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Editorial — Editorial

This special issue of La Revue de I'Energie, in French and
English, presents the study “Decarbonised hydrogen imports into the
European Union: challenges and opportunities”, carried out by the
European committees of the World Energy Council. This rigorous study
provides a factual, impartial and quantified analysis of an insufficiently
explored issue — hydrogen in Europe —: it will be useful for the
indispensable debate in Europe and also in the world. I would like
to thank all those who participated in this study and assure them that
I am proud that the Revue is publishing their work.

This issue is indeed perfectly in line with the ambition of
La Revue de I'Energie, since its creation in 1949: to contribute to a bet-
ter understanding of the challenges and opportunities in the field of
energy and to share the best strategies and policies to foster the energy
transition towards more sustainable energy systems. By releasing this
study on hydrogen in Europe, La Revue de I’Energie remains at the
heart of energy transitions by providing a framework for debate of
ideas and constructive criticism, based on facts and analysis.

Enjoy your reading!

Ce numéro hors-série de La Revue de I'Energie, en francais et
en anglais, vous présente l'étude «Importations d’hydrogéne décarboné
dans I'Union européenne : défis et opportunités», réalisée par les comités
européens du Conseil Mondial de I'Energie. C'est un travail rigoureux
qui apporte, sur un enjeu insuffisamment exploré — I’bydrogene en
Europe —, une analyse factuelle, impartiale et quantifiée : elle nourrira
utilement I'indispensable débat en Europe mais aussi dans le monde. Je
souhaite remercier tous ceux qui ont participé a cette étude et les assu-
rer que je suis fier que la revue publie leur travail.

Ce numéro est en effet parfaitement en ligne avec I'ambition
de La Revue de I'Energie, depuis sa création en 1949 : contribuer d
une meilleure compréhension des enjeux et des opportunités dans le
domaine de l'énergie et partager les meilleures stratégies et politiques
pour favoriser la transition énergétique vers des systemes énergétiques
plus durables. En diffusant cette étude sur I'hydrogene en Europe,
La Revue de I'Energie reste au coeur des transitions énergétiques en pro-
posant un cadre de débat d’idées et de critiques constructives, appuyé
sur des faits et des analyses.

Bonne lecture!

Jean Eudes Moncomble
Rédacteur en chef

jemoncomble@larevuedelenergie.com

% @RevuedelEnergie
www.larevuedelenergie.com

Tous droits de reproduction réservés.

Les textes publiés par la revue et les travaux, analyses ou opinions qui
y sont présentés par les auteurs n'engagent pas la responsabilité de la
revue, ni celle du Conseil Francais de I'Energie ou de ses membres.
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Foreword

It is a great pleasure for me to present this report on decarbonised hydrogen and its imports to
the European Union.

Importing hydrogen is a key issue that needs to be addressed as we work toward carbon neu-
trality in 2050. European members of the World Energy Council (WEC) believed it was important
to forge a shared vision that is precise and fact-based, and takes into consideration the views of
potential exporters.

Very little research - based on quantified data and factoring in the views of all potential actors —
is currently available on this subject. This timely document sought to fill that gap by posing three
simple questions and providing scientific answers based on consensus: Why import hydrogen? How
would imports work in practice? What challenges might arise in terms of public policies?

This report, prepared as part of WEC-Europe’s action plan for 2021 in cooperation with the
Observatoire Méditerranéen de 'Energie (OME), is the product of a dialogue and exchange of ideas
within WEC-Europe as well as with actors on the southern shore of the Mediterranean. Conducted
over a six-month period, the report brought together many experts and skill sets within the WEC
and OME which T am particularly grateful to for fully mobilising its network of expertise.

If this report has fulfilled its purpose, it is thanks to the diversity of its contributors, the rigour
with which numerical data was used, and the quality of sources.

My warmest thanks to all who helped create a document that will make a valuable contribution

to the debate about Europe’s decarbonised energy future.

Alexandre Perra
Regional Vice Chair Europe, WEC
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Decarbonised hydrogen imports into the European Union:
challenges and opportunities

DECARBONISED HYDROGEN IMPORTS
INTO THE EUROPEAN UNION:

CHALLENGES AND OPPORTUNITIES

Abstract

Concerns on the environmental impact of how we produce and consume energy have joined the
two major traditional energy issues — energy security and affordability. Hydrogen has the poten-
tial to become the second main energy vector after electricity for the decarbonisation of energy
consumption in end-use sectors. Its role in deep decarbonisation scenarios has been increasing in
recent years, together with dedicated roadmaps and strategies that have been published in several
countries. This paper explores possible scenarios for consumption and production of decarbonised
hydrogen in the European Union (EU), in line with its net-zero greenhouse gas (GHG) emissions
goals. It finds that the EU is likely to need to import about half of the estimated 60 million tonnes of
decarbonised hydrogen and derivatives it will use by 2050, due to resource constraints and techno-
logical choices. Cost estimates for the production and transportation of decarbonised hydrogen are
presented for several European and neighbouring countries, from wind, solar photovoltaic (PV) and
nuclear power-based electrolysis, as well as steam methane reforming (SMR) with carbon capture
utilisation and storage (CCUS) and pyrolysis technologies, out to the 2030 and 2050 time horizons.
All these technologies can contribute to the future production of decarbonised hydrogen, provi-
ded that they respect stringent life-cycle CO, emissions limits. Cheaper production from SMR with
CCUS and nuclear power can help the initial deployment of a decarbonised market in the medium
term, and renewable sources will be essential in the long term both for domestic production and
imported hydrogen. Nonetheless, limiting import options would reduce diversification, potentially
increasing costs and negatively affecting security of hydrogen supply. Large investments are needed
for production and transport infrastructure to import decarbonised hydrogen to the EU, estimated at
around $900 billion (around EUR 760 billion) over the next three decades. A set of well-designed,
clear and stable standards and regulations for both exporting and importing countries will be nee-
ded to ensure that life-cycle CO, emissions conditions are met and that the necessary investments
are made in a timely fashion.

Keywords: hydrogen, decarbonisation, European imports, energy transition, industrial develop-
ment, energy security

Note: This study was developed under the guidance of a Steering Committee of the European
members of the World Energy Council (WEC — see acknowledgements section). The views and opi-
nions expressed are solely the views of the author and do not represent a statement of the views
of any other person or entity.
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Key takeaways

1. Include hydrogen strategy in ove-
rall energy strategy and vision. Integrating
and coordinating the hydrogen strategy with
the electricity sector strategy — the future two
main vectors for final energy uses — is going
to be crucial for the full and efficient decarbo-
nisation of the energy system, and to achieve
the EU Green Deal’s targets. Support measures
need to be carefully designed to ensure that
new renewable capacity related to hydrogen
production is additional to that required to
reach the electricity sector targets and to avoid
cross subsidies between sectors.

2. Hydrogen production within the
European Union (EU) is set to be insuffi-
cient to satisfy demand, with significant
imports likely to be needed. Domestic hy-
drogen supply in some EU countries will be
limited by technological choices and as cost-
effective renewable potentials get exhausted.
A potential total demand for hydrogen and
derivatives could reach 60 million tonnes (Mt)
by 2050, well beyond the current industrial
use. We estimate that domestic decarbonised
hydrogen production would be able to meet
only 20% of the projected hydrogen demand
in 2030 and less than 50% in 2050. Establishing
strategic links with key potential exporting par-
tners will therefore be critical for the EU.

3. Renewable sources will be crucial
to the decarbonised production of hy-
drogen, but limiting the long-term choice
of low-carbon technologies could prevent
reaching the decarbonisation target or, at
the least, would increase costs. Decarbonised
hydrogen production from steam methane
reforming (SMR) with carbon capture utilisa-
tion and storage (CCUS) and nuclear power
can provide a significant contribution in the
medium term in some countries. In the long
run, offshore wind is set to become one of
the cheapest sources of domestic production
in the EU, together with production from solar
photovoltaic (PV) in the best locations. Nu-
clear-based electrolysis could provide 11% of
domestic decarbonised hydrogen production

in 2050 simply by increasing the utilisation rate
of the nuclear fleet. Pyrolysis and SMR with
CCUS can play an important part also in long-
term imports of decarbonised hydrogen, pro-
vided that they can respect stringent life-cycle
CO, emissions limits. Restricting these import
options limits the possibility of diversification,
and could potentially increase costs and have a
significant impact on security of supply.

4. The economics and financing of
infrastructure will play a key role for hy-
drogen imports and the deployment of a
cost-effective hydrogen market. The timely
development of pipelines, storage and facilities
for seaborne trade will be essential to bring
hydrogen from cheap production areas to
consumption centers. North African countries
hold excellent renewable resources, and seve-
ral neighbouring countries of the EU with large
gas reserves (such as Russia, Norway, Algeria)
can produce decarbonised hydrogen through
SMR with CCUS at significantly low prices. The
relative cost of pipeline transport and ship-
ping will be decisive in allowing neighbouring
countries to compete with other sources such
as from Gulf Countries or more distant ones
such as Chile and Australia. Repurposed and
new pipelines are cost-effective choices for
hydrogen imports for distances of up to few
thousand kilometres.

5. Some $900 billion (around EUR
760 billion) will be needed for hydrogen
production and import infrastructure
projects outside the EU over 2021-2050.
To export about 30 Mt of hydrogen to Europe
by 2050, EU neighbouring countries will need
to invest about $500 billion in hydrogen pro-
duction plants (electrolysers, SMR with CCUS
and pyrolysis plants), related wind and solar
PV plants and gas supply spending. An addi-
tional $250-500 billion will be needed for pipe-
lines, port terminals and ships over the next
three decades. Access to capital and coordina-
tion of infrastructure will be key elements for
these investments to materialise.

8 La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021
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6. The implementation of a clear
regulatory framework is of fundamen-
tal importance to ensure that investment
will be forthcoming in a timely manner.
The most important and urgent measures to
be adopted include: well-designed certifica-
tion of the decarbonised nature of hydrogen;
technology neutrality while respecting strict
emission targets; international hydrogen and
derivatives quality, technical and safety stan-
dards; accurate legal definitions; and a robust
regulatory framework to enable and coordinate
the deployment of EU hydrogen infrastructure.
A key aspect to be addressed is the regulation
of the electricity that will feed the electrolysers
through wind and solar PV sources and their
eventual on-grid connections.

7. National and European policies
need to provide clarity and visibility to
investors, both within and outside the EU,
including potential exporting countries.
An important step to go beyond the current
bilateral and national approaches could be the
creation of a high-level roundtable between
European and exporting countries’ main ac-
tors. The development of a joint roadmap with
concrete milestones could facilitate the reali-
sation of a decarbonised hydrogen economy
while also ensuring security of supply. An
important mutual benefit can arise from main-
taining and expanding the European industry
while creating the conditions for the long-term
development of domestic industry in the ex-
porting countries.

La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021



WORLD | EUROPE

Introduction

Two main topics have traditionally been at
the centre of energy policies: energy security
and energy affordability for consumers. These
two core concerns have led countries to deve-
lop resources and technologies depending on
their domestic endowments and capabilities,
resulting in very different energy mixes and
levels of consumption across the globe.

Over the recent decades, environmen-
tal considerations on how we produce and
consume energy have gained growing impor-
tance. The Paris Agreement signed in 2015 was
a fundamental milestone in this process. Ener-
gy policies to steer towards a more sustainable
path are being implemented or are under
consideration in most countries, with varying
levels of ambition. The European Union was
the first to set a goal of net-zero greenhouse-
gas (GHG) emissions by 2050 (EC, 20192).

Energy accounts for the majority of current
human-related GHG emissions. Reaching the
net-zero goals will require unprecedented
actions, but the energy sector changes slowly
due to the size of the investments required and
to its long-lasting infrastructure. Achieving the
decarbonisation goals within such a “short”
timeframe is therefore going to be challenging
for many sectors and uses.

Newer technologies (such as wind power
and solar PV) are now being deployed on a
large scale, alongside more well-established
renewable technologies (such as hydropower)
and other low-carbon' technologies (such as
nuclear power), as part of the effort to reduce
the carbon footprint of electricity production.
Other technologies such as fossil-fuelled plants
fitted with CCUS, bioenergy, solar thermal,
geothermal, tide and wave energy and nuclear
small modular reactors are expected to contri-
bute further in the coming years.

1. In this report, the term “low-carbon” is adopted as
no technology can be considered to be fully zero-carbon
when calculated on a life-cycle basis. There are different
levels of emissions among low-carbon technologies, and
the overall definition is provided in the next pages.

The deployment of these technologies -
in different mixes in different countries — is
often thought to be sufficient to decarbonise
the power generation sector, fully or to a very
high degree. In the EU, the use of electricity
in end-use sectors increases from about 20%
today to between 40% and 50% by 2050 depen-
ding on the scenario considered (EC, 2018).
While this will contribute greatly to decarbo-
nisation, it is far from being sufficient on its
own. The additional direct use of renewable
energy sources and CCUS technologies (par-
ticularly in industry) will complement the vast
effort in large-scale deployment of energy effi-
ciency measures. Some sectors remain more
difficult to decarbonise than others, often due
to the limited alternatives, to end-of-life or pro-
cess emissions, to the high costs involved, or to
public acceptance issues.

The current ambitious decarbonisation goals
(such as the EU’s net-zero target for 2050) have
provided hydrogen with new momentum as
a possible low-carbon energy vector, through
direct use or derivatives. Several countries
around the globe have published roadmaps,
guidelines or strategies for future consumption
and production of hydrogen, with provisions
for several billion dollars of spending. The
interest in hydrogen is not new: it saw seve-
ral waves of attention over the past four de-
cades (Rifkin, 2001) that did not materialise as
hoped for. Turning the current ambitions into
concrete actions and investment will be crucial
for success.

Hydrogen is an energy carrier that encom-
passes most energy consumption sectors, with
applications ranging from industrial uses to
mobility, from power generation to use in the
buildings sector. It has a stronger role to play in
hard-to-abate sectors (such as heavy industry),
where alternative choices are limited, in some
cases through its derivatives. Its share in deep
decarbonisation scenarios has been increa-
sing in recent years. In the net-zero scenarios
presented by the European Commission, the
share of hydrogen and derivatives in total fi-
nal consumption reaches around 20% in 2050,
compared to less than 3% today. This share

10 La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021
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is similar to that of electricity today, and the
amount corresponds to about 40% of current
methane consumption in the EU. This strong
evolution must not be taken for granted. Seve-
ral challenges need to be resolved to accele-
rate the development of the entire hydrogen
value chain. There are significant uncertainties
for demand and domestic production within
the EU, with clear implications for imports and
energy security. Several technological chal-
lenges need to be addressed, most equipment
having yet to be proven to scale. Costs today
remain high, and the industry must prove its
ability to reduce costs through economies of
scale and technological development. Water
availability might create additional strains in
certain countries. Many regulatory aspects still
need to be addressed, and there are uncertain-
ties related to the deployment of infrastructure.

The EU has set very ambitious goals, and its
member states are committed to ramping up
the consumption of decarbonised hydrogen.
Domestic hydrogen production is likely to fall
short for many European countries, mainly
due to limitations of indigenous renewables
resources but also to the availability of good
resources in possible exporting regions.

Cooperation with the EU’s neighbouring re-
gions — such as Russia and Southern and Eas-
tern Mediterranean countries — will be essential
to the successful penetration of high shares
of hydrogen in the energy mix. Determining
a common set of carbon reduction goals and
developing a shared vision on how to achieve
them will be crucial.

This study will examine potential demand
and production volumes in different countries
and the costs of different production and trans-
portation technologies, with the aim of offering
a fact-based analysis for moving toward the im-
plementation of a well-integrated and effective
hydrogen future.

1. Setting the scene

1.1. Hydrogen production and consumption
in Europe

1.1.1. Hydrogen today

Today, the EU consumes about 10 million
tonnes (Mt) of hydrogen (EC, 2020c) (equi-
valent to about 340 TWh?), which represents
around 11% of global demand for hydrogen?.
It is consumed either in pure form (mainly
for ammonia production and in refineries) or
mixed (mainly for methanol and steel produc-
tion) (IEA, 2019).

