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Résumé  Le nombre de modules photovoltaïques installés continu de croitre de manière importante.  Habituellement, la recherche et le développement photovoltaïque ont été axés sur l’analyse des rayonnements, les stratégies d’exploitation efficace, la conception et le dimensionnement de ces systèmes oubliant certains aspects critiques et les conditions externes qui peuvent affecter le fonctionnement du système du module photovoltaïque. Dans cette étude une simulation du transfert radiatif a été développée, ce qui nous a permis d’étudier la transmission du rayonnement à travers les couches qui précédent la cellule PV suivant certains paramètres pouvant l’altérer. Les résultats révèlent que l’augmentation de l’atténuation du flux radiatif diffère selon le type de dégradation causé au panneau photovoltaïque.   Summary  The number of photovoltaic modules installed continues to grow significantly. Typically, photovoltaic research and development has focused on radiation analysis, effective operating strategies, design and sizing of these systems forgetting some critical aspects and external conditions that may affect the operation of the module system photovoltaic. In this study a simulation of the radiative transfer has been developed, which allowed us to study the transmission of radiation through the layers that precedes the PV cell according to certain parameters that can alter it. The results show that the increase in attenuation of the radiative flux differs depending on the type of degradation caused to the photovoltaic panel.    
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Depuis plusieurs années l’humanité fait face à une demande en énergie croissante due à 

l’augmentation de la population et à la qualité de vie exigeante en matière de consommation 

d’énergie. 

Actuellement, la production d’énergie dans le monde est basée presque totalement sur les 

sources fossiles, sources qui présentent l’inconvénient d’être limitées et qui constituent un 

grand danger écologique à cause des émissions de gaz à effet de serre. 

Etant donné le danger que représente les énergies fossiles, trouver une solution 

économique et peu polluante pour la production d’énergie est devenu primordial, à ce sujet, 

les énergies renouvelables (énergie solaire, géothermique, biomasse, éolienne, hydraulique, 

etc) qui sont des énergies illimitées contrairement aux énergies fossiles. Les énergies 

renouvelables regroupent un certain nombre de filières technologiques selon la source 

d’énergie valorisée et l’énergie utile obtenue.  

L’exploitation de l’énergie solaire au moyen de capteurs relève de deux technologies bien 

distinctes l’une produit ces calories, c’est l’énergie solaire thermique, et l’autre, l’énergie 

solaire photovoltaïque qui produit de l’électricité et qui fera l’objet d’étude de ce mémoire.  

Habituellement, la recherche et le développement photovoltaïque ont été axés sur l’analyse 

des rayonnements, les stratégies d’exploitation efficace, la conception et le dimensionnement 

de ces systèmes oubliant certains aspects critiques et les conditions externes qui peuvent 

affecter le fonctionnement du système du module photovoltaïque.   

Le vieillissement des cellules photovoltaïques et des modules est un processus qui évolue 

naturellement avec les années de fonctionnement du module dans les conditions de terrain (le 

vent, la pluie, la neige, la chaleur, la lumière…) et qui par conséquent affecte le rendement du 

module. 

Dans ce travail nous allons essayer de voir  l’influence de ces dégradations sur la 

transmittance et de ce fait sur les performances du module photovoltaïque. 

Dans le premier chapitre, nous allons voir quelques notions de base sur l’énergie ainsi que 

le gisement solaires en Algérie. 

Dans le second chapitre nous allons voir une description générale des systèmes 

photovoltaïques, la dégradation des panneaux photovoltaïques ainsi que les différents modes 

de dégradation. 
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Dans le troisième et dernier chapitre, on étudie une simulation par Fluent Gambit du 

transfert radiatif dans les strates supérieure d’un module photovoltaïque. 

Nous achevons ce travail par une conclusion générale. 

 

    



 

 

 

 

 

 

Chapitre I 

L’énergie solaire  
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



CHAPITRE I                                           L’énergie solaire                2017 
 

3   

I.1. Introduction 

Le soleil est l’origine de toute forme d’énergie sur terre, que ce soit pour les énergies 

conventionnelles d’origine fossile comme les hydrocarbures ou pour les énergies 

renouvelables dont les plus importantes sont le solaire, l’éolien et la biomasse. 

L’énergie solaire est la plus dominante de toutes les énergies renouvelables, elle est l’une 

des plus facilement exploitables comme la plupart des énergies douces, elle donne à l’usager 

la possibilité de subvenir sans intermédiaire à une partie de ses besoins. 

Dans cette partie nous allons définir quelques notions préliminaires sur le rayonnement 

solaire nécessaires à la compréhension du principe de la photovoltaïque.   

I.2. Le soleil  

L’astre soleil est de constitution gazeuse, de forme sphérique de 14×105 km de diamètre, sa 

masse est de l’ordre de 2×1020 kg. Il est constitué principalement de 80% d’hydrogène, de 

19% d’hélium, le 1% restant est un mélange de plus de 100 éléments [1], [2]. 

Il est situé à une distance de la terre égale à environ150 millions de km. Sa luminosité 

totale, c'est-à-dire la puissance qu’il émet sous forme d’ondes électromagnétiques ; 30% de 

cette puissance est réfléchie vers l’espace, 47% est absorbée et 23% est utilisée comme source 

d’énergie pour le cycle d’évaporation-précipitation de l’atmosphère [1], [2]. 

Les caractéristiques principales du soleil sont regroupées dans le tableau ci-dessous [3] : 

 

Diamètre (km) 14×105 

Masse (kg) 2×1030 

Surface (km2) 6.09×1012 

Volume (km3) 1.41×1018 

Masse volumique moyenne (kg/m3) 1408 

Vitesse (km/s) 217 

Distance du centre de la voie lactée (km) 2.5×1047 

Tableau I.1 : Caractéristiques principales du soleil [3]. 



CHAPITRE I                                           L’énergie solaire                2017 
 

4   

I.3. Le rayonnement solaire 

 Le rayonnement ou spectre solaire est comparable à celui d’un corps noir à une 
température de 5800 K, il est compris dans une bande de longueur d’onde variant de 0,22 à 10 
m et se décompose approximativement sur 3 bandes : 

- 9% dans la bande des Ultraviolets (< 0.4 m) 

- 47% dans la bande visible (0,4 à 0,8 m) 

- 44% dans la bande des infrarouges (> 0,8 m) 

L’énergie solaire reçue sur terre en dehors de l’atmosphère est estimée à 1370 W/m2 

cependant elle s’atténue et perd son intensité en traversant l’atmosphère ne dépassant pas  les 

1000 W/m2 à la surface de la terre en raison de  l’absorption dans ce dernier, ce chiffre variera 

par la suite en fonction de la localisation géographique du site (latitude), la saison, l’heure, les 

conditions météorologiques (nébulosité, poussière, humidité…), et l’altitude du lieu.[4] 

    

 

Figure I.1 : Analyse  spectrale du rayonnement solaire. [2] 
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Etant absorbé et diffusé en traversant l’atmosphère seul une fraction modifié du  

rayonnement solaire parvient à la surface de la terre  se composant de  3 différents types de 

rayonnements : 

- Le rayonnement direct : Rayonnement provenant du soleil en ligne droite du seul 

disque solaire, il est nul lorsque le soleil est complètement couvert par les nuages. 

- Le rayonnement diffus : Radiation solaire arrivant sur la surface de la terre après 

déviation de la lumière par les nuages et les molécules diverses, elle est donc nulle que la nuit. 

- Le rayonnement réfléchi (albédo) : Radiation solaire incidente réfléchie par une 

surface. 

Le rayonnement global est donc la somme des 3 rayonnements directs, diffus, et réfléchi 

comme illustrer dans la figure si dessous :   

 

 

Figure I.2 : Composantes du rayonnement solaire au sol. 
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I.4. Trajectoire du soleil 

Pour la conception de n’importe quel système utilisant l’énergie solaire, photovoltaïque 

pour notre part le concepteur doit avoir une connaissance aussi précise que possible du 

rayonnement solaire disponible sur le site visé et le moment ou cette énergie est disponible. 

En effet la rotation (moment de la journée) et l’inclinaison (saison de l’année) de la terre 

influe sur  le rayonnement solaire reçu au cours d’une journée,  A midi le soleil atteint le point 

le plus haut de sa course ce qui fait que l’épaisseur d’air traversée est moindre comparé au 

début et fin de journée où la traversée se fait plus longue quand celui-ci est bas à l’horizon, 

donc plus la latitude augmente plus la couche à traversée est réduite, et comme le soleil est 

plus haut et que les journées sont plus longues en été, la quantité totale d’énergie reçue sur un 

plan horizontal y est plus grande qu’en hiver. 

 

 

 

 

 

Figure I.3 : Trajectoire du soleil au cours de l’année. 
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I.5. Air Mass   

La notion d’air mass (AM) sert à évalué la masse atmosphérique traversé par le 

rayonnement solaire et dépend de l’épaisseur de l’atmosphère traversée, celle-ci définit le 

spectre de référence pour unifier les performances des cellules photovoltaïques. 

AM0 représente le spectre à la limite de l’atmosphère, AM1 représente le spectre arrivant à 

la surface de la terre quand le soleil est au zénith, AM1.5G représente le spectre standard 

arrivant  à 48.2° a la surface de la terre à une atmosphère et demi, en dernier AM2 représente 

le spectre arrivant à 60.1° à la surface de la terre. 

 

 

 

Figure I.4 : Le nombre d’Air mass (AM). 
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L’air mass peu être calculer par la formule suivante :  

 

AM = 1cosሺሻ   
 

 : L’angle du soleil par rapport au zénith. 

 

AM1.5G est le spectre standard le plus étudié car il regroupe le rayonnement direct et 

diffus contrairement à AM1.5D qui ne tient compte que du rayonnement direct. La figure ci 

dessus représente le spectre AM0 à la limite de l’atmosphère et AM1.5 G à la surface de la 

terre ainsi que le corps noir à 5762K. [5] 

 

 

Figure I.5 : Représentation graphique du spectre AM0 et AM1.5G.  
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I.6  Le gisement solaire 

La connaissance du gisement solaire d’un site donné est primordiale pour la confection et 

dimensionnement d’un système énergétique solaire, en effet le gisement solaire est un 

ensemble de données décrivant l’évolution du rayonnement solaire dans un lieu au cours 

d’une période donnée grâce au stations météorologiques, son évolution peu se faire à partir 

des données de l’irradiation solaire globale. Elle est utilisée pour simuler le fonctionnement 

probable d’un système énergétique solaire et donc d’effectuer son dimensionnement le plus 

exact possible compte tenu des demandes en énergie à satisfaire [6].  

