide sur les performances électriques des 14 modules MWT (M01-M14).

Les résultats des performances électriques initiales (courant de court-circuit (Isc), tension en

circuit ouvert (Voc), puissance maximale (Pmax) et facteur de forme (FF)) initiales mesurées (t=0)

sous conditions STC sont donnés dans le Tableau IV-3. Les évolutions des caractéristiques I-V

des modules après 0h, 1000h et 2000h sous l’effet de la chaleur humide sont représentées dans la

Figure IV-6. Les résultats des taux de dégradation des paramètres électriques après l’essai de

chaleur humide sont présentés dans le Tableau IV-4. Une étude comparative de la dégradation de

puissance de modules sous l’effet de la chaleur humide a été faite et est représentée sur la Figure

IV-7.

Code des
Module

Pmax0 [W] Isc0[A] Im0[A] Voc0 [V] Vm0 [V] FF0 [%]

M01 240,78 8,51 7,92 37,52 30,4 75,39

M02 242,19 8,53 7,99 37,65 30,31 75,4

M03 243,34 8,52 7,95 37,67 30,6 75,82

M04 243,2 8,52 8,03 37,68 30,3 75,77

M05 242,04 8,53 7,96 37,73 30,4 75,18

M06 244,63 8,53 8,03 37,81 30,47 75,83

M07 242,85 8,54 7,95 37,4 30,54 76,07

M08 244,71 8,56 8,04 37,52 30,45 76,21

M09 244,97 8,57 8,03 37,65 30,51 75,94

M10 244,24 8,55 8,03 37,56 30,4 76,02

M11 243,36 8,55 8 37,7 30,4 75,49

M12 245,38 8,56 8,08 37,78 30,38 75,86

M13 247,53 8,57 8,12 37,72 30,5 76,52

M14 247,68 8,6 8,04 37,74 30,79 76,33

Tableau IV-3. Résultats des mesures I-V sous des conditions STC à T=0.
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(a) M01 et M02 avec ILD-1 (b) M03 et M04 avec ILD-2

(c) M05 et M06 avec EVA (d) M09 et M10 avec polyoléfine

(e) M07 avec ILD-1 (f) M08 avec ILD-2

(g) M11 et M12 avec EVA (h) M13 et M14 avec polyoléfine

Figure IV-6. Caractéristiques I-V des 14 modules (M01-M14) après 0h, 1000h et 2000h

en chaleur humide 85°C/85% humidité relative.
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Encapsulant (EVA, polyoléfine)

Conductivité adhésive (CA)

(c) Couche d’isolation diélectrique (ILD)

Figure IV-7. Dégradation de la puissance maximale pour les 14 modules MWT

sous l’exposition à la chaleur humide (85°C/85% rh).
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Module
Taux de dégradation [%]

Isc Voc FF Pmax

Heure
(h)

1000 h 2000 h 1000 h 2000 h 1000 h 2000 h 1000 h 2000 h

M01 0,59 100 64,3 100 39,85 100 78,6 100

M02 3,52 100 42,31 100 27,21 100 59,5 100

M07 0,12 0,35 0,27 0,37 0,12 0,37 0,5 1,06

M05 0,12 0,6 0,37 0,45 0,78 1 1,3 2,03

M06 -0,12 0,23 0,53 11,43 0,59 14,72 1 24,6

M09 0,12 0,47 0,5 21,2 0,59 5,4 1,2 25,77

M10 -0,23 -0,12 0,29 14,54 0,61 12,3 0,7 25

M03 1 100 100 100 100 100 100 100

M04 1,2 65,4 0,45 87,97 1,24 70,87 3 98,7

M08 0,35 0,93 0,67 0,45 0,17 0,43 1,2 1,8

M11 0,47 -0,12 0,4 0,5 1,46 1,15 2,4 1,54

M12 0,23 0,47 0,45 0,58 0,66 0,84 1,3 1,93

M13 0,002 0,7 0,32 0,53 0,24 0,29 0,8 1,6

M14 0 -0,47 0,21 0,42 0,1 0,34 0,3 0,3

Tableau IV-4. Résultats des taux de dégradation des paramètres électriques

après l’essai de chaleur humide (85°C/85% rh).