Most of this hydrogen is produced locally,
through steam methane reforming (SMR), with
around 5% being produced as a by-product
of industrial processes and only a minor frac-
tion through water electrolysis. The largest
hydrogen consumers in the EU today are
Germany, the Netherlands, Poland, Belgium,
France, Spain and Ttaly. These six countries
account for around 60% of total hydrogen use
in the EU (see Figure 1).

Steam methane reforming is a CO-inten-
sive process, with CO, emissions of around
10 tonnes of CO, per tonne of hydrogen pro-
duced. The CO, emissions involved in this pro-
cess in the EU today can therefore be estimated
at around 100 Mt, or about 14% of total CO,
emissions due to methane consumption in the
EU.

Hydrogen produced with the SMR pro-
cess is often referred to as “grey” hydrogen.
Several colour coding conventions have been
introduced to identify the origin of hydrogen
production (see Box 1). In this study, a broa-
der approach is taken, concentrating on the
distinction between carbon-intensive emitting
processes and decarbonised production of
hydrogen. Decarbonised hydrogen is defined
by the European Union as having a life-cycle

2. All data presented in this study use lower heating value
(LHV) with 33.36 kWh/kg of hydrogen.

3. Total global hydrogen demand is estimated at 90 Mt
(IEA, 20210).

La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021 11
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Germany Netherlands  Poland Belgium France Spain Italy

Figure 1. Share of largest consumers in total European Union hydrogen demand, 2019
Sources: EC, 2020c¢; IEA, 2021a; EWI, 2021

Box 1. The colours of hydrogen

The production of hydrogen is often categorised according to the colours listed hereafter.
Nonetheless, the same colour is sometimes used for two different sources, and there is no
universally accepted colour coding. To avoid possible confusion, and to keep a technology-
neutral approach across all low-carbon technologies, in this study we will distinguish between
emitting and decarbonised hydrogen-producing technologies.

The most common colours used to define hydrogen production are:

found in nature, in underground deposits, or produced as
a by-product of industrial processes.

White

g’ m from hard coal gasification, without CCUS.

'g m from lignite gasification, without CCUS.
_ from steam methane reforming, without CCUS".

g “ from fossil fuels with CCUS with very high capture rates.

g _ from methane using pyrolysis®.

-‘g Yellow -- from electrolysis using nuclear power?.

8 _ from electrolysis using renewable energy sources, from

biogas reforming or biomass gasification.

1. Sometimes used also for hydrogen production from electrolysis using non-fully decarbonised on-grid power.
2. Production of hydrogen through the thermal decomposition of methane.
3. Sometimes yellow has been used for electrolysis from technologies using solar energy.

12 La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021
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GHG emissions intensity of less than 25 gCO,/
MJ, or 3 tCO /tH, (EC, 2021),

Hydrogen can be used directly or transfor-
med into derivatives for use in specific sectors
or processes. It can also be transformed into
other products for ease of transport, such as
in the case of liquid organic hydrogen carriers
(LOHO). In this case, efficiency and costs of
conversion and reconversion must be taken
into account in any economic consideration.
Some derivatives (for instance ammonia) can
either be used directly in final sectors (e.g. for
fertiliser production) or reconverted to pure
hydrogen.

Among derivatives, two have a very impor-
tant role in the long-term scenarios of the EU,
and will be included in the analysis of this stu-
dy: e-methane and e-liquids. They are obtained
by combining decarbonised hydrogen with
CO, emissions obtained either through Direct
Air Capture (DAC) or through biomass-fired
power plants fitted with CCUS.

Hydrogen has several characteristics. Among
the most relevant ones: it has a high energy per
unit of mass (120.1 MJ/kg), about 3 times higher
than gasoline; it has a low volumetric energy
density, at around one-third that of methane;
it has a very low boiling point, at -253°C, about
90°C lower than methane (IEA, 2019). Direct
consequences of these characteristics are that
capacity in terms of energy transported in pi-
pelines is about half as high as for methane,
and transport through shipping is likely to be
costlier than for LNG. Another element to take
into account for both repurposing and building
new metallic pipelines is the possible loss of
ductility (embrittlement), which might require
an “inner coating” to protect the internal part of
the pipeline (ENTSO-G, GIE, HE, 2021).

There are several decarbonised hydrogen-
producing technologies, with very different
levels of maturity and deployment, using dif-
ferent processes and energy sources (Bruegel,
2021). In this study, we will focus mainly on
two gas-based technologies (SMR with CCUS
and pyrolysis) and three electricity-based

electrolysers (alkaline, proton exchange mem-
brane (PEM), and solid oxide electrolysis cells
(SOEO)".

SMR with CCUS, applying an assumed 90%
capture rate, involves emissions of 1 tonne of
CO, per tonne of hydrogen produced and re-
quires sizeable carbon storage facilities. There
are several pyrolysis technologies at different
stages of maturity. The advantages of pyrolysis
include the absence of direct CO, emissions
due to the process (only pure carbon or gra-
phite are produced), much lower electricity
consumption than for electrolysis, and no
water consumption. Carbon and graphite, pro-
duced in solid form, currently have a sizeable
market that could be extended to other sec-
tors, or it can be disposed of. If biomethane
is used as a feedstock, pyrolysis technology
can generate negative emissions. Overall life-
cycle GHG emissions for both SMR with CCUS
and pyrolysis are estimated to be comparable
(Timmerberg et al., 2020), with the biggest
contributions coming from potential fugitive
emissions along the methane value chain and
the possible CO, emissions associated with
heat demand for pyrolysis.

Among electrolysers, the alkaline type is the
most mature technology, accounting for the
lion’s share of electrolyser capacity installed
today. PEM technology accounts for the majo-
rity of the rest, while SOEC are still at a pre-
commercial stage. Alkaline electrolysers have
the lowest costs and have reached bigger sizes,
while PEM are smaller with higher costs, and
SOEC have the highest costs, although largely
based on estimates (see section 1.2.1). Alka-
line electrolysers typically have a minimum
load of 10%-20% and are less flexible than
PEM or SOEC. PEM usually have a shorter life-
time, mainly due to the membrane lifetime, the
substitution of which can significantly increase
O&M costs. SOEC have a higher electrical effi-
ciency but require an additional heat source,

4. Other electrolyser technologies (such as the Anion
Exchange Membrane (AEM) — see Furfari and Clerici, 2021)
are showing promising developments but are not the focus
of this analysis.
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making them suitable to work well for the pro-
duction of e-liquids and e-gas.

1.1.2. Hydrogen tomorrow

Most scenarios with climate objectives above
2°C do not require significant hydrogen vo-
lumes (IPCC, 2018). A substantial increase in
hydrogen demand in final uses can therefore
be closely linked to its decarbonised produc-
tion. The current renewed interest in many
countries for the consumption and production
of decarbonised hydrogen confirms this pat-
tern, as it is strongly linked to the high level of
decarbonisation ambition of the energy system
in the long term.

In the EU, the net-zero emission target by
2050 is the leading goal that provides the sense
of direction and scale of ambition. In July
2020, the European Commission published
its hydrogen strategy (EC, 2020a). Many Euro-
pean countries have since published national

Roadmaps/strategies

Electrolyser capacity

roadmaps or guidelines with national targets
and the intended investments to reach these
goals (see Table 1). While keeping the 2050
ambition and sometimes giving broad targets
by this date, most roadmaps concentrate on
more concrete action and goals to be realised
in a shorter timeframe, often by 2030. This
study will therefore concentrate on these two
dates: 2030 and 2050.

The hydrogen strategy released by the Eu-
ropean Commission sets out a goal of 40 GW
of renewable hydrogen electrolysers by 2030,
with an intermediate goal of at least 6 GW by
2024, and mentions a possible deployment of
500 GW by 2050°. The level of implementation
is at different stages across countries, with se-
veral projects under construction, many having

5. The European strategy also outlines the ambitions of
the European industry to develop an additional 40 GW of
electrolyser capacity in Europe’s neighbouring countries
for export to the EU.

Date of release

target in 2030 [GW]

France (FR Gov, 2020b) 6,5 Sep 2020
Ttaly (MISE, 2020) 5 Nov 2020

Netherlands (NL Goyv, 2020) Apr 2020

Portugal (PT Gov, 2020) Aug 2020

(PL MKiS, 2021) Draft

1. The roadmap is under preparation. The estimate comes from the Fossil Free Sweden Initiative.
2. The estimate is cited in the FCH JU, 2019 study. The roadmap has not yet been released.

Table 1. Roadmaps, strategies and targets by 2030 in selected countries in the European Union
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reached final investment decisions and many
more in the feasibility stage.

Several other countries have published
hydrogen roadmaps or strategies over the
last 2-3 years, including several neighbou-
ring countries to the EU (see Box 2), as well
as many others, including the United States
(2020), Canada (2020), Chile, Brazil (2017),
China (2019), India (2018), Japan (2019), South

Korea (2018) and Australia (2019) (IPHE, 2021
and WEC Germany, 2021).

The hydrogen market today is mostly based
on CO -emitting technologies. In the near term,
the initial development of domestic decarbo-
nised hydrogen production is intended to meet
all new additional hydrogen demand and to
start replacing current production from carbon-
intensive SMR.

Box 2. Status of hydrogen roadmaps in neighbouring countries: North Africa,
Russia, Norway, United Kingdom and Ukraine

Russia presented its energy strategy for the period through 2035 in June 2020 (RU Gov,
20202). A major goal of the strategy is to become a world leader in the production and export
of decarbonised hydrogen, with export targets of 0.2 Mt by 2024 and 2 Mt by 2035. In October
2020, the Russian government released an Actions Plan (roadmap) to 2024 (RU Gov, 2020b),
while a further Hydrogen Development Concept is expected to be released in 2021 with goals
for the short, medium and long terms. Several companies in Russia have expressed an interest
in producing and exporting decarbonised hydrogen, among them Gazprom, Rosatom and
Novatek. Their primary interest is in pyrolysis, nuclear and renewable power electrolysis and
in hydrogen/ammonia production based on methane reforming with CCUS, respectively. Fur-
thermore, in the longer term, Rosatom intends to produce hydrogen using high-temperature
gas-cooled reactors (HTGR).

North Africa’

Morocco is currently the most active country in North Africa with respect to international
partnerships for renewables-based hydrogen exports. A national hydrogen strategy is currently
in preparation.

Egypt signed agreements with Siemens Energy and with a Belgium consortium in 2021 for the
development of production, trading and export of decarbonised hydrogen.

Algeria, a country with significant methane resources, has expressed an interest in developing
hydrogen for export.

Ukraine intends to export renewable hydrogen to the European Union. Partnerships are
being considered with Germany and other countries, and in 2018, the Ukrainian Hydrogen
Council was established.

Norway presented its national hydrogen strategy in June 2020 (NO Gov, 2020). The govern-
ment allocated NOK 120 million (about $12.4 million) to the Research Council of Norway for
innovation projects, with a strong focus on hydrogen-related projects.

United Kingdom. The Government presented the national hydrogen strategy in August 2021
(BEIS, 2021) introducing a target of 5 GW of low-carbon hydrogen production capacity by
2030. Hydrogen production from renewable sources, nuclear and SMR with CCUS are being
considered.

Sources: WEC Germany, 2021; IPHE, 2021.

1. North Africa in this report includes Morocco, Mauritania, Algeria, Tunisia, Libya and Egypt.
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Box 3. Integrating power and hydrogen generation: the case of spare nuclear
generation

Hydrogen production and use can bring important benefits to the energy system, but its long-
term strategy and planning need to be well integrated with other energy sectors, and with the
power system in particular. One clear example is provided by wind and solar PV generation
used to produce hydrogen. Another interesting one can be represented by the use of the spare
capacity factor of the European nuclear fleet.

In 2019, nuclear installed capacity in Europe amounted to 112 GW, with corresponding
electricity generation of 760 TWh, for an average capacity factor of 78%!'. In Europe, several
countries had a capacity factor of 90% or more (e.g. Germany, Sweden, Finland, Spain), while
others had a much lower utilisation rate. The most notable exception is France, where the high
share of nuclear in the mix and the flexible operation of its fleet allowed for a 70% capacity
factor. The relatively low capacity factor in France is due to its low generating cost, which led
to a high share of nuclear power in the mix and the operation of plants also for mid-load.

By 2030, nuclear installed capacity in the EU is set to shrink to about 88 GW, as some
countries opt out of nuclear power and additional plants are retired. The International Energy
Agency (IEA, 2020) estimates a decrease of the utilisation rate of the European nuclear fleet by
2030 to 72%, mainly due to the flexible operation of nuclear reactors following the increase of
wind and solar PV shares in total electricity generation.

Increasing the generation of the European nuclear fleet from 72% to 90% by 2030 could
provide an additional 140 TWh of electricity. This additional generation would be sufficient to
power more than 25 GW of electrolysers (out of the 40 GW targeted in the European hydrogen
strategy) with a utilisation rate of about 65% by 20307 resulting in the production of about 3 Mt
of decarbonised hydrogen per year at less than $2/kgH,’.

Some 70% of the potential additional generation can be produced by France. However, part
of this potential is unlikely to be available in the medium term due to the refurbishment and
lifetime extensions of several French reactors. Limiting the potential to half, the resulting incre-
mental electricity generation could be used to operate all the country’s targeted 6.5 GW of elec-
trolyser capacity by 2030 (see section 3.2). The resulting domestic generation of hydrogen in
France amounts to 1 MtH,, and the potential incremental nuclear generation in other European
countries could power an additional 7.5 GW, resulting in decarbonised hydrogen production
of 0.8 MtH,.

The potential to produce hydrogen from incremental nuclear power generation in the EU
by 2050 depends on several factors, including the level of integration and the flexibility of the
power and hydrogen systems, the amount of capacity present in the system, and the capacity
factor of the nuclear fleet. Based on the data in the EU’s 1.5TECH scenario, the additional
nuclear electricity generation could power almost 30 GW of electrolyser capacity, generating
3.3 Mt of decarbonised hydrogen.

Note: The opportunity cost considered for the additional generation in nuclear plants is lower than for the levelised
cost of electricity (LCOE), as most of the incremental generation would occur during off-peak hours (see Table 3 and

section 3.2).

1. This is much lower than the typical high capacity factor of nuclear in many countries. In the United States, which
account for about one-quarter of global nuclear capacity, the average utilisation factor across the entire fleet is 93%.

2. Lower than the 90% capacity for electricity production from nuclear plants due to the seasonality of electricity demand.
3. All costs, prices and investments presented in this study are expressed in real terms in year-2020 US dollars.
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Developing a liquid market in the long term
requires simultaneously developing decar-
bonised hydrogen production and demand
to reach critical volumes. Several options are
being considered. One is the creation of so-cal-
led “hydrogen valleys”, with the development
of localised demand (mainly from energy-in-
tensive industries), production and local in-
frastructure. This option is included in many
national roadmaps.

Another way to increase demand for decar-
bonised hydrogen is to set a minimum level of
blending in gas transmission and distribution
networks. This option is considered in some

19 2030

(Mt H)

Demand Demand

Production

roadmaps, but can present difficulties due to
the technical tolerance of some equipment to
different levels of blending. Additionally, dif-
ferent shares of blending in European countries
can create additional problems, due to the high
level of interconnection. Moreover, given the
lower volumetric energy density of hydrogen
relative to methane, a lower amount of energy
would be transported and delivered to end-
users. An EU-wide blending mandate set at a
low share could generate additional demand
out to 2030, stimulating decarbonised produc-
tion. A mandate of 5% (in volume terms) in
the overall European gas grid could result in
additional demand for decarbonised hydrogen

2050

Demand Production  Imports [%)]

Austria 0.1 0.2

0.6-15 0.2-04 63% — 71%

France 0.9 1.0

-60% — 12%

1.1-45 1.8-4

Italy 0.5 0.7 0.2 6-38 22-26 64% — 67%

Poland 1.0 1.1 0.1 3.6-4 15-18 58% — 506%

Other EU 3.1 3.5 0.4 8-95 51-6.3 36% — 33%

Table 2. Hydrogen demand and supply in the European Union in high hydrogen demand scenarios’,
2019-2030-2050
Source: Analysis by the authors

Notes: Hydrogen demand in 2019 and 2030 is met both by carbon-emitting production and by decarbonised hydrogen.
Hydrogen production in 2030 includes only generation from electrolysers operated with decarbonised sources, while all
hydrogen produced in 2050 is decarbonised. The figures presented in this table do not include possible EU-wide blending
mandates. Negative import figures represent exports. For ranges of demand, production and imports, see also section 3 for

individual country profiles.