Les pays du sud de la méditerranée notamment l’Algérie dispose d’un des gisements 

solaires les plus élevés au monde comme le montre la figure si dessous : 

 

  

 

 

Figure I.6 : Ensoleillement global  annuel dans le monde  KWh/m2/an. 
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L’Algérie est un pays potentiellement intéressant pour l’exploitation de l’énergie 

solaire, de par sa situation géographique il dispose d’un gisement solaire très important 

compte tenu des valeurs de la durée d’insolation enregistrée sur la quasi-totalité du territoire 

national dépassant les 2000 heures annuellement et pouvant atteindre les 3900 heures sur les 

hauts plateaux du Sahara. Par conséquent, la quantité d’énergie reçue au sol quotidiennement 

sur une surface horizontale de 1 m2 est de l’ordre de 5 KW/h sur la majeure partie du territoire 

national, soit près de 1700 KWh/m2 au nord et 2263 KWh/m2 au sud du pays [7].   

   La répartition du potentiel solaire par région climatique au niveau du territoire 

algérien est représentée dans le tableau suivant : 

 

Région Région 

côtière 

Hauts 

plateaux  

Sahara 

Superficie 4% 10% 86% 

Durée moyenne 

d’ensoleillement (Heure/an) 
2650 3000 3500 

Energie moyenne reçue 

(KWh/m2/an) 

1700 1900 2650 

 

Tableau I.2 : Potentiel d’Energie solaire en Algérie [7]. 

 

I.7. Conclusion 

Dans ce chapitre quelques notions préliminaires sur le rayonnement solaire nécessaire 

pour la compréhension du photovoltaïque ont été présenté. 

Le photovoltaïque connait aujourd’hui un développement très important dans le monde, 

notamment en Algérie qui a lancée plusieurs projets d’une capacité totale d’environs 13 575 

MW qui devrait être réalisés sur la période 2015-2030.   

      



 

 

 

 

 

 

Chapitre II 

L’énergie photovoltaïque  
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II.1  Introduction 

Habituellement, la recherche et le développement des technologies photovoltaïques ont été 

axés sur l’analyse des rayonnements, les stratégies d’exploitation efficaces, la conception et le 

dimensionnement de ces systèmes ; oubliant certains aspects critiques et les conditions 

externes qui pourraient affecter le fonctionnement du système photovoltaïque.  

Le vieillissement des modules photovoltaïques est un processus qui évolue naturellement 

avec les années de fonctionnement du module, ces effets comprennent principalement la 

décoloration de l’encapsulant, généralement l’éthylène-acétate de vinyle (EVA), la 

dégradation du revêtement anti-réfléchissant (AR), la formation de points chauds, l’intrusion 

d’humidité, la délamination, la corrosion et les fissures. Cependant, en raison de la nature 

compliquée par laquelle ces effets de vieillissement apparaissent, progressent, se transforment 

et provoquent d’autres effets de dégradation, la prédiction de la progression exacte du 

vieillissement peut être difficile.  

Compte tenu du temps que le vieillissement prend pour apparaitre, les fabricants des 

modules ainsi que les chercheurs des laboratoires ont travaillé avec diligence afin de trouver 

une alternative  permettant d’anticiper les mécanismes de défaillance et d’établir des normes 

de qualité pour les modules photovoltaïques. Ce  chapitre présente une revue bibliographique 

sur les panneaux photovoltaïques ainsi que leur dégradation. 

II.2  Historique 

   Le terme « photovoltaïque » vient du mot « photo » (du grec « phos » qui signifie 

« lumière ») et du mot « volt » (patronyme du physicien Alessandro Volta qui a contribué de 

manière très importante à la recherche en électricité) [8], appelé aussi module photovoltaïque 

ou PV il permet la transformation directe de  la lumière solaire en électricité par un processus 

appelé « l’effet photovoltaïque »  au moyen de cellules généralement à base de silicium. 

 

   Le développement des cellules photovoltaïque a commencé en 1839 lorsque Henri 

Becquerel a observé le comportement électrique d’électrodes immergées dans un liquide 

conducteur exposé à la lumière [9].  

En 1883, Charles Fritts met au point la première cellule fonctionnelle. Elle est à base de 

sélénium et d’or, elle présente un rendement d’environ 1% [10].   
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En 1905, Albert Einstein explique l’effet photoélectrique. L’application directe de cette 

découverte majeure en physique n’a eu lieu qu’au milieu du 20ème  siècle avec la mise au point 

de la première cellule solaire à base de silicium cristallin avec un rendement énergétique de 

6%  au laboratoire Bel (Etats Unis d’Amérique) en 1954 [11]. Toutefois, la commercialisation 

des cellules photovoltaïques a échoué en raison de leurs coûts prohibitifs.  

 

Quelques années plus tard commence la conquête de l’espace, ce qui permet aux cellules 

solaires à base de semi-conducteurs comme le silicium de voir le jour en tant qu’applications 

commerciales. En 1958 une cellule avec un rendement de conversion de 9% est mise au point 

et les premiers satellites alimentés par des cellules solaires sont envoyés dans l’espace.  

 
Cependant, jusqu’au milieu des années 70, les photopiles étaient vraiment trop chères pour 

être économiquement utilisées sur terre ce qui a retardé cette nouvelle source d’énergie de 

s’imposer en dehors du domaine spatial.  

 

Ce n’est qu’au début des années 80 que la technologie photovoltaïque a connu une période 

de plein essor partout dans le monde, de nombreuses possibilités d’exploitation sont alors 

étudiées en dépit des difficultés, les méthodes de fabrication se sont alors améliorées réduisant 

les coûts de production et permettant ainsi une augmentation des volumes de production. 

 
Aujourd’hui la technologie du silicium domine le marché de la conversion photovoltaïque 

avec  autour de 90% de la production des panneaux solaires [12]. La plupart des modules 

commerciaux actuellement ont un rendement crête compris entre 13 et 16%, alors que les 

rendements record dans les laboratoires sont compris entre 20 et 25% pour les différents types 

de matériaux cristallins [13]. Néanmoins la purification du silicium et l’utilisation de produits 

hautement toxiques constituent aujourd'hui un obstacle majeur au développement de l'énergie 

Photovoltaïque [14]. Dans ce contexte de nouvelles filière prometteuse en cours de  

développement ont vu le jour comme le photovoltaïque à concentration, les pérovskites mais 

n’ont pas encore fait leurs preuves dans le domaine industriel. [15]. 
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II.3  Principe de fonctionnement d’une cellule photovoltaïque 

II.3.1  Le dopage des semi-conducteurs 

Un matériau semi-conducteur est un matériau dont la conductibilité électrique peut varier 

en fonction des conditions dans lesquelles il se trouve. Afin d’améliorer la conduction de ce 

dernier, les fabricants injectent dans une plaquette semi-conductrice des matériaux étrangers 

(impuretés), qui possèdent un nombre d’électrons périphériques juste inférieur ou juste 

supérieur aux 4 électrons du semi-conducteur(silicium). 

 

  

    =  

                                     + 

                                    

                                      +  = 

 

 

 

➢ Dopage N  

Le dopage N consiste à ajouter au semi-conducteur des atomes possédant 5 électrons 

périphériques (pentavalentes) tel que le Phosphore. Quatre de ces électrons vont participer à la 

structure cristalline, et un électron supplémentaire va se retrouver libre et pouvoir se déplacer 

dans le cristal. Le semi-conducteur devient de type N, c’est-à-dire que les porteurs 

majoritairement présents dans la maille cristalline sont des électrons. Nous parlons de charges 

mobiles. Les ions + sont fixes car ils font partie de la structure atomique cristalline de la 

plaquette de silicium.  

 

 

 

Silicium pur Elément à 3 électrons périphériques (trivalent) 
Elément à 5 électrons périphériques (pentavalent) 

Dopage P  
Dopage N  
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Figure II.1 : Semi-conducteur de type N. 

➢ Dopage P  

Le dopage P consiste à ajouter au semi-conducteur des atomes possédant 3 électrons 

périphériques (trivalentes) tel que le Bore. Ces trois électrons participent à la structure 

cristalline, mais un “trou“ est créé par chaque atome étranger puisqu’il lui manque un électron 

périphérique. C’est-à-dire que les charges mobiles majoritaires sont des trous (positifs) dans 

cette région du silicium. 

Les “porteurs de charges électriques“ mobiles sont responsables de la conduction d’une 

plaquette de silicium dopée. 

 

 

Figure II.2 : Semi-conducteur de type P. 
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II.3.2  La jonction P-N 

Lorsque les deux zones sont  misent en contact, certains électrons de semi-conducteur 

de type N passent vers le matériau de type P tandis que les trous du semi-conducteur de type P 

se déplacent au même moment dans la direction opposée. Le mouvement de ces charges 

majoritaires forment des paires électron-trou neutre, nous obtenons alors une région appelée 

jonction PN dans laquelle la conductibilité passe progressivement du type P au type N. 

    

 

Figure II.3 : Jonction PN à l’équilibre. 

 

II.3.3 Description du fonctionnement d’une cellule photovoltaïque 

Lorsque le soleil frappe une cellule photovoltaïque, les photons de la lumière 

transmettent leurs énergies aux électrons qui sont arrachés des atomes dans lesquelles ils 

laissent des trous. Les électrons et les trous ainsi formés vont avoir tendance à  se recombiner, 

mais lorsque le phénomène a lieu dans ou au voisinage de la jonction PN le champ électrique 

va au contraire contribuer à séparer les charges positives et négatives, les électrons sont 

repoussés vers la couche N et les trous vers la couche P.     

Les électrons cherchant à se recombiner avec les trous sont alors obligés de passer par 

un circuit extérieur pour rejoindre les trous créant ainsi un courant électrique continu qu’on 

appelle le photocourant. Les électrons sont délivrés sous la tension crée dans la jonction PN 
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que l’on appelle la phototension. Le produit des deux correspond à la puissance électrique 

délivrée par la cellule qui convertie directement une partie de l’énergie lumineuse en énergie 

électrique. 

 

 

Figure II.4 : Principe de fonctionnement d’une cellule photovoltaïque. 

 

II.4 La cellule photovoltaïque  
 

Une cellule photovoltaïque est assimilable à une diode photosensible, elle est  basée sur le 

phénomène physique appelé effet photovoltaïque qui consiste à établir une force 

électromotrice lorsque la surface de cette cellule est exposé à la lumière. La tension générée 

peut varier entre 0.3 V et 0.7 V en fonction du matériau utilisé et de sa disposition ainsi que la 

température et du vieillissement de la cellule. 

Composé de matériaux semi-conducteurs les cellules photovoltaïques sont constitués de : 

  

• D’une fine couche semi-conductrice (matériau possédant une bande interdite, 

qui joue le rôle de barrière d’énergie que les électrons ne peuvent franchir sans 

une excitation extérieure, et dont il est possible de faire varier les propriétés 

électroniques) tel que le silicium, qui est un matériau présentant une 

conductivité électrique relativement bonne. 
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• D’une couche anti-reflet permettant une pénétration maximale des rayons 

solaires. 