IV.4.1. Etude comparative des différentes structures testées

Modules avec même EVA et différentes couches arrières (ILD1, ILD2)

Les caractéristiques I-V et le taux de dégradation des performances électriques (Isc, Voc, FF

et Pmax) de deux modules M01 et M02 avec la même couche ILD1 sont illustrés respectivement

dans la Figure IV-6(a), Figure IV-7 et dans le Tableau IV-4. On constate qu’il y a une forte

diminution des caractéristiques I-V et une dégradation de Voc de 64,3% et 42,3% respectivement.

Une forte baisse pour le FF et Pmax respectivement de 39,8%, 27,2% et 78,6%, 59,5% a été

observée et une dégradation légère pour Isc de 0,6% et 3,5% après 1000 heures de test de chaleur

humide. La caractéristique I-V et le taux de la dégradation des performances électriques (Isc, Voc,

FF et Pmax) des modules M03 et M04 avec la même couche ILD2 sont illustrés dans la Figure IV-

6(b), Figure IV-7 et dans le Tableau IV-4. Aucune dégradation n’a été observée pour le module

M04. Le module M03 présente quelques défauts sur la face arrière (bulles), qui sont déjà visibles

avant laminage et sont encore reconnaissables après 1000 h de test de chaleur humide. Le

module M03 a été dégradé entre le temps initial (t=0 h) et 1000 h au cours du test de chaleur

humide.
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Après 2000 h d’essai de chaleur humide, les deux modules M01 et M02 sont détériorés en

raison de la délamination au niveau de la couche ILD1/interface Cu. L’inspection visuelle a

permis de détecter la délamination au niveau des différentes couches des deux modules (Fig. IV-

8). Cette dégradation ne permet plus à la face arrière d’assurer son rôle et l’humidité peut

pénétrer à l’intérieur des deux modules avec les conséquences associées (corrosion de la

métallisation, risque électrique…). La délamination est causée par la rupture de l’adhésif à

l’interface ILD/Cu (ILD, de couleur verte sur la photo, reste attaché à l’EVA). Ceci provoque le

stress sur l’interconnexion et peut induire une dégradation.

Le module M04 est légèrement plus dégradé avec la réduction d’Isc, Voc, FF et Pmax

respectivement de 65,4%, 87,0%, 70,9% et 98,7%. Il apparaît que l’effet combiné de l’humidité

et l’EVA provoque un affaiblissement de la force d’adhérence à l’interface entre la feuille de

cuivre (Cu) et l’ILD, ce qui favorise la délamination. Cette observation est en accord avec

l’étude précédente de Guichoux et al. [147] où ils ont indiqué que la délamination entre

encapsulant et ILD est causée par la présence d’humidité et induit finalement la dégradation du

module. Eerenstein et al. ont rapporté que ces modules MWT ont passé le test de chaleur humide

avec succès après 2000 heures, et aussi le test de courant de fuite [138].Cependant, quelques

modules sont dégradés après 1000 h de test de chaleur humide. Une analyse de dégradation

basée sur la thermographie signale une dégradation d’interconnexion probablement liée à la

délamination.

Figure IV-8. Délamination à l’interface encapsulant /ILD pour les modules M01-M04 après

2000 h d’exposition en chaleur humide.

Modules avec même EVA et avec ILD1+Al

Les caractéristiques I-V et le taux de dégradation des performances électriques (Isc, Voc, FF

et Pmax) de deux modules M05 et M06 ayant le même encapsulant (EVA) et ILD1 avec Al sont
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illustrés respectivement dans la Figure IV-6(c), la Figure IV-7 et le Tableau IV-4. La

caractéristique I-V initiale du module M05 reste stable après 1000 h de test de chaleur humide.

Le module reste très stable après 2000 h en raison de la présence d’une couche Al qui bloque la

pénétration d’humidité dans la face arrière [142]. Cependant, le module M06 subit une baisse de

Voc de 14,7% qui induit la diminution de FF et de Pmax respectivement de 14,7% et 24,6%.