1. The figures presented for 2050 are a result of analysis by the authors. Total demand in 2050 in the EU is compatible with
the scenarios of the European Commission (EC, 2018).
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of around 1.5 Mt in the short to medium term.
This amount is much lower than the current
hydrogen industrial demand that is satisfied by
CO,-emitting production. In the longer term,
meeting the full decarbonisation goals to 2050
would require blending with e-methane and
biomethane, and hydrogen would therefore be
more likely to be transported in pure form in
dedicated pipelines (see section 1.2.2).

Hydrogen production from the targeted
40 GW of electrolysers can be estimated at
around 2.6 Mt in 2030. This is substantially
lower than the “up to 10 Mt” envisaged in
EC, 2020a, as it is calculated on a country-by-
country basis using dedicated wind and solar
PV power plants, and using additional genera-
tion from existing nuclear plants (see Box 3).
This results in an average utilisation rate of
electrolysers across the EU of 3350 hours per
year. A higher utilisation rate could be achie-
ved by connecting the electrolysers to the grid
(though this would increase costs and raise
questions about the carbon neutrality of the hy-
drogen production), or downsizing the capaci-
ty of the electrolysers in comparison to that of
the wind or solar PV plants (see section 1.2.1
and analysis around Figure 4). SMR with CCUS
can be instrumental to create a supply market
in the short and medium terms. In the absence
of a significant retrofit with CCUS equipment
of existing SMR facilities, a substantial share of
hydrogen demand (about 80%) would need to
either be imported or still used in its carbon-
intensive form in 2030 (see Table 2).

The ability to import large volumes will
hinge primarily on the regulatory framework
and on the availability of importing infrastruc-
ture, while the attractiveness of investments in
fossil fuel projects fitted with CCUS strongly
depends on their long-term inclusion among
permissible sources. Both these aspects will be
discussed further in section 2.3.

The deployment phase to 2030 is a funda-
mental milestone on the way to wider use and
production of decarbonised hydrogen by 2050.
The transformation of the system requires se-
veral successive steps, and none can be given

for granted. The development of decarbo-
nised hydrogen infrastructure in parallel to the
biomethane/e-methane grid is set to necessi-
tate significant investment, as well as the subs-
titution of end-use equipment. Competition
with other energy sources and technologies
in some sectors (e.g. in the buildings sector
or for light-duty vehicles) is set to be strong.
This competition, and the level of penetration
of hydrogen and its derivatives in hard-to-abate
sectors, will determine its overall share in the
€energy mix.

In the scenarios presented by the Euro-
pean Commission, the share of hydrogen
and derivatives in total final consumption in
2050 ranges between 15% and 22%, or around
1300-1800 TWh. The share is highest in the
1.5TECH scenario, with e-methane and e-fuels
accounting for more than half of this share in
2050. Of the total 1900 TWh consumed by hy-
drogen-based fuels in this scenario, demand in
the industrial sector accounts for one-quarter,
the transport sector for over half, buildings for
one-fifth and the remaining 6% is consumed in
the power sector. Total demand for hydrogen,
e-methane and e-liquids amounts to around
48-72 Mt°. In this study, we will take into ac-
count demand of 60 Mt of hydrogen in the EU
in 2050, equivalent to 2000 TWh.

Other studies indicate even higher hy-
drogen demand in 2050 than the European
Commission scenarios. A new report from the
European Hydrogen Backbone (EHB, 2021b)
estimates demand up to 2750 TWh (over 80 Mt
of hydrogen) for the European Union and the
United Kingdom, while a joint report from
IFPEN, SINTEF and Deloitte for the Internatio-
nal Association of Oil and Gas Producers hi-
ghlights two pathways to 2050, both surpassing
100 Mt of hydrogen demand by 2050 (IFPEN-
SINTEF-Deloitte, 2021). Higher hydrogen de-
mand than the envisaged 60 Mt would require a
combination of increased domestic production
in the EU and much higher hydrogen imports.

6. Obtained using an 80% efficiency of the process to
obtain e-gas and 75% for e-fuels.
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The uncertainty on the demand side is mir-
rored by uncertainty on the domestic supply
side. The two main elements of uncertainty are
whether the estimated 500 GW of electrolyser
capacity by 2050 (EC, 2020a) will be reached
— or surpassed — in the EU, and the energy
sources that would be used to generate the
electricity.

Our country-by-country analysis of the
plans and possible deployment of electrolysers
shows a range of decarbonised hydrogen pro-
duction between 21 and 30 Mt (see Figure 2),
with electrolyser deployment of 350-500 GW.
Higher deployment or increased utilisation
factors (e.g. downsizing electrolyser capacity
— see section 1.2.1) could lead to higher EU
domestic production.

This uncertainty on the supply and de-
mand sides results in an overall range of pos-
sible imports between 18 and 50 Mt, or 600
to 1670 TWh. With 500 GW of electrolyser
capacity in 2050, decarbonised hydrogen pro-
duction would cover just under half of total
demand of 60 Mt. The remaining 30.4 Mt of hy-
drogen would need to be imported. This level

of imports corresponds to about one-third of
today’s methane imports into the EU in energy
terms.

1.2. Technologies and costs
1.2.1. Production

Today, hydrogen is produced primarily
through SMR and coal gasification (IEA, 2019).
The share of hydrogen produced from elec-
trolysis is still very small as the cost remains
significantly higher than the alternatives. Ambi-
tious deployment targets in Europe and seve-
ral countries around the world are bringing
forward high expectations of cost reductions
for decarbonised hydrogen produced through
electrolysis. Cost reductions are expected also
for SMR equipped with CCUS, although to a
lesser extent given the maturity of the techno-
logy, and for pyrolysis plants (see Annex A for
all assumptions and results).

Several parameters affect hydrogen pro-
duction costs. As for (almost) all low-carbon
technologies, the cost of capital can have the
largest impact on overall production costs.
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Figure 2. Methane and hydrogen demand and production in the European Union, 2019-2030-2050
Sources: [EA’s Sustainable Development Scenario for methane data and analysis by the authors for hydrogen

Note: “grey” production refers to the CO,-emitting production of hydrogen.
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Box 4. Which Weighted Average Cost of Capital to use?

Discounting is the usual method used to compare the future value to present value. Insofar as
our report deals with public policies, we follow a “socio-economic” approach (social welfare
analysis based on first best policies), and explain here our choice from this point of view. Then
we explain why we can apply this choice to the discount rate used by private companies that
is their Weighted Average Cost of Capital (WACCO).

The social discount rate is a key parameter for evaluating the socio-economic impact of
public investment projects decades in the future'.

* For projects with only idiosyncratic risk that can theoretically be fully diversified or
insurable (no correlation with systemic risk), the discount or “risk-free” rate R is linked
with the long-term economic growth g, based on the Ramsey formula (or “golden” rule)
R =6 + yg where § is interpreted as a combination of pure time preference and risk of catas-
trophe, under which the future effects would be eliminated or severely altered, and v is the
elasticity of the marginal utility of consumption (inverse of elasticity of intertemporal substitu-
tion of consumption). Future consumption growth is uncertain. Thus, R is diminished with a
term p proportional to consumer risk-aversion and increasing with risk (proportional to risk-
variance for a model with stochastic growth) R =8 + yg - L.

*  For projects with risks correlated with systemic risk, the discount rate a is the sum of the
risk-free rate R and a “risk premium” B IT where II is the average premium of the macroeco-
nomic risk, and B is the correlation of the project with the macroeconomic risk. a =R+ I1 =
(3 +yg - W + B II. By definition of II, the average of B over all kinds of projects is 1.

This formula is the “Consumption-based Capital Asset Pricing Model” (CCAPM), or the “socio-
economic” version of the Capital Asset Pricing Model” (CAPM) used in finance theory to deter-
mine WACC. All these formulae are in real terms, i.e. net of inflation.

The United Kingdom Treasury recommends R = 3.5% for 30 years, and lower R for longer
terms to take into account increasing uncertainty on economic growth. Since 2013, the French
administration has recommended a risk-free discount rate of 2.5% to 2070, gradually decli-
ning to 1.5% beyond 2070. A risk premium, specific to each project, is added according to
its macroeconomic sensitivity () and systemic risk premium. It is set at 2.0% through 2070
and 3.0% beyond 2070. For our present analysis, we use the following parameters: R = 2.5%
(associated with long-term uncertain growth assumptions of 0.5%-2% for g), p = 1 and I1 = 2%,
resulting in o = 2.5% + 2% = 4.5%. The reconciliation between this socio-economic approach
(first best policies with perfect markets) and the real life of private companies is sometimes
difficult, depending on market conditions and the specific conditions of each project.

Focusing on the WACC used in the energy sector, an analysis presented by the International
Energy Agency (IEA, 2020)* shows that thanks to appropriate long-term remuneration schemes
implemented by public policies (through Power Purchase Agreement for example), the solar
PV industry benefited from a low WACC, mirroring the socio-economic approach described
above. Conversely, if solar projects were to be developed through a merchant plant model,
their WACC would dramatically increase.

This study considers the role of hydrogen within the overall energy transformation towards
a cleaner future. Almost all low-carbon technologies are capital-intensive, and reducing the
cost of capital is a fundamental action for policymakers to ease the transformation and make it
more affordable for end-users. Thus, our choice for a WACC is in line with the socio-economic
approach which implicitly supposes that long-term remuneration schemes and efficient risk
allocation among stakeholders are implemented by public policies to minimise the cost of the
energy transition.

1. See: Nordhaus, 2018; Gollier, 2013; HM Treasury, 2003; US OMB, 2003; CGI, 2017.
2. (IEA, 2020), pp.234-236.
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Throughout this report, we have assumed a
weighted average cost of capital (WACC) of
4.5%. While this can be considerably lower
than observed on single projects in different
countries and for different sources today, this
rate reflects the socio-economic approach that
mirrors the actions needed from governments
to ensure an affordable energy transition (see
Box 4). The EU has established a classifica-
tion system to list environmentally sustainable
activities, with the aim of providing differen-
tial access to investment for emitting and non-
emitting projects (EU taxonomy), while access
to financing in non-European countries could
be more difficult and cost more.

Other parameters that significantly influence
hydrogen production costs are: the unit invest-
ment cost, the cost of electricity used, the uti-
lisation rate and the efficiency of the process.

The reduction of the investment cost de-
pends on several factors, primarily the level of
deployment over time. Alkaline electrolysers

costs today range between $500-1400/kW7,
PEM between $1100-1800/kW and SOEC
between $2800-5600/kW (IEA, 2019). Other
studies quote similar ranges, while BNEF has
reported costs of $200/kW for electrolysers ma-
nufactured in China today (Agora EW, 2019).
This low cost could not only reduce the global
average investment for electrolysers over time,
but would have potentially significant implica-
tions for equipment manufacturing in Europe
(see section 1.3.1).

Global electrolyser capacity is assumed to
reach 150 GW by 2030 and 2000 GW by 2050.
With learning rates of 10%, 14% and 16% (in
line with HC, 2020) respectively for alkaline,
PEM and SOEC electrolysers, investment costs
for alkaline and PEM are expected to decrease
to $350-760/kW by 2030 (see Figure 3). SOEC
electrolyser costs and gas pyrolysis plant costs
are expected to come down as well, but with
limited capacity coming online by this time ho-
rizon. The decline in investment costs for SMR

7. All costs related to electrolysers refer to electric
capacity (input), while for SMR and pyrolysis they refer to
hydrogen capacity (output).
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Figure 3. Electrolyser cost ranges, 2020-2050

Source: IEA, 2019 for base-year costs

Notes: Learning rates of 10%, 14% and 16% are respectively assumed for alkaline, PEM and SOEC technologies. A deploy-
ment of 150 GW and 2000 GW is assumed by 2030 and 2050 respectively at the global level.
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with CCUS is expected to be more limited, rea-
ching $1360/kW in 2030, or about 20% lower
than today (IEA, 2019a).

By 2050, with the deployment of around
2000 GW of electrolyser capacity globally, in-
vestment costs reach a range of $160-880/kW,
with a global average of $410/kW across alka-
line, PEM and SOEC technologies. The lowest
end of the spectrum is represented by the
investment costs in large PEM plants and the
highest cost in small SOEC systems. Increasing
global capacity to 4000 GW (similar to the glo-
bal capacity envisaged by IEA, 2021c by 2050)
would bring a further cost decrease of 10-15%.

Two other components that have a large im-
pact on the overall cost of hydrogen produc-
tion are the cost of electricity used to operate
electrolysers and annual utilisation rates.

The cost of wind and solar PV generation
has decreased very significantly over the past
two decades. Further cost decreases are expec-
ted for these technologies, particularly for oft-
shore wind. The latter is on track to make a
large contribution to reaching the renewables
targets and the decarbonisation of the power
sector in Europe by 2050 (EC, 2020b), accoun-
ting for about 40% of total wind and solar ge-
neration in the EU by 2050. The levelised cost
of electricity of solar PV is expected to reach
values in the range of $10-50/MWh by 2050
(IRENA, 2020a).

A contribution to cheap hydrogen produc-
tion in Europe can also be made by incremen-
tal electricity generation from existing nuclear
power plants, estimated at an opportunity cost
of less than $30/MWh today and at around
$45/MWh for plants operating in 2050, taking
into account the remuneration of some fixed
costs. This price reflects the increase in elec-
tricity generation from the expected low levels
(around 75%) in the power system to average
levels of 90%, mainly by increasing off-peak
hour production (see Box 3). The potential of
this contribution is limited to the amount of
total installed nuclear capacity in the system.

Decreasing electricity-generating unit costs,
together with decreasing investment costs for
electrolysers, are expected to drive substan-
tial drops in hydrogen production costs. The
utilisation rates of electrolysers will play a si-
gnificant part in this economic evaluation®. In
general terms, the higher the utilisation rate,
the cheaper the fixed cost component. The im-
pact on overall price is greater in earlier years
(e.g. in 2030 vs 2050), when the investment
cost of electrolysers is higher.

The highest utilisation rates can be achieved
by electrolysers connected to the grid. In this
case, the hydrogen produced will be decarbo-
nised only to the extent that overall electricity
generation is. Several hydrogen projects are
considering having only dedicated renewable
sources to feed electricity to the electrolyser.
Dispatchable plants offer the highest capacity
factors, while those of wind and solar PV plants
are generally lower. Mixed (hybrid) wind and
solar PV projects can offer higher average ca-
pacity factors, depending on the correlation
of the generation of the two sources. Other
options involve taking electricity from the grid
only during hours when decarbonised genera-
tion is at 100% (including additional electricity
demand for hydrogen production), to ensure
the decarbonised origin. This operation would
require concrete regulation to guarantee the
decarbonised origin. An additional cost com-
ponent for the use of the grid should then be
included in the hydrogen production cost.

PEM electrolysers are more flexible than al-
kaline ones’. Some studies are raising concerns
about whether the variability and intermittency
of solar PV and wind could significantly im-
pact the operations of the electrolysers due
not only to the minimum power required by
the stack (for PEM, this is believed not to be
a problem) but also for the actual behaviour
of the complete electrolysis plant including its

8. Utilisation rates can span from as low as 12-15% up to
90% depending on the electricity source used.
9. For example, PEM electrolysers offer a wider load
range, being able to temporarily surpass nominal capacity
and with no minimum load factor (IEA, 2019).
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Figure 4. Solar PV and electrolyser capacity: Downsizing or using excess power
Source: Analysis by the authors
Note: Generation is assumed to be constant every day of the year.
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Figure 5. Solar PV, electrolyser capacity and battery storage
Source: Analysis by the authors
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sophisticated balance of plant (BOP) (Furfari
and Clerici, 2021).