 

• D’une grille conductrice sur le dessus ou cathode et d’un métal conducteur sur 

le dessous ou anode. 

 

• Les plus récentes possèdent même une nouvelle combinaison de multicouches 

réfléchissants justes en dessous du semi-conducteur, permettant à la lumière de 

rebondir plus longtemps dans celui-ci pour améliorer le rendement.   

 

 

 

 
 

Figure II.5 : Structure basique d’une cellule solaire. 
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II.5. Différentes technologies de cellules solaires  
 

Une grande variété de cellules photovoltaïques existe et peut être partagée en trois grandes 

familles selon les technologies utilisées. La première génération existe depuis plusieurs 

dizaines d’années, elle offre de loin le meilleur rendement pour un rapport qualité/ prix assez 

satisfaisant. La deuxième génération, récemment apparue regroupe les technologies dites 

« couches minces », leurs rendement est encore inférieur à celui des cellules cristallines mais 

tend à s’améliorer pour un coût inférieur. La dernière et troisième génération, celle des 

cellules organiques est en cours de développement et vise de hauts rendements avec des coûts 

de productions de plus en plus bas. 

 

 
II.5.1. Technologies de la première génération à base de silicium cristallin 
 

Considérée comme la technologie photovoltaïque la plus efficace et la plus dominante la 

première génération comprend le monocristallin et le poly cristallin. Le silicium 

monocristallin reste encore plus cher que le silicium poly cristallin mais permet d’obtenir un 

rendement plus élevé, avec près de 19.8% contre 24.7% de rendement en laboratoire [16] 

[17]. 

 

➢ Cellule monocristalline [18] 

    
La cellule monocristalline est celle qui s’approche le plus du modèle théorique. Lors du 

refroidissement, le silicium fondu se solidifie en ne formant qu’un seul cristal de grande 

dimension. On découpe ensuite le cristal en fines tranches qui donneront les cellules. 

Cependant pour arriver à ce résultat la fabrication est complexe et coûteuse en énergie, les 

rendements de conversion obtenue varient entre 14 et 16%.  

 

➢ Cellule polycristalline  
 

Contrairement à la cellule monocristalline, la cellule polycristalline n’a pas besoin d’un 

silicium aussi pur et ordonné. Pour fabriquer ce matériau, on refond tous les déchets 

provenant du tirage des monocristaux, on obtient des lingots qu’il faut ensuite scier en 

plaquettes. Les rendements de conversion industrielle qui étaient de l’ordre de 8 à 10% avant 

1980 sont actuellement de 16 à 17% [12]. Il s’agit de la technologie la plus représentée sur le 



Chapitre II                                                  L’énergie photovoltaïque 2017 
 

19   

marché du photovoltaïque car elle allie à la fois des rendements de conversion élevés avec un 

coût de production faible par rapport à la filière silicium monocristallin. 

 
II.5.2. Technologie de la deuxième génération à base de couche-mince  
 

Les premiers essais de couches minces remontent au milieu du XXème  siècle avec de fins 

dépôts sur cristaux massifs puis finalement des structures complètement a base de couches 

minces [19]. Ces technologies reposent sur des matériaux possédant un fort coefficient 

d’absorption du spectre solaire, et promettent un avenir prometteur vu leurs croissance 

importante ces dernières années. 

 
➢ Les cellules amorphes  

 
Les cellules amorphes sont à base d’un matériau composé de silicium hydrogéné (état non 

cristallin) déposé sur un substrat de verre, elles se caractérisent par un fort coefficient 

d’absorption, et  sont souvent utilisées dans de petits produits de consommation tel que des 

calculatrices solaires ou encore des montres. L’avantage de ces derniers est le fonctionnement 

avec un éclairement faible (même par temps couvert ou à l’intérieur d’un bâtiment). Leurs 

rendement est assez faible de 5% à 8% voir jusqu’à 13% en laboratoire, mais ne nécessite que 

de très faibles épaisseurs de silicium et ont un coût peu élevés. 

 

➢ Le tellurure de Cadmium (CdTe) 
 

Il s’agit d’une technologie extrêmement prometteuse, permettant d’obtenir des rendements 

tout à fait convenables (16,5% en laboratoire).  De part une bande interdite de 1,45eV 

parfaitement adaptée au spectre solaire [20] et un très fort coefficient d’absorption, seule une 

couche de 2 μm est nécessaire pour obtenir un matériau très opaque et absorbant une grande 

partie du spectre solaire. Cependant la limite principale au déploiement de grande ampleur 

de cette technologie reste la toxicité du cadmium. 
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➢ Cuivre indium sélénium (CIS) / Cuivre indium Gallium sélénium 
(CIGS) 

 
Cette filière présente un fort potentiel de développement dans le futur (jusqu’à 20% de 

rendement en laboratoire). Cependant, les matériaux nécessaires à la fabrication de ce type de 

cellule ne sont pas disponibles en grandes quantités. 

 

II.5.3. Technologie de la troisième génération « Les cellules organiques »  
Apparues dans les années 1990, les cellules organiques font aujourd’hui l’objet d’un sujet 

d’étude très actif en laboratoire, ce sont des cellules photovoltaïques dont, au moins, la couche 

active est constituée de molécules organiques. Il en existe principalement deux types : les 

cellules photovoltaïques organiques moléculaires et les cellules photovoltaïques organiques en 

polymères.    

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

fréquemment annoncés (actuellement près de 6%). Le principal frein à ces technologies est 

actuellement la stabilité de leurs performances ainsi que leur durée de vie (actuellement 

environ 1000 heures d’exposition). 

Les nanosciences ouvrent cependant de nouvelles voies à leurs améliorations. Leur avenir 

industriel n’est pas encore établi mais ces technologies ouvriraient la voie à des modules à très 

bas coût, biodégradables et pouvant être intégrés à toutes formes de surface. 

Pratiquement, ces technologies ne sont utilisées commercialement aujourd’hui que dans le 

secteur de l’électronique de consommation (chargeur de GSM/ baladeur MP3) où la durée de 

vie de la cellule et du produit associé sont approximativement égales (2 ans). En améliorant la 

durée de vie ou en réduisant les coûts de production, d’autres applications devront voir le jour 

dans les années à venir.      
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Technologies 

 

Rendement 

 

Avantages 

 

Inconvénients 

 

Durée de vie   
 

1ère  

Génération  
 

Silicium 
monocristallin 

 

 

14-17% 

 

Bon rendement 
pour une cellule 

 

Coût élevé, perte 
de matière 

première en 
cours de 

fabrication 

 

35 ans 

 

Silicium 
polycristallin 

 

12-15% 

 

Bon rendement 
pour un module 

 

Coût élevé, perte 
de matière 

première en 
cours de 

fabrication 

 

35 ans 

    
2ième  

Génération 
 

Silicium  

Amorphe 

 

6-10% 

 

 

Facile à 
fabriquer 

 

Mauvais 
rendement 

 

<10 ans 

 

Cdte 

 

8-11% 

 

Absorbe 90% 
des photons 

incidents 

 

Cadmium très 
polluant 

 

Non évaluée 

 

CIS/CIGS 

 

10-12% 

 

Energie de gap 
ajustable 99% 
des photons 

absorbés 

 

Manque de 
matière première 

 

5 ans  

 
3ième  

Génération   

Cellules 
organiques 

 

10% 

 

Faible coût de 
fabrication, 

Flexible 

 

Rendement 
encore trop bas  

 

 

Faible 
actuellement 

 

Tableau II.1 : Performances des différentes technologies des cellules photovoltaïques.  
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II.6 Cellule photovoltaïque idéale  

Une cellule photovoltaïque peut être décrite de manière simple comme une source idéale 

de courant qui produit un courant IPh  proportionnel à la puissance lumineuse incidente, en 

parallèle avec une diode figure (II.6) qui correspond à l’aire de transition p-n de la cellule PV. 

D’après la loi de nœuds:  

I = Iph - Id          (II.1) 

 

 

 

Figure II.6 : Modèle de cellule photovoltaïque idéale. 

Pour un générateur PV idéal, la tension aux bornes de la résistance est égale à celle aux 

bornes de la diode : 

V=Vd (II.2) 

 

La diode étant un élément non linéaire, sa caractéristique I-V est donnée par la relation : 

 Id = Io. (Exp (
𝑉ௗ𝑉௧) -1) (II.3) 

Io: Le courant de saturation inverse de la diode [A]. 

Vd : La tension aux bornes de la diode [V]. 

Vt : Potentielle thermique. 

Donc la relation devient : 

 I = Iph – Io. (Exp 𝑉ௗ𝑉௧  )- 1)  (II.4) 
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II.7 Cellule photovoltaïque réelle  

Le modèle photovoltaïque précédent ne prenait pas en compte tous les phénomènes 

présents lors de la conversion d’énergie lumineuse. En effet, dans le cas réel, on observe une 

perte de tension en sortie ainsi que des courants de fuite. On modélise donc cette perte de 

tension par une résistance en série RS et les courants de fuite par une résistance en parallèle 

RP. 

 

Figure II.7 : Modèle de la cellule photovoltaïque réelle. 

 I = Iph – Id – Ip  (II.5) 

 Ip = ( 
𝑉+𝑅௦.𝐼𝑅p ሻ             (II.6) 

 Id = Io. (Exp (
𝑉+𝐼.𝑅௦𝑉௧ ሻ − 1ሻ       (II.7) 

I: Le courant fourni par la cellule. 

Iph : Le photo-courant dépendant de l’éclairement (G). 

Io : Le courant de saturation de la diode. 

Rs : Résistance en série. 

Rp : Résistance en parallèle.  

 I = Iph – Io. (Exp (
𝑉+𝐼.𝑅௦𝑉௧ ሻ − 1ሻ − ሺ𝑉+𝑅௦.𝐼𝑅௣ ሻ) (II.8) 
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II.8 Paramètres caractéristiques d’une cellule photovoltaïque 

Les paramètres des cellules photovoltaïques (Icc, Vco, FF, η) extraits des caractéristiques 
courant-tension, permettent de comparer différentes cellules éclairées dans des conditions 
identiques.  

II.8.1 Courant de court-circuit Icc  

Il s’agit du courant obtenu en court-circuitant les bornes de la cellule (V=0). Ce courant 

croît linéairement avec l’intensité d’illumination de la cellule, il dépend de la surface éclairée, 

de la longueur d’onde du rayonnement, de la mobilité des porteurs et de la température. 

On peut écrire : Icc (V=0) = Iph 

II.8.2 Tension de circuit ouvert Vco 

Comme son nom l’indique, c’est la tension aux bornes de la cellule lorsqu’elle n’est pas 

connectée à une charge ou lorsqu’elle est connectée à une charge de résistance infinie. Elle 

dépend essentiellement du type de cellule solaire (jonction PN, jonction Schottky), des  

matériaux de la couche active et de la nature des contacts de la couche active-électrode. Elle 

dépend de plus de l’éclairement de la cellule.  