Aucun changement n’a été observé pour Isc. L’inspection visuelle montre que

l’augmentation d’humidité dans la chambre climatique provoque l’apparition de bulles sur la

face arrière du module. Le module M06 dispose d’une cellule craquée.

Modules avec même encapsulant (polyoléfine) et avec ILD1+Al

Les caractéristiques I-V et le taux de dégradation des performances électriques (Isc, Voc, FF

et Pmax) de deux modules M09 et M10 ayant le même encapsulant (polyoléfine) et ILD1+Al sont

illustrés respectivement dans la Figure IV-6 (d), la Figure IV-7 et le Tableau IV-4. Les

caractéristiques I-V sont stables pendant l’exposition en chaleur humide de 1000h. Après 2000h,

les deux modules M09 et M10 ont une baisse de Voc de 21,2% et 14,5% qui engendre une

diminution de FF et de Pmax de 5,4%, 12,3% et 25,8%, 25% respectivement et qui induit

l’augmentation de la résistance série. Aucune dégradation n’est observée pour Isc. En effet, les

altérations sont réduites avec la présence de l’EVA sur le long terme dans ce cas. L’inspection

visuelle montre des bulles accumulées à la face arrière du module.

Modules avec même encapsulant (polyoléfine) et différentes couches arrières (ILD1, ILD2)

Les comparaisons des caractéristiques I-V et le taux de dégradation des performances

électriques (Isc, Voc, FF et Pmax) pour les deux modules M07 et M08 ayant le même encapsulant

(polyoléfine) et différentes couches arrière (ILD1, ILD2) sont illustrées respectivement dans la

Figure IV-6 (e), la Figure IV-7 et le Tableau IV-4. Les caractéristiques I-V restent identiques en

sortie d’essai, même après 1000 h dans un environnement chaud et humide. Les deux modules

M07 et M08 ne présentent aucune dégradation après 2000 h. Ces résultats montrent que

l’encapsulant en polyoléfine en combinaison avec l’humidité n’induit pas de délamination de la

couche arrière. Des résultats similaires ont été observés pour les encapsulants thermoplastiques

[142].
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Modules avec différents encapsulants (EVA et polyoléfine) sans ILD

Les comparaisons des caractéristiques I-V et le taux de dégradation des performances

électriques (Isc, Voc, FF et Pmax) pour les deux modules M11 et M12 ayant le même encapsulant

EVA sans ILD et pour les autres modules M13 et M14 ayant le même encapsulant polyoléfine

sans ILD, sont illustrées respectivement dans la Figure IV-6(g), la Figure IV-7 et le Tableau

IV-4. Les caractéristiques I-V de ces quatre modules restent identiques en sortie d’essai, même

après 1000h de chaleur humide. Après 2000h d’essai de chaleur humide, FF et Pmax sont

dégradés de 1,2% et 0,8%, et, 1,5%, et 1,9% respectivement pour les deux modules M11 et M12.

Les caractéristiques I-V pour les modules M13 et M14 restent identiques après 2000h de chaleur

humide. La puissance maximale Pmax est légèrement dégradée 1,6% et 0,3%. Ces dernières

variations sont inférieures à 2%. En effet, cette dégradation est négligeable par rapport aux autres

cas précédents. Au cours de l’essai, les deux modules ne présentent aucune modification de leur

aspect. Cependant, l’absence de la couche arrière ILD et les points de contacts en argent (Ag)

liés à la délamination en niveau de l’interface ILD/Cu montrent une certaine stabilité optimale du

module MWT. Face à ce constat il n’y a pas de modes de défaillance à identifier, donc cette

structure doit être sélectionnée. Un résultat similaire a été obtenue pour un encapsulant

thermoplastique [142].