Electrolysers operated at below their rated
power can present a lower efficiency and can
impact the overall efficiency of the process
(calculated for optimal conditions) if more
expensive solutions are not considered. These
two aspects need to be further analysed.

Another possible solution to increase the
utilisation rate of electrolysers connected to a
dedicated plant and to reduce the variability
of its electricity generation is to downsize the
capacity of the electrolyser with respect to the
capacity of the electricity-generating plant. In
the example reported in Case 1 of Figure 4,
downsizing the electrolyser to two-thirds of the
solar PV capacity increases the utilisation factor
by more than one-quarter (from 30% to 38%
in the example). A further downsizing to one-
third of the solar PV capacity would increase
the utilisation rate of the electrolyser to 46%,
an increase of 50% with respect to the capacity
factor of the solar PV system in this example.
An analysis of the relation between downsizing
and increased capacity factor of the electroly-
ser is provided in Clerici and Furfari, 2021.

Given the higher capacity factors of offshore
wind parks, a downsizing'® of electrolysers
would substantially increase their utilisation
rates. The remainder of electricity generation
from the wind or solar plant can then be cur-
tailed or injected into the electricity grid. If cur-
tailed, it would increase the cost of electricity
supplied to the electrolyser. As the more stable
part of electricity generation would be used for
the electrolyser, the more variable part would
be injected in the grid. If many projects fol-
low this approach, it could have a significant
impact on the power system and increase the
overall cost of the system due to the integra-
tion measures that would need to be put in
place to accommodate this generation (see
section 1.3.1).

10. The possible downsizing of electrolyser capacity with
respect to wind or solar PV capacity is not accounted for
in the calculations presented further in the study as this
measure is very project-dependent.

The reverse situation of Case 1 is presented
in Case 2 of Figure 4, where the majority (two-
thirds) of solar PV generation is mainly used to
meet power demand and only the eventual ex-
cess generation is used to operate the dedica-
ted electrolyser. In the case presented, without
a further connection to the grid, the utilisation
factor of the electrolyser would be cut in half
or more with respect to the capacity factor of
the solar PV system. While the value of this
electricity is generally very low (in some cases
near zero), the cost of producing it depends on
the remuneration scheme of the plant (e.g. a
power purchase agreement — PPA) and is most
often non-zero. Even in the case of low value,
the low utilisation factor significantly worsens
the economics of this type of solution. Further-
more, the zero- or low-cost potential would
be competing with other uses (e.g. batteries)
and would not be enough to cover the power
demand of synthetic fuel (Agora VW-EW-FE,
2018).

The use of electricity storage could further
reduce the variability of generation from wind
and solar plants, providing more continuous
electricity generation to the electrolyser. Com-
bining a substantial downsizing of the elec-
trolyser with battery electricity storage could
significantly increase the utilisation rate of the
electrolyser (see Figure 5), almost doubling it
with respect to the capacity factor of the so-
lar PV plant in the example. Based on today’s
costs for battery packs, though, the cost of hy-
drogen production would rise by a factor 2.5,
despite the strong increase in the utilisation
rate. The battery storage system cost to 2030
would need to decrease by about 75-80% to
be able to reach a breakeven point in the case
without battery storage.

Hydrogen production costs for five Euro-
pean countries (Austria, France, Germany,
Italy and Spain) and four possible exporting
countries (Chile, Egypt, Morocco and Russia)
have been analysed for several technologies.
The production costs for two gas-based tech-
nologies (SMR and pyrolysis) and four electrici-
ty sources (onshore wind, offshore wind, large
solar PV and nuclear power) for hydrogen
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Gas-based Electrolysis

SMR with Pyrolysis Onshore Offshore Large PV Nuclear

CCUS Wind Wind

2030 2050 2030 2050 [ 2030 2050 2030 2050 2030 2050 2030 2050

$/MWh 54 55 87 76 118 90 na. na. 136 80 n.a. n.a.

T sagn 1 18 29 25 39 30 na na 45 27 na na
$/MWh 54 55 85 72 113 87 109 71 116 70 54 69
$/MWh 54 55 87 78 118 90 100 65 148 87 n.a. na.

U s 1818 200 260 39 30 33 22 49 29 na e
$/MWh 54 55 89 80 132 100 n.a. 79 90 55 n.a. na.

M sk 1s 18 30 27 44 34 ma 26 30 18 na na
$/MWh 54 55 87 74 109 84 111 76 81 41 n.a.  na.

T sag 18 18 29 25 37 28 37 25 27 14 na na
$/MWh 49 47 83 75 106 79 111 71 63 37 n.a. n.a.

MM sk 16 16 28 25 35 26 37 24 21 12 ma na
$/MWh 52 50 87 78 106 81 119 79 57 36 105 95

ST sag 1717 29 26 35 27 40 26 19 12 35 32
$/MWh 52 50 87 78 96 72 119 79 65 40 n.a.  na.

T sag 1717 29 26 32 24 40 26 22 13 ma na
$/MWh 44 42 76 68 144 105 n.a. na. 125 75 100 90

Russia

Table 3. Hydrogen production costs for selected technologies and energy sources
Source: Analysis by the authors

Notes: Excludes transportation costs. All calculations are based on average investment costs (about $400/kW in 2050) and
not the cheapest available ($160/kW) to reflect the average cost of production. Assumptions for calculations are shown in
Annex A. For nuclear power in France, the hydrogen production cost is lower than for a new reactor, as the calculation takes
into account only the additional generation obtained by increasing the capacity factor of the existing plants (see section 3.2).
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production through electrolysis are presented
in Table 3. The most relevant technologies for
each country will be presented in chapter 3.

Hydrogen production costs in exporting
countries with good resources (such as gas in
Russia and renewable resources in North Afri-
ca) are often lower than in European countries.
Whether the full cost delivered to European
end-users will be lower, comparable or higher
will depend primarily on the transportation
cost and will be analysed in the following
sections.

1.2.2. Transport, distribution and storage
infrastructure

Transport and distribution infrastructure is
needed to bring gas from producers to consu-
mers. The same holds true for hydrogen,
although with some notable differences.
Hydrogen can be transferred either blended
with methane, in its pure form, or through de-
rivatives. Hydrogen blending into the existing
gas infrastructure is the easiest (and cheapest)
way to introduce initial hydrogen volumes
into the gas system in the short term, particu-
larly at low volume percentage. Standards and
limitations can vary from country to country,
and may represent an obstacle to international
trade within and outside EU borders. A deblen-
ding process can be used if pure hydrogen is
needed, though additional losses would be
incurred.

Pure hydrogen can be imported through
dedicated pipelines or through seaborne trade.
In both cases, existing infrastructure can be re-
purposed'! or new infrastructure can be built.
In the case of repurposing, an additional eva-
luation of the cost and amortisation status of
the infrastructure must be carried out. Assess-
ments of the potential of existing European
oil and gas infrastructure for hydrogen or CO,
transportation are being conducted by several

11. Repurposing is the conversion of an existing gas
pipeline or LNG terminal to be solely dedicated to hydrogen
transport. This is different from retrofitting of pipelines,
which is an upgrade of the existing infrastructure to allow
for hydrogen blending (ENTSO-G, GIE, HE, 2021).

institutions'?. For pipelines, compression sta-
tions can contribute significantly to overall
costs, while import and export terminals, lique-
faction facilities, local storage, vessels and tra-
vel cost all add to overall shipping costs.

Hydrogen can also be transported through
derivatives that are easier to transport, such
as ammonia and liquid organic hydrogen car-
riers (LOHC). Unless directly utilised in final
use (as in the case of ammonia for fertilisers),
both conversion and reconversion processes
must be included in any economic evaluation.
Conversion losses must be considered also for
other derivatives such as e-methane and other
e-liquids, though their ability to use existing
infrastructure is a significant benefit.

Two main parts of hydrogen transport in-
frastructure can be identified:

. International pipelines and shipping
bringing hydrogen and its derivatives from
exporting countries to the EU. Pipelines are
characterised by large diameters to allow for
high volumes and economies of scale (typical
size of 48”). Pipelines are also characterised by
their metallurgy. Europe has many LNG termi-
nals and large ports. Several of them, such as
the port of Rotterdam (PoR, 2020) and the port
of Antwerp (HIC, 2021), are very involved in
the transformation towards hydrogen.

. The internal transmission grid within
the EU. The European Hydrogen Backbone
study, published in 2020 (EHB, 2020) and
updated in 2021 (EHB, 2021a), envisages a
deployment by 2040 of almost 40000 km of
repurposed and new dedicated hydrogen pi-
pelines of three different sizes (48”7, 36” and
247), to serve as the initial hydrogen pipe-
line infrastructure in Europe. The study calls
for investments in the range of $50-100 bil-
lion and annual operating expenditure of $2-
4.5 billion, while other studies report higher
costs (as summarised in table 16 of Agora EW,
2021). Significant uncertainties about the cost
of repurposing and about hydrogen volumes
have led other studies to point to a “no regret”

12. Including a forthcoming report with the participation
of ENTSO-G, GIE, IOGP and Concawe.
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strategy based on local hydrogen networks
including import infrastructures and on indus-
trial clusters rather than the development of a
cross-European network.

Alternatives to importing hydrogen could
include imports of certified low-carbon electri-
city to be used in electrolysers in Europe and
imports of methane to be used in pyrolysis
plants. The first solution would require either
significant submarine cable deployment or an
increase of overhead lines across Europe, bea-
ring in mind that the latter often faces strong
local opposition. Smaller capacities for subma-
rine electricity cables up to a few GW can be
competitive for short and medium distances.
These options need to be further analysed.
The deployment of pyrolysis technology could
allow for the use of existing methane infras-
tructure. A comparison of transport costs for
different transport means is shown in Figure 06,
where repurposed and new pipelines emerge
as a clear cost-effective choice for hydrogen

imports over distances up to a few thousand
kilometres. International hydrogen pipelines
are expected to connect the EU with Morocco,
Algeria, Tunisia, Egypt (through Greece), Rus-
sia, Ukraine, Norway and the United Kingdom.

Distribution costs need to be included in the
delivered cost to end-users, and depend on the
type of user, on the distance considered, on
the capillarity of the distribution system and on
the type of distribution, i.e. by local distribution
pipeline or by truck. The International Energy
Agency estimates this cost to be in the $0.2-
0.3/kgH, range for distribution pipelines over
a distance of 300 km, while truck distribution
costs depend on the type of carrier used and
on eventual reconversion costs (IEA, 2019).

Hydrogen storage is set to play a crucial role
in the development of the hydrogen market. Si-
milar to methane, hydrogen will not be consu-
med constantly over days, months and seasons.
Matching supply with demand necessitates

~ 6
:c',:b H, Pipeline - higher cost
<
wr
H, Pipeline - 36" New
4
Morocco -Germany by ship
H, Pipeline - EU average
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Ship - H,
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Figure 6. Comparison of hydrogen transport costs via pipeline and seaborne
Sources: [EA, 2019; EHB, 2021a; EWI, 2020; analysis by the authors

Note: Pipeline costs in the figure refer to land pipelines. Submarine pipelines in the analysis of this study are assumed to

have a 25-30% higher cost and not to be longer than 1500-2000 km. For repurposed pipelines, the costs shown in the graph

are those of the EHB costs study; an additional cost for the amortisation of current pipelines might need to be added. See

Annex A for cost assumptions.
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storage facilities with different duration times,
capacities, injection and withdrawal costs, and
different physical characteristics. Electricity —
the largest energy vector in the transformation
of the energy system — has similar require-
ments, but offers limited storage capabilities,
in particular over medium and long periods of
time. Pumped hydro storage is already playing
an important role in this respect. Hydrogen sto-
rage could allow for much greater quantities,
with varying availability and cost ranges across
countries.

There are three main types of hydrogen sto-
rage: pressurised tanks, repurposed methane
storage and salt caverns. The first is typically
above-ground, high pressure (usually around
700 bars) and used more for short- and me-
dium-term storage, while salt caverns are pre-
dominantly envisaged for long-term storage.
The technical potential of salt cavern storage
in Europe is estimated at around 2500 MtH,
(Caglayan, 2020), with the majority located in
northwest Europe. A recent study estimates
total hydrogen storage capacity requirements
in Europe in 2050 at around 450 TWh (GIE,
2021). As with most infrastructure, these pro-
jects can have very long lead times. The same
study estimates 1 to 7 years for repurposing
storage assets and 3 to 10 years for new sto-
rage projects. The different type of use resides
mainly in the relative share of capex vs opex
cost, but the speed of injection and withdrawal
plays a fundamental role too. Depleted natural
gas or oil reservoirs and aquifers are additional
possible storage options.

The amount of storage needed in a given
region depends on multiple factors, such as
the correlation between demand and supply
over time and the amount of interregional in-
terconnection. The electricity mix used for the
production of hydrogen can play an important
role, too. An analysis from AFRY (see Table 14
of Agora EW, 2021) shows that total storage
capacity requirements would be highest in
North Europe (at 12%), while total injected vo-
lumes would be highest in South Europe (with
a number of full cycles about four times higher
than in North Europe). The levelised cost of

storage is still very uncertain and varies greatly
with the type of storage facility and the num-
ber of full cycles in a year. The International
Energy Agency indicates a cost of $0.6/kgH,
(IEA, 2019), similar to the range presented by
AFRY for Europe, at $0.19-0.79/kgH,. The same
study evaluates the cost of pressurised tanks in
the range of $6.4-26.2/kgH,.

1.2.3. Full delivered cost

A complete comparison of hydrogen costs
delivered to final consumers should account
for all components: cost of production (see
section 1.2.1) and transportation (1.2.2) are
only the first two.

The price paid by an industrial end-user may
include the cost of electricity transmission and
distribution (T&D), hydrogen storage, pipeline
or shipping, eventual conversion and recon-
version, and hydrogen transmission and distri-
bution pipelines. Additional distribution costs
would need to be added for a more capillary
system, such as delivery to refuelling stations.

Several characteristics need to be accounted
for when analysing different technologies,
energy sources and origins. First, whether the
project is dedicated to hydrogen exports or
domestic consumption. Second, its location
with respect to the consumer, i.e. whether the
hydrogen production plant (electrolysis or gas-
based) is located close to the source of energy
used (e.g. close to the dedicated PV plant) or
close to the demand centre®®. If the hydrogen
project is intended for exports, the infrastruc-
ture available (pipeline/shipping) and related
cost (see Figure 7a) must be taken into account.
Cost components can have very different ma-
gnitudes depending on the type of technology,
country of origin, and localisation of the pro-
ject (see Figure 7b). These components have
been used to estimate the costs presented in
chapter 3.

13. Some electricity-generating projects can be developed
close to hydrogen demand centres, greatly reducing
the need (and associated costs) of both electricity and
hydrogen networks. A detailed assessment of this potential
needs to be analysed.
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When looking at hydrogen production costs,
it is important to remember that only a few
projects exist, that most of the pipelines have
yet to be repurposed or built, that investment

in Figure 8. Uncertainties associated with each
cost component can drive the overall cost up
by as much as 50% or down by as much as
40%.

cost reductions for electrolysers have yet to
be achieved, and that some elements, such as
the vessels, do not exist. The cost components
associated with each of these elements there-
fore present an uncertainty that is represented

a. General overview
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Figure 7. Cost components of delivered hydrogen

Note: These cost components are included in the analysis presented in chapter 3.
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Figure 8. Uncertainties of cost components for imported hydrogen delivered

to an industrial customer in 2050

Source: Analysis by the authors

Notes: See Annex A for cost assumptions.

1.3. Implications
1.3.1. For the power sector

Any strategy for the deployment of decar-
bonised hydrogen must be integrated within
broader energy and climate strategies (see also
EC, 2020d), particularly power sector strategy
and planning. The sharp increase of electroly-
ser capacity, which reaches 500 GW by 2050 in
the estimates presented in this study, will drive
up electricity demand in the EU by an additio-
nal 1400TWh, which is equivalent to almost
half of current total electricity generation in the
EU and is equal to total electricity demand of
the industrial sector in the EU in 2050 in the
1.5TECH scenario (EC, 2018).