Vco=ln 
𝑛𝑘௧௤  (II.9) 

 

 

  n : Facteur d’idéalité de la diode. 

K : constante de Boltzmann (1,381.10-23 Joule/Kelvin). 

T : Température de la jonction p-n des cellules. 

q : Charge d’électron (1,602.10-19 C). 

E : Eclairement reçu. 

E0 : Eclairement de référence. 
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Il peut aussi être calculé par : 

 Voc = 
𝑛𝐾௧௤  ln (

𝐼௖௖𝐼௦ + 1) (II.10) 

Icc : Courant continu de la cellule. 

Is : Courant de saturation de la diode. 

II.8.3 Puissance maximale  

Dans des conditions ambiantes de fonctionnement fixes (éclairement, température, etc..), la 

puissance électrique (P) disponible aux bornes d'une cellule PV est égale au produit du 

courant continu fourni (I) par une tension continue donnée (V) :   

 P = IV (II.11) 

P : Puissance mesurée aux bornes de la cellule PV (Watt). 

 V : Tension mesurée aux bornes de la cellule PV (Volt).  

I : Intensité mesurée aux bornes de la cellule PV (Ampère). 

 

Figure II.8 : Courbe caractéristique P-V 

 

 

Pour une cellule solaire idéale, la puissance maximum Pmax_idéale correspondrait donc à la 

tension de circuit ouvert Vco multipliée par le courant de court-circuit Icc: 
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 Pmax_idéale = Vco Icc (II.12) 

Pmax idéale: Puissance mesurée aux bornes de la cellule PV idéale (Watt). 

 Vco : Tension de circuit ouvert mesurée aux bornes de la cellule PV(Volt). 

 Icc : Intensité de court-circuit mesurée aux bornes de la cellule PV(Ampère). 

Par simplification, les professionnels caractérisent un module PV par sa puissance 

nominale aux conditions de fonctionnement standard (STC). Ce paramètre n'est autre que la 

puissance maximale mesurée sous ces conditions (en général un ensoleillement de 1000W/m² 

et une température de 25°C). 

II.8.4 Le facteur de forme FF  

On appelle facteur de forme FF le rapport entre la puissance maximum fournie par la 

cellule Pmax , et le produit du courant de court-circuit (Icc) par la tension de circuit ouvert 

(Vco) (c'est à dire la puissance maximale d'une cellule idéale) : 
FF= 

𝑃೘𝑎𝑥ሺ𝑉𝑐೚ 𝐼𝑐𝑐ሻ (II.13) 

FF= 
𝐼೘ 𝑉೘𝐼𝑐𝑐 𝑉𝑐೚ (II.14) 

FF : Facteur de forme  

II.8.5 Rendement de conversion  

Le rendement des cellules PV désigne le rendement de conversion en puissance. Il est 

défini comme étant le rapport entre la puissance maximale délivrée par la cellule et la 

puissance lumineuse incidente Pin. 
η= 𝑃೘𝑎𝑥𝑃𝑖೙ =

𝐹𝐹× 𝑉𝑐೚ ×𝐼𝑐𝑐𝑃𝑖೙  (II.15) 

 

Pin : Puissance incidente. 

Ce rendement peut être amélioré en augmentant le facteur de forme, le courant de court-

circuit et la tension de circuit ouvert. 
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II.9 Le module photovoltaïque 

Le module photovoltaïque est un ensemble de photopiles assemblées pour générer une 

puissance électrique exploitable lors de son exposition à la lumière. En effet, il consiste en un 

lot de cellules photovoltaïques connectées entre elles, puis enrobées dans une résine 

transparente, souvent l’EVA. 

La face arrière des cellules est recouverte d’un film multicouche recouvert de teldar et 

d’aluminium. La face avant est quant à elle recouverte d’un verre. Les connexions de sortie de 

la face arrière des cellules sont isolées électriquement par un film de polymère transparent, 

nommé Mylar. Cet assemblage est effectué à vide.   

• Le verre  

Il s'agit d'un verre trempé de 4 mm d'épaisseur. On qualifie ce verre de "verre solaire". 

Cela signifie que le verre a une faible teneur en fer. Ceci permet une meilleure transmission 

optique. En générale, la transmission optique du verre d'un module photovoltaïque est de 

l'ordre de 95 % dans la gamme utile du spectre solaire (380 nm à 1 200 nm). 

La face extérieure du verre, traitée à l'acide fluosilicique (H2SiF6), est recouverte de nano 

pores qui piègent la lumière incidente et réduisent la réflexion en surface à une valeur 

inférieure à 8 % dans la gamme 380 nm à 1 200 nm. En face intérieure, le verre est micro-

structuré, augmentant ainsi le rendement par éclairage diffus. 

• Polymère encapsulant 

Différents matériaux sont  utilisés pour l’encapsulation des modules photovoltaïques. 

L'EVA est actuellement la plus utilisée dans l’industrie, c’est une résine transparente enrobant 

les cellules photovoltaïques. Chimiquement, elle est formée de chaînes de copolymère 

d'éthylène et de vinyle d'acétate. 

 

Ce produit est utilisé car il présente de grande propriétés adhésive, diélectrique (c'est-à-dire 

qu'il ne peut pas conduire le courant), thermique et d'étanchéité (il dispose d'un très faible 

taux d'absorption d'eau). Bien entendu, l'EVA présente aussi une excellente transmission 

optique (supérieure à 90% selon le type d'EVA) dans la gamme utile du spectre solaire (380 

nm à 1 200 nm). 
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• Le Mylar  

 Le mylar, utilisé pour isoler électriquement les connexions de sortie de la face arrière des 

cellules, est un film polymère transparent. 

Chimiquement, il est composé de polyéthylène, téréphtalaque et de constante diélectrique 

très élevée lui permettant d'être un très bon isolant électrique. 

• Le Teldar  

  Le TEDLAR est un polymère fluoré, son rôle majeur dans un module photovoltaïque, est la 

protection de surface.  

   En effet, le TEDLAR résiste particulièrement bien aux agressions extérieures (UV, 

variations de température, atmosphères corrosives, ...), à l’abrasion ainsi qu’aux produits 

chimiques. 

• Cadre en Aluminium 

Le cadre en aluminium se justifie par la haute résistance de celui-ci à l'humidité ainsi 

qu'aux chocs mécaniques. 

Le cadre en aluminium peut être anodisé. L'anodisation est un traitement de surface qui 

permet de protéger ou de décorer une pièce en aluminium par oxydation anodique (couche 

électriquement isolante de 5 à 50 micromètres). Elle octroie aux matériaux une meilleure 

résistance à l'usure, à la corrosion et à la chaleur. 
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Figure II.9 : Les différentes couches et matériaux composants un module photovoltaïque.   

 

II.10. Dégradation d’un module photovoltaïque  

La dégradation traduit la détérioration progressive des caractéristiques d'un composant ou 

d'un système qui peut altérer son aptitude à fonctionner dans les limites des critères 

d'acceptabilité et qui est engendrée par les conditions de service [21]. 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 dépasse un seuil critique. Selon Wohlgemuth, les constructeurs considèrent que le 

module PV est dégradé lorsque sa puissance atteint un niveau en dessous de 80% de sa valeur 

initiale [22]. 

La performance des modules photovoltaïques peut être dégradée à cause de plusieurs 

facteurs tels que : la température, l’humidité, l’irradiation, la poussière et les chocs 

mécaniques. 
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Chacun de ces différents facteurs cités peut induire un ou plusieurs types de dégradation 

telles que : la décoloration, la délamination, la corrosion, et les casses et fissures de cellules.  

Le NREL (National Renewable Energy Laboratory, Etats Unis) fournit au tableau II-2 une 

liste des dégradations majeures enregistrées sur les modules photovoltaïques en silicium 

cristallin [23], [24]. 

 

 

Tableau II.2 : Principaux modes de dégradation des modules PV en Silicium cristallin [24]. 

 

II.11. Les principaux modes de dégradation des modules photovoltaïques 

La dégradation du module photovoltaïque peut affecter les différentes parties de celui-ci 

comme le montre la Figure II.10. Ces différentes parties sont : le verre, les interconnexions 

entre les cellules, le matériau encapsulant qui est généralement en Ethylène-acétate de vinyle 

(EVA), le film polymère de protection qui est généralement en Tedlar et les colles qui 

assurent l’adhérence entre les différents composants du module. 

 

Figure II. 10 : Les différents composants du module photovoltaïque soumis à la dégradation. 
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II.11.1. La corrosion  

L’humidité pénétrant dans le module photovoltaïque à travers les bords stratifiés provoque 

la corrosion [25]. La rétention de l’humidité dans l’enveloppe du module augmente la 

conductivité électrique du matériau. La corrosion attaque les connexions métalliques des 

cellules du module PV provoquant une augmentation des courants de fuite et ainsi une perte 

de performance. La corrosion dégrade aussi l’adhérence entre les cellules et le cadre 

métallique. La Figure II-11 montre un module PV atteint par la corrosion au niveau de la 

bordure et de la boite de jonction [26]. Wolghemuth et Kurtz ont étudié l’impact de l’humidité 

et de la température sur la dégradation des modules PV à partir des essais accélérés 85/85 

(T=85°C/HR=85%) selon la norme CEI 61215 [27], [28]. Ils ont trouvé que la corrosion 

apparaissait au bout de 1000 h d’exposition du module sous une température de 85°C et une 

humidité relative de 85%. Kemp a montré que l’humidité dans le module PV présente un fort 

impact sur le taux de dégradation des modules photovoltaïques, et plus particulièrement dans 

les zones géographiques chaudes et humides [29]. En raison de la vitesse de diffusion 

relativement élevée de l'eau dans l’Ethylène-acétate de vinyle (EVA) utilisé dans 

l’encapsulation de la plupart des modules PV, l’infiltration de l’humidité dans le module reste 

importante au cours de sa durée de vie même si le module est constitué d’une structure en 

double verre. D’après Kemp [30], la meilleure façon d'empêcher l'infiltration de l’humidité 

dans le module est d’utiliser des joints bien hermétiques ou des joints de bord à faible 

diffusivité contenant une grande quantité de déshydratant. 

 

 

Figure II.11 : Module PV atteint par la corrosion. 
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II.11.2. La délamination  

La délamination traduit la perte d’adhérence entre le polymère encapsulant et les cellules 

ou entre les cellules et le verre avant. Elle représente un problème majeur car elle entraîne 

deux effets : l’augmentation de la réflexion lumineuse et la pénétration de l’eau à l’intérieur 

de la structure du module [26]. 

Skoczek a étudié la dégradation des modules photovoltaïques relative à la délamination du 

module à partir de tests basés sur la norme CEI 61215 [30]. La délamination est plus sévère 

lorsqu’elle se produit sur les bords du module parce que, en plus de la dégradation de la 

puissance, elle provoque des risques électriques pour le module et l’installation toute entière. 