IV.4.2. Comparaison de la dégradation de puissance maximale entre les différents

composants d’un module MWT

La Figure IV-7 présente la dégradation de la puissance maximale pour les 14 modules

MWT sous exposition à la chaleur humide selon la comparaison entre les différentes

configurations de l’encapsulant (a), de l’adhésif conducteur (b), et de la couche diélectrique

(ILD) (c). Les caractéristiques I-V pour les modules M04 et M14 restent identiques. En effet,

aucune perte de performance significative n’a été observée comme indiqué dans la Figure IV-

6(b) et (h), et la Figure IV-7. La diminution de la puissance maximale reste inférieure à 5% après

1000h de chaleur humide conformément à la norme IEC 61215. Les modules ayant l’encapsulant

polyoléfine présentent la meilleure stabilité. La diminution de leurs puissances maximales

commence à l’approche de 2000h de chaleur humide. Les modules ayant l’adhésif conducteur

CA2 restent très stables par contre les modules ayant ILD1 présentent des dégradations de

performances électriques après 1000h et une dégradation totale après 2000h de test de chaleur

humide. L’intégration de la couche d’Al à la couche diélectrique (ILD) donne une meilleure

stabilité. Par conséquent la puissance maximale se dégrade après 2000h. Les meilleurs résultats
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sont obtenus sans la couche ILD dans les modules. Ainsi, la structure la plus stable est celle qui

combine l’encapsulant polyoléfine et l’adhésif conducteur CA2 sans la couche isolante (ILD).

IV.5. Conclusion

Des modules MWT de différents assemblages ont été soumis à l’essai de chaleur humide

défini à 85°C sous 85% d’humidité relative pendant 2000 heures. Les résultats montrent que les

modules qui combinent la face conductrice arrière avec deux types d’ILD et l’encapsulant

ethylene-vinyl-acétate (EVA) ont des taux de dégradation plus élevés dus à l’infiltration

d’humidité dans l’encapsulant EVA qui cause un affaiblissement de la force d’adhésion à

l’interface ILD/Cu et donc une délamination. L’absence d’ILD améliore significativement la

stabilité des modules à contact arrière. Une meilleure fiabilité est obtenue pour les modules qui

combinent la face arrière en Cu sans ILD, le conducteur adhésif et l’encapsulant de polyoléfine

ou EVA. Pour les modules ayant un encapsulant à base de polyoléfine, une faible perte de

puissance est constatée, 0,3% après 2000 heures d’essai en chaleur humide, contrairement aux

modules ayant un encapsulant EVA Pour lesquels la réduction est de 1,6%.
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Conclusion générale et perspectives

Nous nous sommes intéressés dans ce travail à l’évaluation des performances

électriques des modules PV dans différents sites d’implantation sous l’effet de l’ombrage et

du vieillissement naturel, ainsi qu’à un essai accéléré en chaleur humide sur un ensemble de

modules MWT (Metal Wrap Through) pour sélectionner la structure la plus stable.

Dans le chapitre I, une étude bibliographique est consacrée aux généralités sur les

systèmes photovoltaïques, aux facteurs environnementaux et à une revue des différents modes

de dégradation des modules PV au cours du temps qui sont principalement la corrosion des

interconnexions, la décoloration d’encapsulant, la délamination des couches adhésives, les

bris de verre et les fissures de cellules. Néanmoins, la corrosion et la décoloration restent,

d’après la littérature, les modes de dégradation prédominants.

Dans le chapitre II, une étude de l’effet d’ombrage sur les performances électriques des

modules PV causé par différentes contraintes environnementales (salissure, feuille d’un arbre,

parties de construction au voisinage et poussières de sable) dans un site urbain et saharien est

réalisée expérimentalement. Celle-ci a montré une perte de puissance constatée de plus de

50% pour les modules ombragés dans le milieu urbain et d’environ 80% dans le milieu

désertique. La perte de puissance maximale des modules PV sous l’effet de la poussière de

sable est de 8,5% après une semaine sans nettoyage. Pour cela il est nécessaire de nettoyer les

modules chaque fin semaine. La détection de points d’inflexion dans l’analyse des

caractéristiques I-V liée à l’activation d’une ou plusieurs diodes by-pass nous a permis de

détecter la présence d’ombrage partiel sur le module. Enfin, une méthode d’imagerie

infrarouge qui permet de détecter et de localiser les cellules PV occultées a été mise en place.