The majority of the electricity consumed by
electrolysers in the EU is expected to be pro-
duced by wind and solar PV plants, with most

of the remainder coming from nuclear power'
and a smaller portion from other renewable
sources. The sheer size and flexibility of elec-
trolysers’ electricity demand makes them a very
good candidate to serve as a demand-side ma-
nagement tool for the integration of wind and
solar PV, as well as for the optimised use of
dispatchable low-carbon sources. Additionally,
hydrogen can be stored and reused for power
generation when demand is peaking or flexibi-
lity needs are greater.

Some important aspects will need to be
addressed to ensure the integration of hy-
drogen and power systems. The first — and
maybe most crucial — is to ensure that the
deployment of renewable energy sources for
hydrogen production projects is a supple-
ment to the deployment of renewable energy
sources for electricity production. The risk of

14. For nuclear power, the analysis is in line with the
projections of the European Commission, both for the 2030
and 2050 time horizons.
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“cannibalisation” of renewables for hydrogen
vs renewables for power generation is real,
with possible arbitrage opportunities arising
for developers of wind and solar PV projects to
choose the highest support measure. Regula-
tion has a very important role to play to avoid
this risk (see section 2.3).

Another element to consider is the risk of
cross-subsidisation between electricity consu-
mers and gas consumers. The total average
cost of electricity is expected to increase with
higher shares of renewables, back-up and
network needs (IEA, 2021c). This raises the
question of the remuneration of fixed costs
within the electricity sector and of the electri-
city price for hydrogen generation in order to
avoid cross-subsidisation between hydrogen
and electricity customers. Policymakers should
ensure that the former do not pay for support
measures for wind and solar PV deployed for
the hydrogen consumed by the latter, nor for
costs arising from additional measures such as
lower or no grid charges or balancing costs.
The case of downsizing presented in Figure 4
is being considered in several projects. A di-
rect consequence is that the remaining electri-
city (much more variable) is injected into the
electricity grid. Similar to the previous point,
a transparent methodology must be put into
place to fairly attribute costs and the value of
the electricity produced.

1.3.2. On the economy and on energy and
technology security

The development of the hydrogen economy
has important links to and implications for the
overall industrial ecosystems of the EU and for
economic development in general. Given the
current high cost of decarbonised hydrogen,
many countries have included significant levels
of public spending in recently released road-
maps. These investments are intended to foster
industrial development and job creation and to
increase the international competitiveness of
European countries for the manufacturing of
electrolyser plants and their components.

The creation of a European hydrogen indus-
trial ecosystem could be put at risk by compe-
tition from other countries, notably China. The
current cost of electrolysers in China reported
by BNEF is three to four times lower than for
European manufactured electrolysers. The role
of innovation and the ability of the industry to
deliver the expected cost reduction in a timely
manner will therefore be crucial to maintain
and consolidate Europe’s leading position.

Energy security is becoming more and more
linked with technological independence and
security. Energy security is defined by the
uninterrupted availability of energy sources
at an affordable price (IEA, 2021b). While in
the past, this was mainly determined by de-
pendence on fossil fuel imports (mainly oil and
gas), the energy transition is shifting the focus
towards more capital-intensive low-carbon
technologies. Maintaining and enlarging tech-
nological knowhow and manufacturing will be
essential to reach this goal.

1.3.3. On water use and costs

Producing large quantities of decarbonised
hydrogen will require significant amounts of
water, depending on the technology used and
the volumes of hydrogen produced. The highest
water-demanding technologies are electro-
lysers, with a stoichiometric water consump-
tion of 9 litres/kgH,. SMR plants equipped
with CCUS consume 5-7 litres/kgH, (IEAGHG,
2017), while the pyrolysis technology has
negligible water use. Taking into account the
overall water consumption of electrolysers
(estimated at 18-24 litres/kgH, (IRENA, 2020b)),
the production of 29.6 Mt of hydrogen in the
EU by 2050 as envisaged in this study would
drive up annual water consumption over the
years to about 0.6 billion cubic meters in 2050.
While this represents only 0.3% of European
fresh water use (WB, 2021), it could pose limi-
tations for the localisation of projects across
the continent.

Water use by electrolysers could put additio-
nal strain on some potential hydrogen-expor-
ting and water-scarce countries, for example
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some countries in the Middle East and North
Africa region, increasing demand for desalina-
ted water. Other potential exporters such as
Russia, Norway and Ukraine are not expec-
ted to face significant water availability issues.
Today, the cost component of water represents
only a fraction of the total hydrogen produc-
tion cost (of the order of $0.1/kgH, or less),
although its evolution will depend on trends
in water costs.

2. Hydrogen imports
2.1. Drivers of hydrogen imports

Energy imports can have two main drivers:
the scarcity of the good for domestic produc-
tion or the clear economic case for cheaper
imported goods. Significant amounts of energy
imports can have an impact on energy security,
in particular when geopolitical considerations
are included. Increasing the number of sup-
ply sources generally reduces this risk, but the
long-term relationships established with expor-
ting countries necessarily play an essential role.

As shown in Table 3, hydrogen produc-
tion costs are often lower in countries with
very good quality renewable sources (such as
North African countries) or with cheaper gas
resources (such as Russia, Norway and Algeria)
than in the EU. The relative competitiveness of
the cost of hydrogen delivered to final users
from different technologies, energy sources
and origins is discussed in chapter 3 for select
European countries, and can vary substantially
for each project.

The annual amount of decarbonised hy-
drogen produced domestically from electroly-
sers in the EU by 2030 is expected to be less
than 3 MtH, (100 TWh), while the amount of
domestic production from SMR retrofitted with
CCUS by this date has not been quantified in
this study due to a lack of data. The differential
between demand and domestic decarbonised
production therefore leaves abundant possibi-
lity for additional imports of decarbonised hy-
drogen by 2030, provided that the appropriate
conditions and incentives are in place.

Total annual hydrogen demand assumed in
this study by 2050 in the EU is 60 MtH,, or
2000 TWh (see section 1.1.2 and Figure 2).
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Figure 9. Installed capacity for solar PV and wind power in the European Union, including and excluding
additional capacity for hydrogen production, 2020-2050
Source: Based on 1.5TECH and 1.5LIFE scenarios of the European Commission (EC, 2019b),

complemented by analysis by the authors
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If all hydrogen demand was to be met by pro-
duction within the EU only through electroly-
sers, the resulting additional electricity demand
would amount to around 2800-2900 TWh?,
almost equivalent to the electricity generation
of the entire EU today.

Renewable energy sources are set to be the
driving force of the decarbonisation of the
power sector in Europe, with wind and solar
PV expected to account for the majority of the
growth of renewable-based electricity genera-
tion. The decarbonisation of power generation
is a fundamental step for the decarbonisation
of final-demand sectors through increased
electrification. To reach this goal, wind and so-
lar PV capacity in the EU will need to increase
about fourfold by 2050 with respect to today
(see Figure 9).

Increasing this deployment further to cover
all additional electricity demand for hydrogen
production would require an eightfold increase
in the combined capacity of wind and solar PV
relative to today. Furthermore, it would require
a deployment of over 1000 GW of electrolyser
capacity operating with a 30% average capacity
factor, or of 730 GW with an average capa-
city factor of 45% (ca. 4000 hours). The latter
would then require the adoption of integration
measures to accommodate around 400 GW of
additional wind and solar PV capacity in the
electricity system.

While the overall technical potential of
wind (both onshore and offshore) and solar
resources in the EU is considered sufficient to
cover this deployment, actual deployment in
certain countries could face difficulties linked
to land use and acceptability of some pro-
jects. Additional generation could come from
resource-rich countries with lower population
density (e.g. Spain), increasing intra-European
trade, but additional national and internatio-
nal transmission grids would be needed, rai-
sing again the issue of acceptability to local
populations.

15. The average efficiency of alkaline, PEM and SOEC
electrolysers reaches 75% in 2050 for new installations,
compared with an average 70% for the fleet as a whole.

For these reasons, in this study;, it is assumed
that 500 GW of electrolyser capacity would
be deployed in the EU by 2050, in line with
the figures in the European hydrogen strategy
(EC, 2020a). This results in the production of
about 29.6 Mt of hydrogen, or just short of 50%
of total demand, and requires an additional
1400 TWh of electricity generation. With these
figures, over half of hydrogen demand would
be met with imports in 2050.

Increasing domestic production of decarbo-
nised hydrogen, particularly in countries with
renewables resources constraints, will also
depend on technology choices. These choices
will have significant consequences for intra-Eu-
ropean trade and for the uncertainty of import
volumes from non-European countries. The
next section will outline possible origins and
investment needs in exporting countries.

2.2. How to make imports possible?

The origins of hydrogen imports, the type of
low-carbon technology, and the energy source
used will depend on the volumes required and
on the availability of infrastructure. By 2030, all
new hydrogen demand must be met by decar-
bonised hydrogen production, while a portion
of existing hydrogen demand is likely to still be
met by grey hydrogen, as domestic production
will not be sufficient for full substitution. This
leaves ample space to develop frontrunner
projects for the production and export of de-
carbonised hydrogen to Europe. Repurposing
existing methane pipelines and using shipping
carriers for derivative products such as ammo-
nia are two possible solutions for imports (JRC,
2021) by this time horizon, as the long lead
times required for the infrastructure are likely
to limit new hydrogen pipeline and liquefied
hydrogen carriers.

The range of potential import volumes in
2050 is wide. As indicated in Figure 2, a pos-
sible range between 10 and 45 MtH, could be
needed to meet decarbonised hydrogen de-
mand in the EU, with very different implica-
tions for exporting countries (see section 2.3).
A low level of imports (around 10 MtH,) would
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also entail low utilisation rates for importing
infrastructure, making additional investments
uneconomical and increasing operating costs
due to lower volumes.

Imports of the order of 30 Mt of hydrogen
are comparable to today’s methane imports to
the EU in volume terms, but only about one-
third in energy terms. This level of imports
of decarbonised hydrogen would be needed
in the case analysed in section 1.1.2. In the
European Commission’s 1.5TECH scenario, a
significant proportion (around 30%) of these
requirements would be for e-liquids, leaving
around 21 Mt of hydrogen in pure form and
for e-methane. Additional analysis should be
conducted to understand the impact on the
unit costs of transported hydrogen, both via
pipeline and seaborne.

In term of origins, while most initial hydrogen
projects are likely to involve bilateral contracts
and arrangements, in the longer run, compe-
tition among exporters is expected to be the
prevailing mechanism. Neighbouring countries
with good resources will be in a preferential
position, with low hydrogen production costs

and lower transport costs than more distant
sources.

Countries in North Africa are well positio-
ned in this respect. Nonetheless, like several
developing countries, the region has seen and
is expected to continue to see soaring electri-
city demand. By 2050, in the ProMed'® scenario
of the Observatoire Méditerranéen de I'Ener-
gie, electricity demand more than doubles
with respect to today, even with strong energy
efficiency measures that limit its growth. To
decarbonise the power sector, wind and solar
PV capacity combined are set to increase by a
staggering 35 times over 2020-2050.

A very strong deployment of electrolysers
for hydrogen exports could see a doubling of

16. The ProMED scenario — based on the expertise drawn
from the extensive works of the EU’s three UfM platforms
on gas, electricity, renewable energy and energy efficiency
— is a “Near Zero Carbon Scenario” which foresees more
ambitious measures for energy efficiency, significant
technology development to further curb CO, emissions,
as well as increased diversification in the energy mix.
It aims to reach carbon neutrality in 2050 for EU countries
and 2060 for South Mediterranean countries. It enforces
the European Commission’s Green Deal to 2050.
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Figure 10. Installed capacity for solar PV and wind power in North Africa, including and excluding additio-
nal capacity for hydrogen production, 2020-2050
Sources: OME ProMed Scenario for electrical capacity used to meet power demand (OME, 2021);

analysis by the authors for electrical capacity for hydrogen production
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wind and solar PV capacity additions in the
region, multiplying by 70 times their combined
capacity with respect to today (see Figure 10).
This would result in total hydrogen production
for export purposes of around 11.5 MtH,", or
about 40% of the total import needs of the EU.
Most of this could be transported via pipe-
line — from Morocco and Algeria (and possibly
Mauritania) to Spain, from Tunisia to Italy, and
from Egypt (and possibly Libya) to Greece
and Ttaly — although some smaller quantities
could also by transported by ship, also in the
form of decarbonised ammonia. Such a large
deployment of wind and solar PV will require
a strong mobilisation of capital and a coor-
dination of infrastructure (gas, electricity and
water), while removing regulatory barriers.
Concerns may arise regarding this fast pace of
deployment, project siting, and the availability
of skilled workers. Measures will need to be
adopted to ensure that the renewable projects

17. The additional use of hydrogen for domestic uses is
not included in these calculations.
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for hydrogen exports are additional to those
for domestic use, in line with the principles
applied by the EU domestically.

The remaining 19 MtH, of imports needed
in the EU in our analysis can be assured by
several different countries or regions, including
Gulf Countries, Chile, Australia, South Africa
and others. Russia, Norway, Algeria and other
gas-producing countries are well positioned
and could provide decarbonised hydrogen at
low cost from SMR with CCUS and from py-
rolysis. Given low production costs in these
countries, in the following calculations, we as-
sume that this entire amount will be produced
through gas-based technologies and exported
to the EU from these countries.

The overall spending for hydrogen produc-
tion projects and the infrastructure needed to
export to the EU the 30 Mt by 2050 includes
investments in hydrogen-producing plants,

Annual investments
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Figure 11. Hydrogen demand, annual capacity additions and investments

in hydrogen-producing plants, 2020-2050

Source: Analysis by the authors

Note: Gas-based capacity in the second graph is expressed as a “GW electricity equivalent” for comparability purposes.
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related wind and solar PV plants, gas supply
spending, and export infrastructure.

An estimate of the investment necessary for
the hydrogen-producing plants (electrolysers,
SMR with CCUS and pyrolysis plants) nee-
ded to produce the 60 MtH, required to meet
European hydrogen demand is provided in
Figure 11. Tt is based on the following split:
500 GWel of electrolysers deployed in the EU,
200 GWel of electrolysers deployed outside the
EU, and 80 GWH, of gas-based hydrogen pro-
duction capacity deployed outside the EU.

The annual capacity additions of electro-
lysers and gas-based units increases over the
projection period, reaching more than 50 GW
of annual additions in 2050. Similarly, annual
investments in hydrogen-producing plants
are set to increase over time, reaching about
$23 billion in 2050. The reduction of invest-
ment costs contributes to limiting investment
needs over time. The capacity additions of
gas-based producing facilities are smaller than
those of electrolysers due to their higher capa-
city factors, while the unit investment costs are
higher. The investment needs over 2021-2050
to install the 700 GW of electrolysers and the
80 GW of gas-based hydrogen amount to just
over $410 billion. About 40% of this (or some
$160 billion) is needed for investments outside
the EU.

The investment needs for the wind and so-
lar PV plants needed to generate the electricity
for the 200 GW of electrolysers outside the EU
amounts to $180 billion, and additional spen-
ding of about $140 billion is required for the
methane used in SMR with CCUS and pyrolysis
plants. Overall, total investments for hydrogen
production projects outside the EU amount to
$480 billion.

In addition to these investments, about $250
to $500 billion are needed for pipelines, port
terminals and ships to transport the 30 Mt of
hydrogen envisaged in the analysis to Europe.
The large range of the estimate is due to major
uncertainty about costs related to new and re-
purposed pipelines, to the current estimates for

seaborne trade (ships and export terminals), to
the relative share of trade between pipeline
and seaborne, and to the mix of countries of
origin (and the related distances). Furthermore,
technologies such as pyrolysis could allow for
the use of existing gas pipelines (avoiding fur-
ther investment) if the hydrogen production
plants are located close to demand centres.
Two methodologies were used to produce this
estimate, and they provided a similar range of
overall investment needs. The first, bottom-up,
estimates the number and size of pipelines, ter-
minals and ships. The second, top-down, uses
the CAPEX part of the cost of delivery in the
LCOH analysis. Investment in storage facilities
is not included in this estimate.