La délamination est plus fréquente dans les climats chauds et humides. Elle favorise une 

pénétration de l’humidité dans le module et provoque, par conséquent, différentes réactions 

chimiques à l’intérieur du module induisant des dégradations telles que la corrosion des 

métaux de la structure du module le plus souvent. La Figure II.12 montre deux modules (poly 

et monocristallins) présentant une sévère délamination. 

Jansen et Delahoy ont montré que la pénétration du sel et de l’humidité dans le module 

photovoltaïque constitue un facteur favorisant la délamination [31]. D’autre part, ils avancent 

que la liaison interfaciale peut être attaquée chimiquement par l’acide fluorhydrique formée 

par le fluor et l’oxyde d’étain contenus dans le module. 

 

Figure II. 12 : Module photovoltaïque présentant une délamination. 
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II.11.3. La décoloration 

La décoloration du module photovoltaïque se traduit par un changement de couleur du 

matériau utilisé pour son encapsulation qui est généralement en Ethylène-acétate de vinyle 

(EVA) ou du matériau adhésif entre le verre et les cellules. Ce changement de couleur peut se 

traduire soit par un jaunissement soit par un brunissement du matériau encapsulant. Elle 

provoque une modification de la transmittance de l’encapsulant des cellules et par conséquent 

la puissance générée par le module est diminuée. 

Oreski et Wallner avancent que les causes principales de la décoloration de l’EVA sont les 

rayons ultraviolets combinés à l’eau sous des températures d’exposition supérieures à 50°C et 

provoquant ainsi un changement de la structure chimique du polymère [32]. 

La décoloration peut apparaitre dans des zones différentes et non adjacentes d’un même 

module. Ceci peut être dû d’une part, à des polymères encapsulant d’origine ou de 

caractéristiques différentes et d’autre part à l’EVA qui n’est pas déployée dans les mêmes 

zones du module de la même manière. 

Kojima et Yanagisawa se sont intéressés au jaunissement de l’EVA utilisé comme 

encapsulant dans les modules photovoltaïques [33]. Pour cela, ils ont soumis des modules PV 

à un ensoleillement solaire artificiel. Ils se sont uniquement intéressés à la contribution des 

rayons ultraviolets (longueurs d’onde comprises entre 280 nm et 380 nm). Lorsqu’un 

ensoleillement de 4000 W.m-2 est appliqué, une décoloration des cellules apparaît avec une 

augmentation de la photosensibilité au bout de 400 heures et une augmentation de la 

transmissivité (facteur de transmission) entre 280 et 380 nm. Ainsi, il apparaît un faible 

jaunissement au niveau de l’encapsulant EVA qui engendre une perte de puissance du module 

photovoltaïque. Pour un ensoleillement de 1000 W.m-2, aucun changement n'est apparu dans 

la gamme de longueur d’onde 280 nm à 380 nm au bout de 500 heures. 

Ces dernières années, la plupart des publications sur la dégradation des modules PV en 

silicium cristallin ont principalement porté sur la décoloration de l’EVA [34], [35], [36]. La 

Figure II.13 montre des modules atteints de décoloration (jaunissement) [37], [38]. 
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Figure II. 13 : Modules photovoltaïques avec des cellules décolorées. 

II.11.4. Les fissures et bris de verre 

Les bris de verre et fissures constituent un facteur important de dégradation des modules 

PV. Ils surviennent dans la plupart des cas lors des opérations d’installation, de maintenance 

et surtout de transport des modules sur les sites d’installation [27]. Le module présentant des 

fissures ou des cassures peut toutefois continuer à produire de l’énergie. La Figure II.14 

montre un module photovoltaïque en silicium polycristallin fissuré lors de sa première mise 

en service et qui a fonctionné pendant cinq ans en association avec d’autres modules. 

Cependant, le risque de choc électrique et de pénétration de l’humidité devient plus élevé. Les 

casses, les bris de verre et les fissures sont généralement suivies des autres types de 

dégradation tels que la corrosion, la décoloration, la délamination [25]. 

 

Figure II. 14 : Module photovoltaïque présentant des bris de verre. 

II.11.5. Les points chauds ou Hot-spots 

Un module photovoltaïque est une association de cellules en série/parallèle. Sa 

caractéristique globale peut varier en fonction de l’éclairement, la température, du 

vieillissement des cellules et les effets d’ombrage ou d’inhomogénéité de l’éclairement. De 

plus, il suffit d’un ombrage ou d’une dégradation d’une des cellules mises en série pour 

provoquer une forte diminution du courant produit par le module photovoltaïque. Lorsque le 

courant débité est supérieur au courant produit par la cellule défectueuse ou faiblement 
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éclairée, la tension de celle-ci devient négative et elle se comporte en récepteur. Ainsi, elle se 

retrouve en siège d’une dissipation thermique relativement élevée pouvant conduire à sa 

destruction totale : c'est le phénomène du point chaud ou « hot-spot » [39], [40] dont le 

module montré en Figure II.15 est atteint.  

 

Figure II. 15 : Modules présentant des points chauds sur les bords des coins supérieurs. 

II.11.6. Les bulles 

Les bulles sont généralement dues aux réactions chimiques qui dégagent des gaz dans le 

module et qui se retrouvent piégés à l’intérieur de celui-ci. Ce type de dégradation est 

similaire à la délamination, mais dans ce cas, la perte d’adhérence de l’Ethylène-acétate de 

vinyle (EVA) affecte uniquement une petite surface du module et est combinée à un 

gonflement de la surface dont l’adhérence a été dégradée. Lorsque cela se passe sur la partie 

arrière du module, un encombrement apparaît sur le polymère encapsulant formant ainsi les 

bulles. Elles rendent plus difficile la dissipation de chaleur des cellules, augmentent leur 

surchauffe et accélèrent leur vieillissement [41]. La Figure II.16 montre un module présentant 

un nombre important de bulles sur la face arrière. Elles apparaissent généralement au centre 

de la cellule et peuvent être dues à une mauvaise adhérence de la cellule provoquée par la 

température élevée [26]. 

 

Figure II.16 : Bulles présentes sur la face arrière d’un module PV. 
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II.11.7. Le PID - Potentiel Induced Degradation 

Cette « nouvelle maladie » du module photovoltaïque, mise en évidence en 2010, 

commence à toucher de plus en plus de modules photovoltaïques. Le premier symptôme de ce 

phénomène est une dégradation rapide et inexpliquée de la puissance. Cette diminution du 

rendement des modules, pouvant atteindre plus de 20% en quelques mois, n’est ni due à un 

vieillissement classique des modules, ni à une mauvaise installation du module. Ce 

phénomène connu sous le nom de Potentiel Induced Degradation (PID) se caractérise par la 

dégradation progressive des performances des modules photovoltaïques, à base de silicium 

cristallin, due à la présence d'un courant électrique induit au cœur même du module [39], [40]. 

Hacke a montré que le PID était plus fréquent dans les climats humides que dans les milieux 

chauds et secs [41]. Schütz va dans le même sens en montrant que les courants de fuite 

augmentent avec l’humidité [42].  

Les différents travaux ont montré que les principaux facteurs favorisant le PID sont la 

tension du système dans lequel le module est utilisé, l’humidité et la température de 

fonctionnement. 

II.12. Les essais de vieillissement accéléré 
 

Les essais de vieillissement accéléré (ALT : Accelerated Life Testing) se composent d'une 

variété de techniques d'essais pour accélérer les processus de vieillissement [46] et atteindre 

plus rapidement la fin de vie des produits. Ils sont utilisés pour obtenir plus rapidement des 

informations concernant la vie du produit. Les systèmes testés sont employés plus 

fréquemment que d'habitude ou sont soumis à des niveaux de sollicitations plus élevés (par 

exemple l'augmentation de la température, de la tension électrique, de l'humidité, etc.) pour 

obtenir la loi de fiabilité ou autres caractéristiques de fiabilité (taux de défaillance, temps de 

défaillance, etc.) des produits (systèmes ou composants). 

 

II.12.1 Essai de chaleur humide (DH : Damp Heat)  

Le test de la chaleur humide (DH) dans les chambres environnementales est un test de 

vieillissement bien connu pour les composants électroniques. Il a été utilisé depuis les années 

1970 sur les modules solaires et fait partie de la procédure de certification pour les modules. 

Jet Propulsion Laboratory a effectué certains des premiers tests DH. Avec un procédé de test à 

différentes températures et humidités, ils pourraient déterminer qu'une élévation de la 
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température de 10ºC entraînerait une double réaction, c'est-à-dire une réduction du temps de 

test de dégradation à la moitié. De plus, une relation de 1% d'humidité répond à une 

température de 1ºC pourrait être établie. De là, les 1000 heures DH à 85ºC / 85% HR 

correspondaient à 20 ans d'exposition extérieure, selon CEI 61215 [47], à Miami, en Floride 

[48].  

 

II.12.2 Test de fatigue fortement accéléré (HAST: highly Accelerated Stress 

Test)  

Étant donné que les 1000 heures de test DH sont une très longue période de temps pour 

les tests industriels, le test de stress hautement accéléré (HAST) a été développé. Il augmente 

la température et l'humidité afin de raccourcir le temps de vieillissement. Utilisé dans le test 

de qualité des Circuits intégrés (IC) et leur emballage. Le HAST est devenu un test de 

vieillissement commun et commence également à être de plus en plus utilisé  dans d'autres 

industries. De nombreuses entreprises dans d'autres domaines électroniques ont même 

renoncé aux anciens tests THB ou DH en faveur du HAST. Cependant, il n'est pas utilisé pour 

les tests de modules solaires dans la même mesure. En augmentant la température et 

l'humidité, la pénétration d'humidité dans le matériau est accélérée; Il est fait avec une 

régulation de pression afin d'empêcher l'eau d'atteindre son point d'ébullition. 

 

II.13. Avantages et inconvénients de la photovoltaïques 

a) Avantages  

➢ D’abord une haute fiabilité. L’installation ne comporte pas de pièces mobiles qui 

la rend particulièrement appropriée aux régions isolées. C’est la raison de son 

utilisation sur les engins spatiaux. 
➢ Ensuite le caractère modulaire des panneaux photovoltaïques permet un montage 

simple et adaptable à des besoins énergétiques divers. Les systèmes peuvent être 

dimensionnés pour des applications de puissances allant du milliWatt au 

MégaWatt. 

➢ Le coût de fonctionnement est très faible vu les entretiens réduits et il ne nécessite 

ni combustible, ni son transport, ni personnel hautement spécialisé. 