Elle peut présenter un intérêt majeur dans la protection et l’entretien des modules PV dans le

site d’exploitation.

Dans le chapitre III, une étude sur l’identification des différents modes de dégradations

des différents composants du module (verre, encapsulant EVA, cellules, rubans
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d’interconnexion, etc.) sous l’effet des facteurs de stress environnementaux (température

ambiante, irradiation, humidité, poussière et chocs mécaniques) sur deux centrales , une en

milieu désertique et une en milieu méditerranéen, a été effectuée expérimentalement en

utilisant une plateforme de mesures et une analyse des performances électriques (courant de

court-circuit (Isc), tension en circuit ouvert (Voc), la puissance maximale (Pmax) et le facteur de

forme (FF)). Les principaux modes de dégradation qui ressortent pour les modules installés en

milieu aride sont : la décoloration d’encapsulant, la délamination, la fissuration des cellules,

les bris et fissures de verre, le brunissement des cellules, l’oxydation des contacts métalliques,

les hot spots et les chocs thermiques. L’influence de ces derniers sur les performances

électriques est très forte par rapport aux modes de dégradation identifiés sur les modules

installés en milieu méditerranéen (décoloration de l’encapsulant, délamination de

l’encapsulant, couche antireflet décolorée, snail trails, corrosion des rubans d’interconnexions

et fissuration des cellules). Les résultats obtenus dans notre étude sont en accord avec les

résultats obtenus dans la littérature. Par exemple, les modules étudiés dans le site saharien

présentent en moyenne un taux annuel de dégradation de 1,22 %/an correspondant aux taux de

dégradation moyens pour Tilonia en Inde et en Arizona. De même, les modules étudiés dans

le site méditerranéen présentent en un taux moyen annuel de dégradation de 1,36 %/an %/an

après 10 ans, qui est en accord avec le taux de dégradation moyen pour les modules installés à

Hamamatsu (Japon).

Enfin, dans le but de comprendre les modes de dégradation qui surviennent à différentes

périodes de la vie du module, il est possible de réaliser des tests de vieillissement accélérés

capables de les faire apparaitre sur des échelles réduites de temps. Dans ce cas l’essai accéléré

de chaleur humide à 85°C sous 85% d’humidité relative pendant 2000 heures a été réalisé sur

un ensemble de modules MWT (Metal Wrap Through) ayant différents assemblages de

matériaux constitutifs fabriqués par ECN afin d’estimer la fiabilité des modules. Les résultats

obtenus montrent que les modules ayant un encapsulant à base de polyoléfine ont une faible

perte de puissance de 0,3% après 2000 heures d’essai en chaleur humide, contrairement aux

modules ayant un encapsulant EVA pour lesquels la réduction est de 1,6%.
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Perspectives

Plusieurs perspectives sont envisageables et particulièrement les points suivants :

 Étude l’évolution des modes de dégradation de différentes technologies de modules

PV sous différents climats.

 Développer un modèle numérique sur l’évolution des effets des dégradations des

modules photovoltaïques.

 Réaliser un système d’aide au diagnostic qui permettant de détecter, d’identifier et de

localiser les différentes modes de dégradation sur un module PV afin d’optimiser sur

la production PV.

 Réaliser des essais accélérés sur les différents composants des modules dans le but

d’estimer les pertes de puissance dues aux modes de dégradation engendrés et discuter

de l’équivalence entre les essais accélérés et le vieillissement naturel pour chaque

technologie considérée.
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Résumé : Cette thèse traite des performances électriques et thermiques des modules photovoltaïques (PV)
installés dans différentes conditions. Les modules PV ont usuellement une garantie avec un niveau de puissance
acceptable pouvant aller jusqu’à 25 ans, mais il y a un manque de retours d’expériences permettant de valider
cette durée de vie. Nous avons proposé de réaliser des procédures expérimentales basées sur des essais dans le
milieu d’exposition et un essai accéléré sur différentes technologies de modules photovoltaïques pour mieux
connaître l’évolution des performances électriques des modules PV dans le temps et dans un environnement
donné.