Taking the average of the estimated spen-
ding needs for infrastructure, total investment
requirements for exports of hydrogen to the
EU amount to around $900 billion. This level of
investment will require some form of support
through international partnerships and sup-
port measures paid to consumers within Euro-
pean countries, at least in the initial years of
deployment. The initially low volumes of de-
carbonised hydrogen transiting both through
infrastructure for imports to the EU and across
European countries will require precise plans
and a long-term tariff structure to avoid exces-
sively high charges for initial users.

2.3. Conditions for mutual success

The simultaneous development of demand,
production and infrastructure projects for de-
carbonised hydrogen within the EU will re-
quire considerable coordination efforts among
policymakers, regulators, the supply industry
and consumers. These coordination efforts will
need to include exporting countries, inclu-
ding the development of all infrastructure (hy-
drogen, electricity, gas, heat) both within and
outside the EU. Common rules and approaches
will need to be put into place for the entire va-
lue chain, including the regulatory framework
for hydrogen importing and transit routes to
and within Europe.
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The increased electrification and domestic
production of hydrogen will decrease energy
import needs in the EU. Nonetheless, signifi-
cant imports will still be needed to meet the
EU’s overall hydrogen demand by 2050. As
seen in the previous section, large invest-
ments in hydrogen production projects and
supply infrastructure will be needed in expor-
ting countries. These investments are going to
be crucial for both exporting and importing
countries. All targets, support policies and re-
gulation developed in the EU should therefore
aim to create a coherent set of measures that
encompass all EU countries and beyond, inclu-
ding exporting countries, and to provide clear,
transparent and long-lasting visibility to inves-
tors both inside and outside the EU. Access to
low-cost financing is going to play a key role in
most projects, including in exporting countries.

Respecting the principle of additionality
also in exporting countries will be crucial for
the successful deployment of export projects.
Decarbonised hydrogen is set to remain more
expensive than CO,-emitting alternatives for
many years or even decades. A clear and effec-
tive communication of the costs and benefits of
the energy transition (and of hydrogen-based
resources in particular) to the wider public will
be key to ensure public acceptance.

A first important step for establishing a level
playing field is to develop international quality
standards on an EU-wide basis, with clear tech-
nical specifications for the quality of hydrogen
consumed, transported or blended via dedica-
ted hydrogen pipelines or seaborne carriers.
Security standards will also be very important,
as will monitoring, reporting and verification.

A second step is to establish an EU-wide cri-
terion for both domestic and imported decar-
bonised hydrogen for the certification of the
decarbonised nature of hydrogen production.
A definition based on full life-cycle GHG emis-
sions should be put into place, allowing for all
low-carbon technologies and energy sources to
have long-term visibility for their deployment.

Decarbonised hydrogen is today more ex-
pensive than other more polluting alternatives,
and will thus require some form of govern-
ment support. Particularly at the beginning of
the deployment phase, when costs are higher
and total volumes deployed do not allow for
the establishment of a liquid market, bilateral
agreements and international partnerships are
likely to be the driving force for export pro-
jects. Support measures such as contracts for
difference (CfD) or carbon contracts for diffe-
rence (CCfD) for European customers could
be used, in turn securing PPA-type agreements
for suppliers. This support is likely to be paid
for by taxpayers or consumers in Europe also
for export projects, with possible implica-
tions on the European trade balance. A risk of
cross-subsidisation between gas and hydrogen
consumers can be created by the repurposing
of gas assets such as pipelines, LNG terminals
or storage (ACER CEER, 2021). An additional
important aspect to consider is regulations on
access, use and payment of the electricity grid
for wind and solar PV plants, as this can have
a significant impact on the utilisation factor of
electrolysers.

A further benefit for both importers and
exporters is represented by the industrial de-
velopment associated with export projects. De-
mand for industrial components for the plants
can foster the European industry, while the
contemporary export of industrial know-how
can spur local manufacturing and job creation,
providing mutual benefits for the economies of
trading partners.

Establishing a high-level roundtable between
exporters and importers for the development
of a joint hydrogen roadmap can provide cer-
tainty and accelerate hydrogen development,
exploring potentials, conditions, possible mi-
lestones, the development of common infras-
tructure, and looking for mutual industrial
benefits.
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3. Country profiles
3.1. Austria

Key points:

1. Austria is situated at the heart of the
continental Europe gas infrastructure and can
play a central role in its transformation towards
a hydrogen infrastructure. With a 60% share of
hydropower in its total electricity mix — one of
the highest in Europe — Austria can use its flexi-
bility to integrate high shares of wind and solar
PV, both for power and hydrogen production.

2. Today, hydrogen demand is estima-
ted at around 0.14 MtH,, mainly met by grey
hydrogen production. A first phase includes
its replacement through the deployment of
renewable hydrogen for the decarbonisation
of hard-to-electrify and hard-to-abate industrial
applications. High decarbonisation ambitions

planned/projected

and targets point to a significant level of import
needs — around 70% by 2050. The deployment
of the related infrastructure and sourcing will
be crucial in achieving this goal.

3. Domestic hydrogen production can
benefit from Austria’s vast hydro resources,
especially in the short and medium terms,
to replace the current use of grey hydrogen.
In the longer term, a shift towards imported
hydrogen is expected, following the increase
of hydrogen volume needs and the decrease of
imported hydrogen costs.

additional due to
hydrogen production

Hydrogen demand [Mt] 0.14

2030 2050 | 2030
0.14 - 0.19

0.6-15 - -

Hydrogen imports [Mt] -

0.11-0.12

04-1.1 - -

Solar PV [GW] 2.2 9-12 26 — 41 02-07 13-27

Offshore wind [GW] - - - _ _

Investment in

electrolyser capacity [$ bill] -

Table 4. Main indicators in Austria
Sources: AT BMK, 2019a; AT BMK, 2019b; analysis by the authors

Notes: Hydrogen demand and production in 2020 refer to grey hydrogen. Hydrogen production in 2030 refers only to
decarbonised hydrogen; the remainder of demand is met either by CO,-emitting production or by imports. The symbol “-”
represents either zero or not applicable. Negative imports represent exports. Electricity generation for 2020 refers to 2019.
Investment refers to the periods 2021-2030 and 2031-2050 respectively.
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Figure 12. Indicative delivered hydrogen costs to a typical industrial customer in Austria from selected
countries and technologies, 2030 and 2050

Source: Analysis by the authors

Notes: The cost indicated for on-grid refers to capacity used full time (utilisation rate of 93%). A lower utilisation rate can

be envisaged to use predominantly off-peak hours. Hydrogen production from hydropower resources has limited potential.

See Annex A for cost assumptions.
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3.2. France

Key points:

1.  Additional nuclear electricity gene-
ration from the existing fleet can provide hy-
drogen production of the order of 2 MtH, in
2030, more than double today’s demand. Repla-
cing current grey hydrogen production would
require an increase in the utilisation factor of
the nuclear fleet from an average of 70% to
around 80%. This would be sufficient to feed
the entire electrolyser capacity of 6.5 GW envi-
saged in the French national hydrogen strategy
with a load factor of the electrolysers above
80% — about 3 times higher than for wind and
solar PV.

2. Power generation in France is already
highly decarbonised. Industry is the first target

‘ planned/projected ‘

for decarbonisation through hydrogen, fol-
lowed by the transport sector. France has the
ambition to develop a fully integrated value
chain for hydrogen to increase technological
independence and boost energy security, with
positive implications for industrial and econo-
mic development.

3. The production of decarbonised hy-
drogen through increased electricity generation
in the existing nuclear fleet is the lowest-cost
option in France in the near term. In the lon-
ger term, hydrogen production and electricity
generation need to be fully integrated, with
renewable-based hydrogen production beco-
ming attractive, particularly from North Africa.
Additional decarbonised hydrogen generation
could come from removing the 50% cap on
electricity generation from nuclear power.

additional due to
hydrogen production

Hydrogen demand [Mt] 0.9

2030 2050 | 2030 2050

1.0 1.1-45 - -

(Mt -

Hydrogen imports

- 0.7-05 - -

Solar PV [GW] 11.7 41 — 46 65 — 68 - 0-3

Offshore wind [GW] 0.002 2

Total electricity

generation in France 600 - 610

[TWh] 571 660 — 690 50 88 — 190

Table 5. Main indicators in France
Sources: FR Gov, 2020a; FR Gov, 2020b; OME, 2021; analysis by the authors

Notes: Hydrogen demand and production in 2020 refer to grey hydrogen. Hydrogen production in 2030 refers only to
decarbonised hydrogen; the remainder of demand is met either by CO,-emitting production or by imports. The symbol “-”
represents either zero or not applicable. Negative imports represent exports. Electricity generation for 2020 refers to 2019.
Investment refers to the periods 2021-2030 and 2031-2050 respectively. Nuclear generation is capped at 50% of total elec-

tricity generation.
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Figure 13. Indicative delivered hydrogen costs to a typical industrial customer in France from selected
countries and technologies, 2030 and 2050

Source: Analysis by the authors

Notes: Hydrogen production from electricity generation from nuclear power in 2030 and 2050 is obtained by increasing the
capacity factor of the nuclear fleet to 80% in 2030 and to 90% in 2050, with related hydrogen production of 1 Mt and 2 Mt
respectively. For new plants in 2050, the price considered is lower than for the levelised cost of electricity (LCOE), given the
higher number of off-peak hours of the incremental generation. The cost indicated for on-grid refers to capacity used full
time (utilisation rate of 93%). A lower utilisation rate can be envisaged to use predominantly off-peak hours. See Annex A
for cost assumptions.
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3.3. Germany

Key points:

1.  Germany accounts for almost a quar-
ter of fossil fuel demand in the EU in final-
consumption sectors. Hydrogen is envisaged
as a key energy vector for their decarbonisa-
tion, in particular in the industrial and transport
sectors. The focus for decarbonised hydrogen
production is on renewable electricity, but
SMR with CCUS and pyrolysis are expected to
contribute in the medium term. Germany has
a strong manufacturing industry, including for
electrolysers and pyrolysis. According to the
German national hydrogen strategy, about
EUR 9 billion will support the first deployment
phase, of which EUR 7 billion for domestic
projects and EUR 2 billion for the implementa-
tion of international hydrogen partnerships.

2. In 2020, Germany accounted for about
40% of the EU’s solar PV installed capacity, as

‘ planned/projected ‘

well as for one-third of onshore wind capacity
and over 50% of offshore wind capacity. Re-
newable sources today account for about 45%
of the power mix, and these three technologies
will be key to decarbonising it fully, with im-
portant implications for the remaining potential
for hydrogen production from these sources.

3. Germany is set to become the largest
importer of hydrogen in Europe and one of the
largest in percentage terms, meeting about 70%
of hydrogen demand through imports. Impor-
ted hydrogen can be cost-competitive relative
to domestic renewable hydrogen production,
in particular with imports from neighbouring
countries such as Russia and North African
countries. Uncertainties on long-term hydrogen
demand and the deployment of electrolysers
for domestic production can have significant
implications for import volumes in Germany.

additional due to
hydrogen production

Hydrogen demand (Mt] 1.6

27-33

2030 2050 | 2030 2050

114 - 21 - -

Hydrogen imports [(Mt] -

1.1-29

82-155 - -

Solar PV [GW] 53.8

100 145 -

0-10

Offshore wind [GW] 7.7

20 43 4.0

25 - 37

Investment in

electrolyser capacity ($ bill.] -

3.0 17 - 36 - -

Table 6. Main indicators in Germany
Sources: BMWi, 2020a; BMWi, 2020b; WEC Germany et LBST, 2020; EEG, 2021; WindSeeG, 2016; DENA, 2018;
analysis by the authors

Notes: Hydrogen demand and production in 2020 refer to grey hydrogen. Hydrogen production in 2030 refers only to
decarbonised hydrogen; the remainder of demand is met either by CO,-emitting production or by imports. The symbol “-”
represents either zero or not applicable. Negative imports represent exports. Electricity generation for 2020 refers to 2019.
Investment refers to the periods 2021-2030 and 2031-2050 respectively.
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Figure 14. Indicative delivered hydrogen costs to a typical industrial customer in Germany from selected
countries and technologies, 2030 and 2050

Source: Analysis by the authors

Notes: The cost indicated for on-grid refers to capacity used full time (utilisation rate of 93%). A lower utilisation rate can be

envisaged to use predominantly off-peak hours. See Annex A for cost assumptions.
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3.4. Italy

Key points:

1.  Ttaly is centrally positioned in the
Mediterranean and has ambitions to become
an important hydrogen hub between North
Africa and Europe. It possesses essential in-
dustrial demand centres, significant renewable
resources, in particular in the southern part
of the country, and a well-developed gas in-
frastructure. Repurposing at least a part of its
existing importing infrastructure and possibly
developing new connections through Greece
could enhance its role in hydrogen trade.

2. The development of hydrogen valleys
is a priority of the Italian hydrogen roadmap,
sustaining the first inroads for decarbonised
hydrogen demand and local production. In the
long term, a sharp increase in demand is set
to require significant imports to cover around
two-thirds of total estimated consumption. This

‘ planned/projected ‘

deployment can also have substantial implica-
tions for the manufacturing ecosystem of TIta-
lian small and medium enterprises (SMEs).

3. Decarbonised hydrogen production
costs are comparable for domestic production
and imports when resources are good, but im-
ports from North Africa are likely to remain
cheaper throughout the period to 2050. Pyro-
lysis and SMR with CCUS could prove to be
an interesting additional option, though this
will largely depend on the gas price (both bio-
gas and methane) and on whether they are
included in the long-term approaches of Ttaly
and Europe.

additional due to
hydrogen production

Hydrogen demand [Mt] 0.48

2050 | 2030 2050

Hydrogen imports [Mt] -

Solar PV [GW] 21.6

Offshore wind [GW] -

Investment in

electrolyser capacity [$ bill.] -

3.6 -4.5

22-127 - -

Table 7. Main indicators in Italy
Sources: MISE, 2019; MISE, 2020; SNAM, 2019; OME, 2021; analysis by the authors

Notes: Hydrogen demand and production in 2020 refer to grey hydrogen. Hydrogen production in 2030 refers only to

decarbonised hydrogen; the remainder of demand is met either by CO,-emitting production or by imports. The symbol “-”

represents either zero or not applicable. Negative imports represent exports. Electricity generation for 2020 refers to 2019.

Investment refers to the periods 2021-2030 and 2031-2050 respectively.
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Figure 15. Indicative delivered hydrogen costs to a typical industrial customer in Italy from selected
countries and technologies, 2030 and 2050

Source: Analysis by the authors

Notes: The cost indicated for on-grid refers to a capacity used full time (utilisation rate of 93%). A lower utilisation rate can

be envisaged to use predominantly off-peak hours. See Annex A for cost assumptions.
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3.5. Spain

Key points:

1.  Spain has significant renewable re-
sources, making its hydrogen production costs
among the lowest in Europe. In the short and
medium terms, its national hydrogen roadmap
is focused on developing domestic industry
and the hydrogen value chain. In the longer
run, the country is well positioned to become
a potential exporter to the rest of Europe,
partly thanks to its lower density population
than other European countries, and its well-
developed energy infrastructure, including its
electricity and methane grids that could be
repurposed for hydrogen use.

2. The decarbonisation of final sectors
and the 100% renewables target for power
generation will require a significant step-up in
the deployment of wind and solar resources.
By 2050, solar PV will need to increase

‘ planned/projected

seven- to eight-fold and wind power four-fold
to decarbonise electricity and meet the projec-
ted hydrogen production, 85% of which is set
to meet demand, with the remainder available
for exports. Exporting additional renewable
hydrogen would require further renewable
deployment.