➢  Enfin, la technologie photovoltaïque présente des qualités sur le plan écologique 

car le produit fini est non polluant, silencieux et n’entraîne aucune perturbation du 
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milieu, si ce n’est par l’occupation de l’espace pour les installations de grandes 

dimensions. 

b) Inconvénients  

➢ La fabrication du module photovoltaïque relève de la haute technologie et requiert des 

investissements d’un coût élevé. 

➢ Le rendement réel de conversion d’un module est faible, de l’ordre de 10-15 % (soit 

entre 10 et 15 MW/km² par an pour le BENELUX) avec une limite théorique pour une 

cellule de 28%. ·  Les générateurs photovoltaïques ne sont pas compétitifs par rapport 

aux générateurs diesel que pour des faibles demandes d’énergie en régions isolées. 

➢ Lorsque le stockage de l’énergie électrique sous forme chimique (batterie) est 

nécessaire, le coût du générateur est accru. 

➢ Le stockage de l’énergie électrique pose encore de nombreux problèmes. Le faible 

rendement des panneaux photovoltaïques s’explique par le fonctionnement même des 

cellules. Pour arriver à déplacer un électron, il faut que l’énergie du rayonnement soit 

au moins égale à 1 eV. Tous les rayons incidents ayant une énergie plus faible ne 

seront donc pas transformés en électricité. De même, les rayons lumineux dont 

l’énergie est supérieure à 1 eV perdront cette énergie, le reste sera dissipé sous forme 

de chaleur. 

II.14. Conclusion  

Dans ce chapitre, différentes notions de base qui constitue l’énergie photovoltaïque ont été 

présentées, le chapitre décrit brièvement les cellules solaires les plus couramment utilisées, 

leurs rendements ainsi que leurs avantages et inconvénients. 

Le principe de fonctionnement, les différentes caractéristiques ainsi que les différentes 

dégradations ont  été détaillées.   
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III.1. Introduction 

Les couches supérieurs d’un module photovoltaïque seront modélisées et simulées par 
Fluent/Gambit à savoir : la couche de verre et d’EVA. 

Nous évaluerons l’influence de quelques dégradations ainsi que les problèmes qu’elles 
engendrent.   

III.2 Approche théorique du rayonnement  

L’intensité radiatif Iʎ est la densité de flux émis dans la direction D par unité de surface    

(W.m-2), elle est définie pour une longueur d’onde donnée. 

 

 

Figure III.1 : Rayonnement incident sur une surface ds. 

 

Le flux de chaleur radiatif I0, lorsqu’il arrive sur une surface est partiellement : 

 Absorbé  absorptivité : α = 𝐼𝑎,ℷ𝐼0,ℷ 
 Réfléchi  réflectivité :   ρ =𝐼ೝ,ℷ𝐼0,ℷ 
 Transmis    transmissivité : τ = 𝐼೟,ℷ𝐼0,ℷ 
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Figure III.2 : flux radiatif I0 arrivant sur une surface pour une longueur d’onde ʎ. 

 

La somme de ces facteurs est égale à 1 : 

α + ρ + τ = 1 

Cette relation s’applique aux corps semi-transparents (air, eau, verre). 

Dans le cas d’un corps opaque (mur), il n’y a évidemment pas de transmission : 

τ = 0  

α+ ρ = 1 

III.3. Atténuation du rayonnement incident 

Différents facteurs sont responsables de l’atténuation, la réflexion et la diffusivité du 

rayonnement incident (figure III.3) :  

- le dépôt de particules à la surface : sable, calcaire, carbonées. [49], [50] 

- l’érosion due à des particules projetées avec une énergie suffisante pour arracher de  

fins morceaux de verre. L’endommagement du verre par des impacts (spaliation), a  

été étudié par Nyounge et Al. L’influence sur le rendement n’a pas été quantifiée à  

notre connaissance. 

-   une pellicule d’eau dont les propriétés permettent de réduire les réflexions et la  

température des cellules. [51] 

-    le vieillissement des matériaux d’encapsulation qui brunissent avec le temps.  

- L’ombrage. 
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Figure III.3 : Cause de l’atténuation du rayonnement incident arrivant à la jonction PN. 

 

III.4 Caractéristiques des différents constituants d’une cellule type en 
silicium 

Pour repérer les différentes parties d’une cellule solaire au silicium, nous avons observé les 

cellules photovoltaïques à base de silicium polycristallin qui sont composées de plusieurs 

couches : 

➢ Une couche de verre destinée à protéger la cellule 

➢ Une couche d’EVA (acétate de vinyle) qui sert à l’encapsulation de la cellule 

➢ Une couche mince anti-réfléchissante 

➢ Une électrode transparente conductrice (TCO Transparent Conductive Oxyde) qui 

laisse passer les rayonnements lumineux tout en assurant la conduction des charges  

➢ Les deux couches de silicium N et P 

➢ Une couche en aluminium pour assurer l’autre électrode et qui réfléchit les photons 

vers la jonction PN 

➢ Une feuille de matériau polymère pour assurer la rigidité 

L’encapsulant (EVA) enrobe les cellules solaires à l’intérieur du stratifié et les protège  

contre les attaques chimiques. La face arrière du module est rendue entièrement étanche à              

l’humidité et est protégée des dommages mécaniques par une feuille polymère très  

résistante. Les épaisseurs et caractéristiques thermiques des différents matériaux constitutifs 

 sont  données  par  la  figure III.4    et  le  tableau III.1 
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Figure III.4 : Les différentes couches d’une cellule type au silicium. 

 

Récapitulatif des épaisseurs : 

➢ Verre trempé : 2,5mm 

➢ Grille : 5μm de largeur 

➢ Bus : 150 à 300 μm 

➢ EVA : 0,5 mm 

➢ Couche anti-réfléchissante (Nitrure de silicium) : 60 nm 

➢ TCO : 600 nm 

➢ Si : 300 μm : couche N :0,4 μm , couche P : 300 μm 

➢ Al : 2 μm 

➢ EVA : 0,5 mm 

➢ Couche de polymère : 0,5 mm 

➢ Largeur de la cellule : 12,5 cm 
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 Masse volumique 𝜌 

(kg/m3) 

Chaleur massique Cp  

(J.kg-1.K-1) 

Conductivité 

thermique (W/m/K) 

Verre 2500 800 1,4 

EVA 934 1926 2,7 

TCO(TiO2) 390<𝜌<430 528 21,9 

Si 233 700 148 

Al 270 897 237 

Polymère 940 1900 0,42-0,51 

Ag 10490 235 427 

 

Tableau III.1 : Propriétés massiques et thermiques des matériaux constitutifs d’une cellule 

photovoltaïque à 300K 

III.5 Modélisation  

Dans le but de maitriser les paramètres du logiciel FLUENT dans le cas de la modélisation 

du rayonnement dans un milieu semi-transparent, nous avons choisi de modéliser les couches 

supérieures de la cellule (verre, EVA,) séparément, superposées et en introduisant des couches 

d’air, d’eau et de poussière afin de reproduire les effets de vieillissement. 

Pour avoir de meilleurs résultats nous avons choisi aussi de modéliser un autre type de 

verre et de polymère afin de comparer les résultats et de choisir les matériaux adéquats à la 

cellule photovoltaïque. 

III.5.1 Présentation de Fluent et Gambit  

FLUENT est un logiciel de modélisation multi physique mais plus particulièrement dédié à

 la mécanique des fluides, GAMBIT en est son mailleur. 

GAMBIT permet de créer sa propre géométrie et ainsi de pouvoir mailler une surface ou  

des surfaces géométriques qui seront ensuite exploitées sous FLUENT.  

FLUENT est le solveur qui permet d’effectuer les simulations numériques et de visualiser  

les résultats obtenus après convergence.  
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Figure III.5 : Etapes à suivre pour la résolution du problème sous Gambit Fluent. 

 

 

 

 

 

 

Gambit

Création de  la 
géométrie 

Maillage de la 
géométrie 

Définition des 
frontières 

Fluent 

Lecture de la 
géométrie 

Entrer les 
conditions 
aux limites 

Choisir la 
méthode de 
résolution

Résolution 
du problème
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➢ Les différentes méthodes de résolution  

Pour différents types de problèmes, une méthode de résolution peut être plus appropriée           

qu’une autre.  Avant de porter son choix sur une des méthodes, il faut relever certains  

paramètres :   

- L’épaisseur optique : aL avec L la longueur caractéristique du domaine 

- La nature du matériau 

- L’émissivité et la diffusion 

Pour résoudre l’équation du transfert radiatif il existe plusieurs méthodes (FLUENT 2005) :   

➢ P1 et Rosseland : pour les milieux très épais (aL>>1) ; 

➢  S2S : Surface to Surface : adaptée pour un système fermé avec un milieu non  

participant ainsi que des sources localisées de chaleur ; 

➢ DTRM : toutes les surfaces sont diffuses, pas de diffusion, tous les corps sont gris et  

très long en temps de calcul ;  

➢ DOM : diffusion et émission, seule méthode où l’on peut considérer des parois semit

ransparentes, des surfaces spéculaires, des corps non gris, des effets de particules 

(intéressant pour modéliser des dépôts de particules). 

➢ La méthode DOM 

Notre choix s’est porté sur la méthode DOM (Discret Ordinate Method) car elle permet de  

traiter de manière la plus efficace les milieux semi-transparents et d’introduire la variation des 

propriétés radiatives selon la longueur d’onde du rayonnement.  

Cette méthode est basée sur les représentations discrètes de la variation de l’intensité 

radiative suivant une direction. 

III.5.2. Maillage sous Gambit  

Toutes les géométries qu’on va voir dans les cas qui suivent sont construite sur Gambit en 

2D, on commence par crée les points, les reliées, choisir le maillage optimal en faisant varier 

le nombre de nœuds jusqu’à ce que la solution ne dépend plus du maillage et enfin définir les 

frontière avant d’exporter le maillage en point.msh (msh = maillage en anglais) pour que 

Fluent soit capable de le lire et de l’utiliser. 
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III.5.3. Paramétrage sous Fluent  

Voici les différents paramètres entrés et choisis pour la modélisation des différentes 

couches    sous FLUENT. 

Modèle : le choix des équations à résoudre est indiqué. Dans notre cas, on doit résoudre  

l’équation de la chaleur (energy equation) et celle de transfert radiatif.  

Choix de la méthode de résolution de l’équation de transfert radiatif :   La résolution de 

l’équation de transfert radiatif par la méthode des ordonnées  discrètes nécessite de préciser 

les discrétisations des angles, le nombre d’itérations et de bandes de longueur d’onde. 

La méthode DOM est choisie car elle est la seule permettant de traiter des surfaces semi-

transparentes. 

 

Figure III.6 : Paramétrages sous fluent. 

Conditions aux limites : 

▪ Surface supérieure  

Pertes par convection et rayonnement : 

- Coefficient d’échange par convection : h = 10 W.m-2.K-1 (air sans vent)  

- Température du milieu ambiant : 300 K 

- Emissivité du milieu environnant : 1, il est considéré comme un corps noir. 