Plusieurs études expérimentales ont d’abord permis d’évaluer l’impact de l’ombrage sur les performances
électriques de différents modules PV au silicium, l’ombrage étant causé par différentes contraintes
environnementales dans des sites urbain et saharien. Une perte de puissance de plus de 50% pour les modules
ombragés dans le milieu urbain et d’environ 80% dans le milieu désertique est trouvée.

Le vieillissement de deux centrales PV dans un site saharien et méditerranéen après respectivement 28
ans et 10 ans de service a ensuite été étudié. L’identification des modes de dégradation avec le vieillissement
naturel a été menée par des inspections visuelles sur site et la mesure des caractéristiques courant-tension a
permis de déterminer les taux de dégradation engendrés. Les résultats obtenus montrent que les modules étudiés
dans le site saharien présentent en moyenne un taux de dégradation de 1,22 %/an correspondant aux taux de
dégradation moyens pour Tilonia en Inde et pour l’Arizona. Les modules étudiés dans le site méditerranéen
présentent en moyenne un taux de dégradation de puissance de 1,36%/an après 10 ans, ce qui est en accord avec
le taux de dégradation moyen des modules installés à Hamamatsu (Japon).

Enfin, dans le but de comprendre les modes de dégradation qui surviennent à différentes périodes de la
vie d’une nouvelle technologie de modules PV, une campagne de tests accélérés en laboratoire a été menée. Les
tests de chaleur humide 85°C/85% rh ont été conduits sur un ensemble de modules MWT (Metal Wrap Through)
fabriqués par ECN (Energy Center of the Netherlands, Pays-Bas). Les résultats obtenus montrent que les
modules ayant un encapsulant à base de polyoléfine ont une faible perte de puissance, de 0,3% après 2000 heures
d’essai en chaleur humide, contrairement aux modules ayant un encapsulant EVA pour lesquels la réduction est
de 1,6%.

Ce travail de thèse permet finalement de donner une base de données intéressante à exploiter pour
améliorer la maîtrise du comportement et la durabilité des modules PV sur leurs cycles de vie.

Mots-clés: photovoltaïque, ombrage, dégradation, vieillissement, performances, module MWT.

Abstract: This Ph. D. Thesis deals with the electrical and thermal performances of photovoltaic (PV) modules
operated under different conditions. PV modules usually have a guarantee on an acceptable power level up to 25
years, but there is a lack of experience feedback to validate this lifetime. Experimental procedures based on in situ
testing and accelerated tests are made on different PV modules of different types to better understand the evolution
of the electrical performance of PV modules in time and in a given environment.

Firstly, several experimental studies were performed to determine the impact of shading on the electrical
production of different PV silicon modules. Various types of shading were considered in sundry surroundings in
Saharan and urban sites. A power loss of more than 50% for shaded PV modules in urban areas and of about 80%
in the desert environment was found.

The aging of two PV plants in Saharan and Mediterranean sites after 28 and 10 years of service
respectively was then studied. Identification of the degradation modes with natural aging was conducted by visual
inspections and measurements of current-voltage characteristics were acquired to determine the degradation rates.
The obtained results display that the PV modules in the Saharan site undergo a mean power degradation rate of
1.22%/year in accordance with the average degradation rates found in Tilonia (India) and in Arizona. The modules
studied in the Mediterranean place exhibit a mean power degradation rate of 1.36% / year after 10 years, which is
consistent with the average degradation rate of modules installed in Hamamatsu (Japan).

Finally, in order to understand the degradation processes that occur on a new technology of PV modules,
damp heat tests 85°C/85% rh were carried out on a set of MWT modules (Metal Wrap Through) manufactured by
ECN (Energy Center of the Netherlands, the Netherlands). The results depict that modules with polyolefin
encapsulant have a low power loss of 0.3% after 2000 hours of damp heat test, unlike the modules with EVA
encapsulant for which the reduction is of 1.6%.

This work ultimately provides a valuable data base which can be used to improve the electrical behavior
and the sustainability of PV modules during their life cycles.

Keywords: Photovoltaic, shading, degradation, aging, performance, MWT module.
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