3. Due to its strategic location close to
North Africa and between the Mediterranean
Sea and Atlantic Ocean, Spain is well positio-
ned to become in the long term an important
transit country. For this to happen, further de-
ployment of infrastructures with North Africa
and towards the rest of Europe will be neces-
sary, requiring strengthened international col-
laboration and a clear regulatory framework.

additional due to
hydrogen production

30

Hydrogen demand [(Mt] 0.5

Hydrogen imports [Mt] -

Solar PV [GW] 11.8

Offshore wind [GW] -

Investment in

electrolyser capacity ($ bill.] i,

2.9 20 - 27 - -

Table 8. Main indicators in Spain
Sources: MITECO, 2020a; MITECO, 2020b; SP Gov, 2021; OME, 2021; analysis by the authors

Notes: Hydrogen demand and production in 2020 refer to grey hydrogen. Hydrogen production in 2030 refers only to

decarbonised hydrogen; the remainder of demand is met either by CO,-emitting production or by imports. The symbol “-”

represents either zero or not applicable. Negative imports represent exports. Electricity generation for 2020 refers to 2019.
Investment refers to the periods 2021-2030 and 2031-2050 respectively.

46 La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021



Decarbonised hydrogen imports into the European Union:
challenges and opportunities

a. 2030
s 6 180 <
E S
S~
o &
4 - - ! 120 Wdistr. H2
- M transm. H2
M intl. transport
2 60 ™ storage
M electricity T&D
water
M fixed
On-grid Wind Wind Large Large  SMR pyrolysis Large m variable
onshoreoffshore PV PV CCUs PV
by pipe by pipe by pipe by ship
N. Africa Russia Russia  Chile
domestic production imports
b. 2050
6 180 _‘;:
T
2 S
= ~
W R%%
4 120 ® distr. H2
- M transm. H2
m intl. transport
2 l 60 W storage
M electricity T&D
water
m fixed
M variable

On-grid Wind Wind Large
onshoreoffshore PV

domestic production

Large SMR pyrolysis Large
PV CCus PV

by pipe by pipe by pipe by ship
N. Africa Russia Russia Chile

imports

Figure 16. Indicative delivered hydrogen costs to a typical industrial customer in Spain from selected
countries and technologies, 2030 and 2050
Source: Analysis by the authors

Notes: The cost of Large PV in 2050 includes generation from wind plants for a further 1000 hours of utilisation of the
electrolyser. The cost indicated for on-grid refers to capacity used full time (utilisation rate of 93%). A lower utilisation rate
can be envisaged to use predominantly off-peak hours. Gas transmission costs could be cheaper if the plants and dedicated
electrolysers are both built close to demand centres. See Annex A for cost assumptions.
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Conclusions

Meeting the EU’s net-zero GHG emissions
goal will require an unprecedented transforma-
tion, at unprecedented pace, using a mix of
all clean energy sources and vectors available.
Electricity is going to play a pivotal role, thanks
to its decarbonisation and to the increased
electrification of final sectors. But not all uses
can be easily electrified. Hydrogen has the po-
tential to become the second most important
energy vector for the decarbonisation of the
energy system, providing a greater contribu-
tion particularly in hard-to-abate sectors.

The EU has been a net energy importer for
decades. Today, it imports more than 80% of the
methane it uses and 95% of its oil. Demand is
projected to decrease over the coming decades
thanks to the switch to electricity, to energy
efficiency measures and to the direct use of re-
newable sources in final uses. Domestic decar-
bonised hydrogen production can increase and
maximise the use of low-carbon resources in
Europe, further reducing the need for imports.
Substantial uncertainty surrounds potential hy-
drogen imports, with volumes varying widely
across scenarios. The range estimated in this
study is 18-50 MtH, in 2050.

The level of penetration of decarbonised
hydrogen and its derivatives will also depend
on the relative economics with respect to other
energy sources. To achieve economies of scale
and the associated cost reductions, many pro-
jects are being planned and developed in Eu-
rope and around the globe. These projects will
play a very crucial role not only for delivering
the projected cost reductions, but also for esta-
blishing the viability of hydrogen production
projects, in the case of both domestic supply
and export projects in neighbouring countries.
Keeping the cost of capital at low levels for
all low-carbon projects, both in Europe and
for exporting projects, will be of fundamental
importance to keep the cost of the energy tran-
sition affordable.

These projects, and the gradual deployment
of the necessary infrastructure in the shorter

timeframe (2025 to 2030), will be essential to
the longer term expansion of consumption,
production and trade. Achieving significant de-
mand volumes of decarbonised hydrogen and
derivatives at affordable prices will hinge on
several factors. First, the ability of policymakers
to integrate the strategies of different sectors
and fuels into one vision, providing fair eco-
nomic support, ensuring that wind and solar
PV projects are additional to those needed to
meet electricity demand, avoiding cross-subsi-
disation among sectors, and establishing the
appropriate regulatory measures for trading
in a timely manner. Second, the ability of the
energy industry to deliver the expected cost
reductions, fostering innovation and industrial
competitiveness. Third, creating stable relation-
ships with key trading partners, developing the
necessary infrastructure, providing long-term
visibility to investors and allowing all decarbo-
nised projects to contribute on a level playing
field.
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Annex A

‘ Unit ‘ Value
WACC % 4.5%

Hydrogen - Energy per unit of mass (LHV) MJ/kg 120.1

CCUS capture rate % 90%

Table 9. General indicators

‘ European countries ‘ North Africa ‘ Russia

2050 3( 2050 | 2030 2050

CO, prices $/tonneCO, 90 175 - - - -

Table 10. Gas and CO, prices in selected regions

2030 2050

Large Wind Wind Large Wind Wind
Nuclear :

. - Nuclear
PV onshore offshore PV onshore offshore

Unit

Austria % 12% 27% n.a. n.a. 13% 28% n.a. n.a.
Germany % 11% 27% 50% n.a. 12% 28% 55% n.a.
Spain % 20% 29% 45% n.a. 21% 30% 47% n.a.
Egypt % 0% 30% 4% 0% 31%  31% 4% 90%
Morocco % 25% 33% 42% n.a. 26% 35% 45% n.a.
Russia % 1% 2% na 0% 4% 24%  na. 90%
Australia % 26% 32% 40% n.a. 28% 34% 45% n.a.
Chile % 26%  30%  45%  na. 28% 3% S0%  na
avesument 1%/ 450 1380 2200 _45250(())0 350 1300 1750 425080

Table 11. Capacity factors and unit investment costs of selected new electricity producing plant
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Electrolysis Methane-based

weighted SMR

Alkaline PEM SOEC e || wih O

Pyrolysis

Investment costs  $/kW  390-760  350-730 1450-2200  450-850 1360 950

Efficiency of
new plants

% 65% 65% 72% 65% 69% 52%

Lifetime years 20 20 20 20 20 20

| 2050
Investment costs  $/kW  270-590  160-400 500-880 270-560 1280 500

Efficiency of

% 75% 72% 82% 75% 76% 54%
new plants

Lifetime years 25 25 25 25 25 25

Table 12. Investment costs and key parameters of hydrogen-producing plants

. Utilisa- | Construc- o
Capacity OPEX v . . .| Lifetime
’ tion rate | tion time

' . % of - e Cars
unit unit CAPEX] [%] [years] [years]
T?ans.m1551on 1.21 $ million / 340 kipa 5.0% 75% 5 40
pipeline km

Distribution $ million /

0.5 38 ktpa 5.0% 80% 3 40

pipeline km

Export 020 PO/ a0k 4.0% - 2 30
terminal tank
Import 032 SPllion/ sos iank  4.0% - 2 30
terminal tank

Table 13. Investment costs and key parameters of hydrogen pipelines and seaborne
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Avant-propos

C’est un grand plaisir pour moi de vous présenter ce rapport sur le theme de I'hydrogeéne décar-
boné et de son importation dans I'Union européenne.

La question des importations d’hydrogéne constitue un enjeu majeur dans la perspective de la
neutralité carbone en 2050. Il est apparu important aux membres de la région Europe du Word
Energy Council (WEC) de partager une vision commune, précise et basée sur les faits, et qui puisse
intégrer les points de vue des exportateurs potentiels.

Sur ce théme, peu de travaux quantifiés et réunissant les points de vue des potentiels acteurs
sont aujourd’hui disponibles. Ce rapport vient opportunément combler ce manque en posant trois
questions simples et en s’efforcant d’y répondre de maniere scientifique et partagée : Pourquoi des
importations d’hydrogene ? Comment les réaliser en pratique ? Quels enjeux de politique publique
anticiper ?

Ce travail, réalisé dans le cadre du plan d’action 2021 de la région Europe du WEC, en collabora-
tion avec ’'Observatoire Méditerranéen de I'Energie (OME), est le fruit d'un dialogue et d’échanges
de perspectives au sein de WEC-Europe, ainsi qu’avec les acteurs de la rive sud de la Méditerranée.
Conduite sur 6 mois, 'étude a rassemblé un grand nombre d’experts et de savoir-faire au sein du
WEC et de 'OME, que je remercie tout particulierement pour la forte mobilisation de son réseau
d'expertise.

Ce rapport a pleinement rempli sa mission griace a la diversité des contributeurs, la rigueur appli-
quée dans l'utilisation des données chiffrées et la qualité des sources.

Je remercie chaleureusement I'ensemble des contributeurs a cette étude, qui constitue un apport

d’'une grande valeur au débat européen sur le futur énergétique décarboné de I’'Europe.

Alexandre Perra
Vice-président pour 'Europe

WORLD|EUROPE
\ ENERGY
COUNCIL
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Importations d’hydrogéne décarboné dans I’Union européenne :
défis et opportunités

IMPORTATIONS D’HYDROGENE DECARBONE
DANS L'UNION EUROPEEN’NE :

DEFISET OPPORTUNITES

Résumé

Les préoccupations relatives a 'impact environnemental de la production et de la consommation
d’énergie ont rejoint les deux grands problemes énergétiques traditionnels : la sécurité énergétique
et le caracteére abordable de I'énergie. L’hydrogene peut devenir le deuxieéme principal vecteur éner-
gétique, apres I'électricité, pour la décarbonation de la consommation d’énergie dans les secteurs
d’utilisation finale. Son rdle dans les scénarios de décarbonation profonde s’est accru ces dernieres
années, parallelement aux feuilles de route et aux stratégies dédiées qui ont été publiées dans
plusieurs pays. Le présent document explore les scénarios possibles pour la consommation et la
production d’hydrogene décarboné dans I'Union européenne (UE), conformément a ses objectifs
de réduction nette des émissions de gaz a effet de serre (GES). Il constate que 'UE devra proba-
blement importer environ la moitié des 60 millions de tonnes d’hydrogéne décarboné et produits
dérivés qu’elle utilisera d’ici 2050, en raison de contraintes liées aux ressources et de choix tech-
nologiques. Des estimations des cotts de production et de transport d’hydrogéne décarboné sont
présentées pour plusieurs pays européens et voisins, a partir d’électrolyse a partir d’électricité
éolienne, solaire photovoltaique (PV) et nucléaire, du vaporeformage du méthane (SMR — Steam
Methane Reforming) avec captage, utilisation et stockage de carbone (CUSQC), et des technologies
de pyrolyse, aux horizons 2030 et 2050. Toutes ces technologies peuvent contribuer a la production
future d’hydrogene décarboné, a condition de respecter des limites strictes d’émissions de CO, sur
I'ensemble du cycle de vie. La production moins cotteuse a partir de vaporeformage du méthane
avec CUSC et d’électricité nucléaire peut contribuer au déploiement initial d'un marché décarboné
a moyen terme, puis les énergies renouvelables seront essentielles a long terme, tant pour la pro-
duction intérieure que pour 'hydrogene importé. Limiter les possibilités d’importations réduirait la
diversification, ce qui pourrait augmenter les cotts et avoir un effet négatif sur la sécurité de I'ap-
provisionnement en hydrogéne. D’importants investissements sont nécessaires en infrastructures de
production et de transport pour 'importation d’hydrogene décarboné dans I'UE. Ils sont estimés a
environ 900 milliards de dollars (environ 760 milliards d’euros) au cours des trois prochaines décen-
nies. Un ensemble de normes et de réglementations bien concgues, claires et stables, tant pour les
pays exportateurs que pour les pays importateurs, sera nécessaire pour garantir que les conditions
relatives aux émissions de CO, sur le cycle de vie sont respectées et que les investissements néces-
saires sont réalisés en temps utile.

Mots-clés : hydrogene, décarbonation, importations européennes, transition énergétique,
développement industriel, sécurité énergétique

Remarque : Cette étude a été élaborée sous la direction d'un comité directeur de membres
européens du Conseil Mondial de I'Energie (voir la section des remerciements). Les points de vue
et les opinions exprimés sont uniquement ceux de l'auteur et ne représentent pas une déclaration
des points de vue de toute autre personne ou entité.
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Principaux points a retenir

1. Inclure la stratégie en matiere
d’hydrogene dans la stratégie et la vision
énergétiques globales. Lintégration et la
coordination des stratégies pour I'hydrogene
et Pélectricité — les deux principaux vecteurs
pour les utilisations finales de I'énergie a l'ave-
nir — seront cruciales pour la décarbonation
complete et efficace du systeme énergétique et
pour atteindre les objectifs du Pacte Vert (Green
Deal) de I'UE. Les mesures de soutien doivent
étre soigneusement congues pour garantir que
la nouvelle capacité renouvelable liée a la pro-
duction d’hydrogene s’ajoute a celle requise
pour atteindre les objectifs du secteur de I'élec-
tricité et afin d’éviter les subventions croisées
entre les secteurs.

2. La production d’hydrogene au sein
de I'Union européenne (UE) devrait étre
insuffisante pour satisfaire la demande et
d’importantes importations seront proba-
blement nécessaires. Dans certains pays de
I'UE, l'approvisionnement national en hydro-
gene sera limité par des choix technologiques et
par I'épuisement des ressources renouvelables
rentables. La demande totale potentielle d’hy-
drogene et produits dérivés pourrait atteindre
60 millions de tonnes (Mt) d’ici 2050, soit bien
plus que l'utilisation industrielle actuelle. Nous
estimons que la production intérieure d’hydro-
géne décarboné ne pourrait répondre qu’a
20 % de la demande d’hydrogene prévue en
2030 et moins de 50 % en 2050. L'établisse-
ment de liens stratégiques avec les principaux
partenaires exportateurs potentiels sera donc
essentiel pour 'UE.

3. Les énergies renouvelables seront
cruciales pour la production décarbo-
née d’hydrogene, mais limiter le choix
a long terme de technologies a faibles
émissions de carbone pourrait empé-
cher d’atteindre I'objectif de décarbona-
tion ou, a tout le moins, augmenter les colts.
La production décarbonée d’hydrogéne a par-
tir du vaporeformage du méthane avec cap-
tage, utilisation et stockage du carbone et a
partir de I'énergie nucléaire peut apporter une

contribution importante 2 moyen terme dans
certains pays. A long terme, I'énergie éolienne
en mer devrait devenir 'une des sources de
production domestique les moins cheéres de
I'UE, avec la production a partir d’énergie so-
laire photovoltaique dans les meilleures condi-
tions. L'électrolyse d’origine nucléaire pourrait
fournir 11 % de la production intérieure d’hy-
drogene décarboné en 2050, simplement en
augmentant le taux d’utilisation du parc nu-
cléaire. La pyrolyse et le vaporeformage du
méthane avec captage, utilisation et stockage
du carbone peuvent également jouer un role
important dans les importations 2 long terme
d’hydrogene décarboné, a condition de respec-
ter des limites strictes d’émissions de CO, sur le
cycle de vie. Restreindre ces options d’impor-
tation contraint les possibilités de diversifica-
tion. Cela pourrait potentiellement augmenter
les colts et avoir un impact significatif sur la
sécurité d’approvisionnement.