- Température d’environnement : 300 K. 
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- Largeur du faisceau : θ = 10-6°, φ = 10-6° pour se mettre dans le cas d’un rayon 

(faisceau très fin)  

- Direction du flux radiatif (0, -1, 0) flux vertical incident. 

- Irradiance pour se rapprocher des ordres de grandeur de la courbe d’émission du soleil 

(proche d’un corps noir) : 1000 W.m-2. 

▪ Surface inférieure  

La même chose sauf que l’irradiance est mise à 0. 

▪ Côtés  

Pertes thermiques nulles (flux égal à 0, conditions d’adiabatcité) car on s’est placé dans le 

cas d’une « portion » d’une lame de verre. 

Surface opaque d’émissivité nulle donc une surface totalement réfléchissante de manière 

diffuse (diffuse fraction = 1). 

III.5.4. Modélisation sans vieillissement  

o 1er cas : Modélisation d’une couche de verre trempée  

 

Figure III.7 : Flux appliqué au modèle. 

La couche de verre mesure 2,5 cm de long et 2,5mm d’épaisseur, son maillage sous 

Gambit comprend 25×250=6250 cellules ou volumes de contrôle. 
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Figure III.8 : Dimensions de la lame de verre (a) et maillage sous Gambit (b). 

Après avoir intégré les paramètres cités ci-dessus voici le champ du flux transmis par le 

verre :  

            

a- Surface supérieure                                    b- Surface inférieure 

Figure III.9 : Contour du flux radiatif transmis sur la face supérieure et inférieure du verre. 

 

La figure III.9 représente le contour du flux radiatif transmis sur la face supérieure et 

inférieure du verre, on observe que sur la face supérieure le flux radiatif est à son maximum 

1000 W/m2, et que sur la face inférieure il est de l’ordre de 892,27 W/m2.  
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Afin de donner un sens plus concret à nos résultats on calcule le coefficient de 

transmission qui est le rapport du flux lumineux émergeant de la surface inférieure et du flux 

lumineux incident sur la surface supérieure. 

 

Figure III.10 : Résultat de la simulation numérique du verre. 

 

Le coefficient de transmission est calculé par la relation suivante : 

τ = 𝜑೟ೝ𝑎೙ೞ೘𝑖ೞ𝜑𝑖೙೎𝑖೏೐೙೟= 
଼ଽଶ.ଶ଻ଵ଴଴଴  

τ = 89.22% 

 

 

Le résultat de transmissivité du verre τ = 89.22% montre que le verre se qualifie par un 

coefficient de transmission élevé, ce qui confirme les valeurs typiques de transmissivité du 

verre qui varie de 0.84 à 0.97. 
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o 2ème cas : modélisation du polymère EVA 

La couche d’EVA mesure 2,5 cm de long et 0,5 mm d’épaisseur, son maillage sous Gambit 

comprend 5×250 = 1250 cellules ou volumes de contrôles. 

 

             

a- Surface supérieure                                       b- Surface inférieure 

Figure III.11 : Contour du flux radiatif transmis sur la face supérieure et inférieure de l’EVA. 

 

La figure III.11 représente le contour du flux radiatif transmis sur la face supérieure et 

inférieure de l’EVA. La surface supérieure est exposé à 1000 w/m2, après son passage à 

travers la couche d’EVA on obtient un flux de 982.6 W/m2 sur la surface inférieure. 
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Figure III.12 : Résultat de la simulation numérique de l’EVA. 

 

 

Le coefficient de transmission : 

τ =ଽ଼ଶ.଺ଵ଴଴଴  = 98.6% 

 

On remarque que le coefficient de transmission de l’EVA est très élevé, sa fonction principale 

est de garder une très haute transmission de la lumière c’est pour cela qu’il est très convoité 

par l’industrie photovoltaïque.   
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o 3ème cas : modélisation du (Verre+EVA) 

Afin de voir si la transmittance diminue en fonction de l’épaisseur, on propose de superposer 

le verre et l’EVA pour voir ce qui en résulte.  

 

           

a- Surface supérieure                                     b- Surface inférieure 

Figure III.13 : Contour du flux radiatif transmis sur la face supérieure et inférieure (Verre+ 

EVA). 

 

La figure III.13 représente le contour du flux radiatif transmis par une couche de (Verre+ 

EVA), on observe une atténuation du flux radiatif de 1000 W/m2 sur la surface supérieure du 

verre à 869.1 W/m2 sur la surface inférieure de l’EVA. 
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Figure III.14 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Verre+ EVA). 

 

Le coefficient de transmission : 

τ = ଼଺ଽ.ଵଵ଴଴଴  = 86.91% 

 

On  remarque que la transmittance diminue sensiblement comparé au cas précédents, on 

déduit qu’elle a diminué à l’augmentation de l’épaisseur optique (aL). 

a : Coefficient d’absorption  

b : Longueur caractéristique  
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o 4ème cas : modélisation du (verre+ EVA+ Si) 

On  ajoute une troisième couche de silicium (corps opaque) constituant le module 

photovoltaïque pour pouvoir estimer la quantité du flux radiatif transmis à la cellule. 

 

          

a- Surface supérieure                              b- Surface inférieure EVA. 

Figure III.15 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ EVA+ Si). 

 

 

La figure III.15 représente le contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ EVA+ Si), on 

reçoit un flux radiatif de 633.1 W/m2 à la surface inférieure de l’EVA (le silicium est un corps 

opaque donc on étudie la transmittance au niveau de la surface inférieure de l’EVA) pour un 

flux initial de 1000 W/m2  sur la surface supérieure du verre. 
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Figure III.16 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Verre +EVA +Si). 

 

Le coefficient de transmission : 

τ=଺ଷଷ.ଵଵ଴଴଴  = 63.31% 

On remarque que la transmittance a encore diminué au  rajout d’une 3ème couche. 
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o 5ème cas modélisation d’une couche de verre (pyrex) 
Dans ce cas nous avons choisi de modéliser un autre type de verre afin de comparer sa 

transmittance avec le  premier verre qu’on étudier. 

 

          

a- Surface supérieure                                     b- Surface inférieure 

Figure III.17 : Contour du flux radiatif de la couche de verre (pyrex) 

 

La figure III.17 représente le contour du flux radiatif de la couche de verre (pyrex), on 

observe que le flux radiatif est à son maximum 1000 W/m2 sur la surface supérieure du verre 

et qu’il est de l’ordre de 647.6 W/m2 sur la surface inférieure. 



Chapitre III                                  Modélisation du transfert radiatif 2017  

57   

 

Figure III.18 : Résultat de la simulation numérique de la couche de verre (pyrex). 

 

Coefficient de transmission : 

τ = ଺ସ଻.଺ଵ଴଴଴  = 64.7% 

On remarque que le coefficient de transmission est beaucoup moins élevé que celui du verre 

trempé utilisé dans le premier cas. 
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o 6ème cas modélisation du polymère polypropylène 

Dans ce cas, nous modéliserons un autre polymère afin de le comparer avec le premier 

polymère (EVA).  

 

           

a- Surface supérieure                               b- Surface inférieure 

Figure III.19 : Contour du flux radiatif du polymère polypropylène. 

 

La figure III.19 représente le contour du flux radiatif du polymère polypropylène. On observe 

que le flux radiatif est de 1000 W/m2 sur la surface supérieure du polypropylène et de 709.5 

W/m2 sur la surface inférieure. 
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Figure III.20 : Résultat de la simulation numérique de la couche de polypropylène. 

 

Le coefficient de transmission : 

τ = ଻଴ଽ.ହଵ଴଴଴  = 70.9% 

On remarque que comparé au premier polymère l’EVA ; le coefficient de transmission du 

polypropylène est beaucoup plus faible. 
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o 7ème cas modélisation du (verre (pyrex) + polypropylène) 

Dans ce cas on a superposé les deux couches de verre (pyrex) et de polypropylène pour 

comparer les résultats obtenus avec ceux du (Verre+ EVA). 

           

a- Surfacesupérieure                               b- Surface inférieure 

Figure III.21 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ Polypropylène). 

 

La figure III.21 représente le flux radiatif de la couche de (Verre+ Polypropylène), on observe 

que le flux radiatif est de 1000 W/m2 sur la surface supérieure du verre et de 629.8 W/m2 sur 

la surface inférieure du polypropylène. 
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Figure III.22 : Résultat de la simulation numérique du (Verre+ Polypropylène). 

 

Le coefficient de transmission :  

τ = ଺ଶଽ.଼ଵ଴଴଴  = 62.8% 

On remarque que le coefficient de transmission est beaucoup moins important que celui du 

verre trempé+ EVA. 
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➢ Interprétation des 7 derniers cas (sans vieillissement) 

On a étudié en premier lieu la transmittance du verre et de l’EVA séparément, et avons 

déterminé que les deux matériaux se caractérisent par un coefficient de transmission élevé, 

respectivement  89.2% et  98.2%. 

La superposition des deux couches verre et EVA montre que la transmittance (𝜏 =86.9%)   

diminue de manière exponentielle quand l’épaisseur optique augmente. 

 Par la suite, on a rajouté une troisième couche de silicium aux deux précédentes couches 

(Verre+ EVA) remarquant que la transmittance a encore diminué (𝜏 =63.31%) en raison du 

coefficient d’absorption important du silicium (corps opaque). 

Enfin, nous avons choisi de modéliser un autre type de verre et un autre type de polymère 

afin de comparer et de voir quel type se caractérise par la meilleure transmittance (64.7% pour 

le pyrex et 70.9% pour le polypropylène). On en conclue que le verre trempé et l’EVA reste 

toujours les matériaux les plus adaptés pour la fabrication des  modules photovoltaïques 

compte tenu de leurs caractéristiques optiques intéressantes.   
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III.5.5. Modélisation avec vieillissement 

o 1er cas modélisation du (verre+air+EVA+ Si) 

Dans le premier cas de la modélisation avec vieillissement on introduit une couche d’air d’une 

épaisseur de 2 mm entre le verre et l’EVA en ajoutant la troisième couche de silicium (Verre+ 

Air+ EVA+ Si).  

 

           

a- Surface supérieure                                 b- Surface inférieure EVA. 

Figure III.23 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre + Air+ EVA+ Si). 

 

La figure III.23 représente le contour du flux radiatif de la couche de (Verre +Air +EVA +Si), 

un flux de 1000W/m2 arrive sur la face supérieure du verre et s’atténue de 401.2 W/m2 en 

arrivant à la surface inférieure de l’EVA.  
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Figure III.24 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Verre +air +EVA +Si). 

 

Coefficient de transmission : 

τ =ହଽ଼.଼ଵ଴଴଴  = 59.88 % 

 

On remarque que le coefficient de transmission a diminuer par rapport au 4ème cas de la 

modélisation sans vieillissement. 
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o 2èmecas modélisation du (verre+ EVA+ Air +Si) 

Dans ce cas, on introduit la couche d’air de 2mm d’épaisseur entre l’EVA et le Silicium pour 

voir quelle emplacement de la couche  d’air affecte le plus la transmittance. 

 

           

a- Surface supérieure                                    b- Surface inférieure 

Figure III.25 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre +EVA +Air +Si). 

 

La figure III.25 représente le contour radiatif de la couche de (Verre+ EVA+ Air+ Si), on 

observe que le flux radiatif est de 1000 W/m2 sur la surface supérieure, et diminue jusqu’à 

593.5 W/m2 sur la surface inférieure de l’air. 
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Figure III.26 : Résultat de la simulation numérique de la couche (Verre+ EVA+ Air+ Si). 

 

Coefficient de transmission : 

τ =ହଽଷ.ହଵ଴଴଴  = 59.35 % 

 

 

On remarque que la transmittance a diminuer encore plus quand on a placer la couche d’air 

entre l’EVA et le Silicium. 
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o 3ème cas modélisation du (Verre+ Air+ Eau+ EVA+Si) 

Dans ce cas nous étudierons un autre type de vieillissement en introduisant une couche d’eau 

de 0.2mm d’épaisseur plus une couche d’air de 2mm entre le verre et l’EVA afin de 

reproduire l’effet de pénétration d’eau. 

 

      

a- Surface supérieure                                b- Surface inférieure 

Figure III.27 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ Eau+ Air+ EVA+ Si). 

 

La figure III.27 représente le contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ Eau+ Air+ 

EVA+ Si), on observe que le flux radiatif s’est atténué de 1000 W/m2 sur la surface 

supérieure du verre à 537.4 W/m2 sur la surface inférieure de l’EVA. 
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Figure III.28 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Verre+ Eau+ Air+ 

EVA+ Si). 

 

Coefficient de transmission : 

τ = ହଷ଻.ସଵ଴଴଴  = 53.74 

On remarque que le coefficient de transmission s’est encore affaibli en ajoutant l’eau et l’air 

entre le verre et l’EVA. 
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o 4ème cas modélisation du (verre+ EVA+ Air+ Eau+ si) 

Dans ce cas, le changement est porté seulement sur l’emplacement de l’eau et l’air pour 

repérer quel positionnement influence le plus la transmittance.  

             

a- Surface supérieure                                      b- Surface inférieure 

Figure III.29 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ EVA+ Eau+ Air+ Si). 

 

La figure III.29 représente le contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ EVA+ Eau+ 

Air+ Si), on observe que le flux radiatif est à son maximum 1000 W/m2 sur la surface 

supérieure du verre, et s’affaiblie jusqu’à  541.3 W/m2 sur la surface inférieure de l’air. 
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Figure III.30 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Verre+ EVA+ Eau+ 

Air+ Si). 

 

Coefficient de transmission : 

τ = ହସଵ.ଷଵ଴଴଴  = 54.13% 

On remarque que la transmittance a diminué par rapport au cas : “Eau et air“ entre le verre et 

l’EVA. 
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o 5ème cas : Modélisation du (Verre+ Air+ Poussière+ EVA+ Si) 

Afin de reproduire l’effet de la pénétration de poussière, on introduit une couche d’air de 2 

mm plus une couche de poussière de 3 mm entre le verre et l’EVA. 

       

a- Surface supérieure                                   b- Surface inférieure  

Figure III.31 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ Air+ Poussière+ EVA+ Si) 

 

La figure III.31 représente le flux radiatif de la couche de (Verre+ Air+ Poussière+ EVA+ Si), 

la surface supérieure est exposée à 1000 W/m2, on obtient 546.9 W/m2 à la surface inférieure 

de l’EVA. 
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Figure III.32 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Verre+ Air+ Poussière+ 

EVA+ Si). 

 

Coefficient de transmission : 

τ = ହସ଺.ଽଵ଴଴଴  = 54.6% 

On remarque que la transmission à diminué mais pas plus que le cas de la pénétration d’eau. 
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o 6ème cas : Modélisation du (Verre+ Poussière)  

Dans ce cas l’expérimentation consiste à  reproduire l’effet de  jaunissement du verre en 

superposant une couche de poussière de 1mm plus une couche de verre de 2.5 mm  afin 

d’étudier l’atténuation de la transmittance. 

           

a- Surface supérieure                                  b- Surface inférieure  

Figure III.33 : Contour du flux radiatif de la couche de (Poussière+ Verre). 

La figure III.33 représente le contour du flux radiatif de la couche de (Poussière+ Verre), la 

couche supérieure (poussière) reçoit 1000 W/m2 tandis que la couche inférieure (verre)  ne 

reçoit que 616.3 W/m2. 
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Figure III.34 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Poussière+ Verre). 

 

Coefficient de transmission : 

 

τ = ଺ଵ଺.ଷଵ଴଴଴  = 61.63% 

La transmission du verre s’atténue d’environ 38% comparé au verre sans vieillissement. 
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o 7ème cas : Modélisation du (Verre+ Poussière) 

On propose d’augmenter l’épaisseur de la couche de poussière de 2 mm pour voir l’influence 

de cette dernière sur l’atténuation de la transmittance. 

           

a- Surface supérieure                                   b- Surface inférieure 

Figure III.35 : Contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ Poussière) 

 

La figure III.35 représente le contour du flux radiatif de la couche de (Verre+ Poussière), on 

observe que le flux radiatif sur la surface supérieure de la poussière est de l’ordre de 1000 

W/m2, alors qu’il n’atteint pas la moitié du flux initial sur la surface inférieure du verre. 
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Figure III.36 : Résultat de la simulation numérique de la couche de (Poussière+ Verre). 

 

Coefficient de transmission : 

τ = ସ଼ଷ.଺ଵ଴଴଴  = 48.36% 

 

 

On remarque que l’atténuation de la transmittance a augmenté quand on a augmenté 

l’épaisseur de la couche de poussière. 
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➢ Interprétation des cas avec vieillissement  

Dans la modélisation avec vieillissement, on a débuté en premier temps à introduire l’air 

entre le verre et l’EVA (Verre+ Air+ EVA+ Si), puis entre l’EVA et le silicium (Verre+ 

EVA+ Air+ Si), afin de reproduire la dégradation du module photovoltaïque relative à la 

délamination et de voir l’influence de l’emplacement de l’air, les résultats respectifs de 

coefficient d’absorption furent  59,8% et 59,3%. On en conclue que l’intrusion d’air et son 

emplacement n’a pas une très grande influence sur l’atténuation de la transmittance. 

En second temps, on introduit l’air et l’eau entre le verre et l’EVA (Verre+ Air+ Eau+ 

EVA+ Si) (𝜏 = ͷ͵.͹%), ensuite entre l’EVA et le silicium (Verre+ EVA+ Air+ Eau+ Si) (𝜏 =ͷͶ.1%)afin de reproduire l’effet de pénétration d’eau et de voir l’influence de l’emplacement 

de l’air et l’eau. Ceci nous pousse à dire  que l’intrusion d’eau a une plus majeure influence 

sur la transmittance que la délamination compte tenu de l’important indice de réfraction de 

l’eau. 

En troisième et dernier temps on introduit la poussière à différents endroits et différentes 

épaisseurs afin de reproduire l’effet de décoloration. 

Une couche de 3mm de poussière entre le verre et l’EVA (Verre+ Poussière+ EVA+ Si) (𝜏 =ͷͶ.͸%), Une couche de 1mm de poussière sur la couche de verre (𝜏 = ͸1.͸%), et en dernier 

une couche de 2mm d’épaisseur sur la couche de verre (𝜏 = Ͷͺ.͵%). 
On en conclue que plus l’épaisseur de la poussière augmente plus l’atténuation de la 

transmittance est grande.   
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III.6. Conclusion  

Un panneau photovoltaïque perd en moyenne entre 10% et 15% de son rendement, 

essentiellement à cause des pertes optiques. 

Les résultats de la simulation numérique nous ont permis de différencier l’influence de 

différents types de vieillissements sur l’atténuation de la transmittance et de ce fait  les 

performances du module photovoltaïque.   

Les conclusions tirés de notre travaille sont les suivantes : 

➢ Le verre trempé et l’EVA reste les matériaux les plus adaptés aux panneaux 

photovoltaïques. 

➢ La transmittance diminue de manière exponentielle quand l’épaisseur optique 

augmente. 

➢ La délamination n’a pas un grand effet sur la transmissivité mais engendre l’effet de la 

pénétration d’eau et de poussière (décoloration) qui provoqueront par la suite une 

modification de la transmittance de l’encapsulant (EVA) des cellules et par conséquent 

une diminution de la puissance générer du module.    
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L’augmentation du coût des énergies classiques d’une part, et la limitation de leurs 

ressources d’autre part, induisent la considération de l’énergie photovoltaïque comme solution  

parmi les options énergétiques prometteuses avec des avantages comme l’abondance, 

l’absence de toute pollution et la disponibilité en plus au moins grandes quantités en tout point 

du globe terrestre. Néanmoins, son développement reste limité par son rendement faible dû à 

plusieurs facteurs notamment les pertes optiques causées par différentes dégradations. 

La dégradation des modules PV est due aux défauts engendrés par les cellules solaires, les 

techniques d’encapsulation et l’influence des paramètres environnementaux. 

Après avoir passé en revue quelques données astronomiques nécessaires à toute étude 

solaire, une simulation du transfert radiatif a été développée, ce qui nous a permis d’étudier la 

transmission du rayonnement à travers les couches qui précédent la cellule PV suivant 

certains paramètres pouvant l’altérer. 

Les résultats obtenus mettent en évidence l’influence des différentes dégradations sur la 

transmission, on a trouvé que : 

➢ L’intrusion d’air (délamination) diminue la transmissivité de 5.54%. 

➢ L’intrusion d’eau engendrée par la délamination atténue la transmission de 15%. 

➢ L’intrusion de la poussière engendrée par la délamination (décoloration) affaiblie la 

transmission de 13.74%. 

➢ Enfin, on a associé l’atténuation pour différentes densités de dépôt avec l’épaisseur 

optique afin d’apprécier l’atténuation du rayonnement lorsque les matériaux semi-

transparents (verre, EVA) d’une cellule s’opacifient avec le vieillissement, on a trouvé 

que : pour 1mm de poussière la transmissivité diminue de 38.4% et que pour 2mm elle 

diminue de 51.7%. 

D’après les résultats obtenus, on est dans la mesure de déduire que la décoloration est la 

dégradation qui affecte majoritairement la puissance du PV, viendra par la suite la 

délamination qui contrairement à la décoloration affecte superficiellement le PV en entrainant 

d’autres dégradations plus importants telles que l’intrusion d’eau et de poussière qui 

troublerons l’aspect optique. 
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