4. Léconomie et le financement des
infrastructures joueront un role clé pour
les importations d’hydrogene et le dé-
ploiement d’un marché de I’hydrogene
rentable. Le développement en temps utile de
pipelines, d’installations de stockage et de com-
merce maritime sera essentiel pour acheminer
I'hydrogene depuis les zones de production
bon marché vers les centres de consommation.
Les pays d’Afrique du Nord possedent d’excel-
lentes ressources renouvelables, et plusieurs
pays voisins de 'UE disposant de grandes ré-
serves de gaz (comme la Russie, la Norvege,
I'Algérie) peuvent produire de I'hydrogene
décarboné par vaporeformage du méthane
avec CUSC a des prix considérablement bas.
Le cot relatif du transport par gazoduc et par
bateau sera décisif dans la concurrence des
pays voisins avec d’autres sources, comme les
pays du Golfe ou les pays plus éloignés tels
que le Chili et 'Australie. Les pipelines neufs
ou reconvertis sont des choix rentables pour
les importations d’hydrogene sur des distances
allant jusqu'a quelques milliers de kilometres.
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5. Quelque 900 milliards de dollars
(environ 760 milliards d’euros) seront
nécessaires pour les projets d’infrastruc-
ture de production et d’importation d’hy-
drogene en dehors de I'UE sur la période
2021-2050. Pour exporter environ 30 millions
de tonnes d’hydrogene vers I'Europe d’ici 2050,
les pays voisins de 'UE devront investir envi-
ron 500 milliards de dollars dans des usines
de production d’hydrogene (électrolyseurs,
vaporeformage du méthane avec CUSC et
usines de pyrolyse), dans des centrales éo-
liennes et solaires photovoltaiques associées et
dans l'approvisionnement en gaz. Un montant
supplémentaire de 250 a 500 milliards de dol-
lars sera nécessaire pour les pipelines, les ter-
minaux portuaires et les navires au cours des
trois prochaines décennies. L'acceés au capital
et la coordination des infrastructures seront
des éléments clés pour que ces investissements
se concrétisent.

6. La mise en ceuvre d’un cadre
réglementaire clair est d’une importance
fondamentale pour garantir que les inves-
tissements seront réalisés en temps voulu.
Les mesures les plus importantes et les plus
urgentes a adopter sont les suivantes : une
certification bien concue du caractere décar-
boné de I'hydrogene; la neutralité technolo-
gique tout en respectant des objectifs stricts en
matiere d’émissions; des normes internatio-
nales relatives a la qualité, la technique et la
sécurité pour hydrogeéne et ses produits dé-
rivés; des définitions juridiques précises; un
cadre réglementaire solide pour permettre et
coordonner le déploiement des infrastructures
de I'hydrogéne dans I'UE. Un aspect primordial
est celui de la réglementation de I'électricité
qui alimentera les électrolyseurs depuis des
sources ¢€oliennes et photovoltaiques et leurs
éventuelles connexions au réseau.

7. Les politiques nationales et euro-
péennes doivent apporter clarté et visibili-
té aux investisseurs, tant a I'intérieur qu’a
l'extérieur de I'UE, y compris aux pays
exportateurs potentiels. Une étape impor-
tante pour aller au-dela des approches bila-
térales et nationales actuelles pourrait étre la

création d’une table ronde de haut niveau entre
les principaux acteurs de 'Union européenne
et des pays exportateurs. L'élaboration dune
feuille de route commune avec des étapes
concretes pourrait faciliter la réalisation dune
économie de I'hydrogeéne décarbonée, tout
en assurant la sécurité d’approvisionnement.
Un avantage mutuel important peut résulter
du maintien et de lexpansion de lindustrie
européenne, tout en créant les conditions du
développement a long terme d'une industrie
nationale dans les pays exportateurs.
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Introduction

Deux grands thémes ont traditionnellement
été au centre des politiques énergétiques : la
sécurité énergétique et le prix abordable de
I'énergie pour les consommateurs. Ces deux
préoccupations centrales ont conduit les pays
a développer des ressources et des techno-
logies en fonction notamment de leurs dota-
tions et de leurs capacités nationales, ce qui
a donné lieu a des bouquets énergétiques et
des niveaux de consommation tres différents a
travers le monde.

Au cours des dernieres décennies, les consi-
dérations environnementales sur la facon dont
nous produisons et consommons I'énergie ont
pris une importance croissante. L’Accord de
Paris signé en 2015 a constitué une étape fon-
damentale dans ce processus. Des politiques
énergétiques visant a s’orienter vers une voie
plus durable sont mises en ocuvre ou sont
a létude dans la plupart des pays, avec des
niveaux d’ambition variables. L'Union euro-
péenne a été la premiere a fixer un objectif
de zéro émission nette de gaz a effet de serre
(GES) d’ici 2050 (CE, 2019a).

L'énergie est a l'origine de la majorité des
émissions actuelles de GES liées a lactivité
humaine. Atteindre l'objectif de zéro émission
nette nécessitera des actions sans précédent,
mais le secteur de I'énergie évolue lentement
en raison de l'importance des investissements
requis et de la longévité des infrastructures.
Atteindre les objectifs de décarbonation dans
un délai aussi «court» sera donc un défi pour
de nombreux secteurs et usages.

Des technologies plus récentes (telles que
I'énergie éolienne et I'énergie solaire photo-
voltaique) sont désormais déployées a grande
échelle aux c6tés de technologies renouve-
lables mieux établies (comme I'’hydroélectricité)
ou d’'autres technologies a faibles émissions de

carbone! (comme I'énergie nucléaire), le tout
dans le cadre des efforts visant 2 réduire 'em-
preinte carbone de la production d’électricité.
D’autres technologies — telles que les cen-
trales a combustible fossile équipées de CUSC,
la bioénergie, I'énergie solaire thermique,
I'énergie géothermique, I'énergie des marées et
des vagues, et les petits réacteurs modulaires
nucléaires — devraient apporter une contribu-
tion supplémentaire dans les années a venir.

On pense souvent que le déploiement de
ces technologies — dans des combinaisons
différentes selon les pays — est suffisant pour
décarboner le secteur de la production d’élec-
tricité, completement ou 2 un degré tres élevé.
Dans I'UE, l'utilisation de I'électricité dans les
secteurs d'utilisation finale passe d’environ
20 % aujourd’hui a entre 40 et 50 % d’ici a
2050 en fonction du scénario considéré (CE,
2018). Si cela contribue grandement a la décar-
bonation, c’est loin d’étre suffisant. L'utilisation
directe des sources d’énergie renouvelable et
des technologies de CUSC (notamment dans
I'industrie) viendra compléter le vaste effort de
déploiement a grande échelle des mesures d’ef-
ficacité énergétique. Certains secteurs restent
plus difficiles a décarboner que d’autres. Ceci
est souvent dd au nombre limité d’alternatives,
aux émissions en fin de vie ou en cours de
processus, aux colts élevés engagés ou aux
problémes d’acceptation par le public.

Les objectifs ambitieux actuels de décar-
bonation (tels que l'objectif de 'UE de zéro
émission nette en 2050) ont donné un nouvel
élan a I'hydrogene en tant que possible vec-
teur énergétique a faibles émissions de car-
bone, par son utilisation directe ou celle de ses
produits dérivés. Plusieurs pays dans le monde
ont publié des feuilles de route, des lignes
directrices ou des stratégies pour la consom-
mation et la production futures d’hydrogene,

1. Dans ce rapport, les expressions «a faibles émissions
de carbone» ou «bas carbone» sont adoptées car aucune
technologie ne peut étre considérée comme totalement
exempte de carbone lorsque le calcul est basé sur le cycle
de vie. Il existe différents niveaux d’émissions parmi les
technologies a faibles émissions de carbone et la définition
générale est fournie dans les pages suivantes.
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prévoyant des dépenses de plusieurs milliards
de dollars. L'intérét pour 'hydrogene n’est pas
nouveau : il a connu plusieurs vagues d’atten-
tion au cours des quatre dernieéres décennies
(Rifkin, 2001) qui ne se sont pas concrétisées
comme on 'espérait. Pour réussir, il sera essen-
tiel de transformer les ambitions actuelles en
actions et en investissements concrets.

L’hydrogene est un vecteur énergétique qui
concerne la plupart des secteurs de consomma-
tion d’énergie, avec des applications allant des
usages industriels 2 la mobilité, de la produc-
tion d’électricité a 'utilisation dans le batiment.
Il a un role plus important a jouer dans les sec-
teurs difficiles a décarboner (comme l'industrie
lourde) ou les choix alternatifs sont limités et,
dans certains cas, grice a ses produits dérivés.
Sa part dans les scénarios de décarbonation
profonde a augmenté ces dernieéres années.
Dans les scénarios «zéro émission nette» pré-
sentés par la Commission européenne, la part
de I'hydrogene et de ses produits dérivés dans
la consommation finale totale atteint environ
20 % en 2050, contre moins de 3 % aujourd’hui.
Cette part est similaire a celle de I'électricité
aujourd’hui, et le montant correspond a envi-
ron 40 % de la consommation actuelle de mé-
thane dans I'UE. Cette forte évolution ne doit
pas étre considérée comme acquise. Plusieurs
défis doivent étre relevés pour accélérer le
développement de I'ensemble de la chaine de
valeur de I'hydrogene. Il existe des incertitudes
importantes sur la demande et la production
intérieure de I'UE, ce qui entraine des consé-
quences évidentes sur les importations et la
sécurité énergétique. Plusieurs défis technolo-
giques doivent étre relevés, la plupart des équi-
pements n'ayant pas encore fait leurs preuves
a grande échelle. Les cotts restent aujourd’hui
élevés et l'industrie doit prouver sa capacité
a réduire les colts grice a des économies
d’échelle et au développement technologique.
La disponibilité de 'eau pourrait créer des ten-
sions supplémentaires dans certains pays. De
nombreux aspects réglementaires doivent en-
core étre abordés et il existe des incertitudes
liées au déploiement des infrastructures.

L'UE a fixé des objectifs trés ambitieux et
ses Ftats membres se sont engagés a2 augmen-
ter la consommation d’hydrogéne décarboné.
La production intérieure d’hydrogéne risque
d’étre insuffisante pour de nombreux pays eu-
ropéens, principalement en raison des limites
des ressources renouvelables locales mais aus-
si de la disponibilité des «bonnes» ressources
dans les régions potentiellement exportatrices.

La coopération avec les régions voisines de
I'UE — telles que la Russie ou les pays du sud
et de l'est de la Méditerranée — sera essen-
tielle pour réussir la pénétration dune part
importante d’hydrogéne dans le bouquet éner-
gétique. Il sera crucial de déterminer un en-
semble commun d’objectifs de réduction des
émissions de carbone et de développer une
vision partagée sur la maniere de les atteindre.

Cette étude examinera la demande poten-
tielle et les volumes de production dans diffé-
rents pays, ainsi que les cotts des différentes
technologies de production et de transport,
dans le but d’offrir une analyse factuelle per-
mettant de progresser, a 'avenir, vers l'utilisa-
tion efficace d'un hydrogéne bien intégré.
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1. Le contexte

1.1. Production et consommation d’hydro-
gene en Europe

1.1.1. L'bydrogene aujourd’hui

Aujourd’hui, 'UE consomme environ 10 mil-
lions de tonnes (Mt) d’hydrogene (CE, 2020¢)
(équivalent 2 environ 340 TWh?), ce qui repré-
sente environ 11 % de la demande mondiale
d’hydrogene?®. 11 est consommé sous forme
pure (principalement pour la production d’am-
moniac et dans les raffineries) ou mélangée
(principalement pour le méthanol et la produc-
tion d’acier) (AIE, 2019).

La plus grande partie de cet hydrogene est
produite localement, par vaporeformage du
méthane, environ 5 % étant produits comme
sous-produit des processus industriels et une
petite partie seulement par électrolyse de
l'eau. Les plus gros consommateurs d’hydro-
geéne dans 'UE sont aujourd’hui I'Allemagne,
les Pays-Bas, la Pologne, la Belgique, la France,
I'Espagne et I'Ttalie. Ces six pays représentent
environ 60 % de l'utilisation totale d’hydrogéne
dans I'UE (voir Figure 1).

Le vaporeformage du méthane est un pro-
cessus a forte intensité de CO,, avec des émis-
sions de CO, d’environ 10 tonnes de CO, par
tonne d’hydrogene produite. Les émissions de
CO, liées a ce procédé dans 'UE aujourd’hui
peuvent donc étre estimées a environ 100 Mt,
soit environ 14 % des émissions de CO, dues a
la consommation de méthane dans I'UE.

L'hydrogéne produit par le procédé de
vaporeformage du méthane est souvent appe-
1é hydrogeéne «gris». Plusieurs conventions de
codage couleur ont été introduites pour iden-
tifier l'origine de la production d’hydrogene
(voir Encadré 1). La présente étude adopte une
approche plus large, en se concentrant sur la

2. Toutes les données présentées dans cette étude utilisent
le pouvoir calorifique inférieur (PCD avec 33,36 kWh/kg
d’hydrogene.
3. La demande mondiale d’hydrogene est estimée a 90 Mt
(AIE, 20210).

distinction entre les procédés a forte intensité
d’émission de carbone et la production décar-
bonée d’hydrogeéne. L’hydrogeéne décarboné
est défini par 'Union européenne comme ayant
une intensité d’émissions de GES sur le cycle
de vie inférieure a 25 gCO,/MJ, ou 3 tCO,/tH,
(CE, 202D).

L’hydrogene peut étre utilisé directement ou
transformé en produits dérivés pour étre uti-
lisé dans des secteurs ou des processus spé-
cifiques. 1l peut également étre transformé en
d’autres produits pour en faciliter le transport,
comme les liquides organiques porteurs d’hy-
drogene (LOHC — Liquid Organic Hydrogen
Carrier). Dans ce cas, l'efficacité et les cotts
de conversion et de reconversion doivent étre
pris en compte dans tout calcul économique.
Certains produits dérivés (par exemple I'am-
moniac) peuvent soit étre utilisés directement
dans les secteurs finaux (par exemple pour la
production d’engrais), soit étre reconvertis en
hydrogene pur.

Parmi les produits dérivés, deux jouent un
role trés important dans les scénarios a long
terme de I'UE et seront inclus dans 'analyse de
cette étude : le e-méthane et les e-liquides. Ils
sont obtenus en combinant de 'hydrogene dé-
carboné avec des émissions de CO,, obtenues
soit par captage direct dans I'air (DAC — Direct
Air Capture), soit par des centrales électriques
a biomasse équipées de CUSC.

L'hydrogene présente plusieurs caractéris-
tiques. Parmi les plus importantes : son pou-
voir calorifique (énergie par unité de masse)
est élevé (120,1 MJ/kg), environ 3 fois plus
élevé que l'essence; il a une faible densité
énergétique volumétrique, a environ un tiers
de celle du méthane; il a un point d’ébullition
trés bas, a -253 °C, environ 90 °C de moins
que le méthane (AIE, 2019). Les conséquences
directes de ces caractéristiques sont que la ca-
pacité en termes d’énergie transportée dans les
gazoducs est environ deux fois moins élevée
que pour le méthane et que le transport par
voie maritime sera probablement plus cotlteux
que pour le GNL. Un autre élément a prendre
en compte, tant pour la reconversion que
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Figure 1. Part des plus grands pays consommateurs dans la demande d’hydrogene de 'Union européenne, 2019
Sources : CE, 2020c; AIE, 2021a; IEWI, 2021

Encadré 1. Les couleurs de I’hydrogene

La production d’hydrogene est souvent classée selon les couleurs énumérées ci-apres. Néanmoins, la
méme couleur est parfois utilisée pour deux sources différentes et il n’existe pas de code de couleurs
universellement accepté. Afin d’éviter toute confusion possible et de conserver une approche technolo-
giquement neutre pour toutes les technologies a faibles émissions de carbone, nous distinguerons dans
cette étude les technologies de production d’hydrogene «émettrices» et «décarbonées».

Les couleurs les plus courantes utilisées pour définir la production d’hydrogeéne sont les suivantes :

Blanc : trouvé dans la nature, dans des gisements souterrains ou

Blanc sous-produits de processus industriels.

9: “ Noir : par gazéification de la houille, sans CUSC.

g m Marron : par gazéification du lignite, sans CUSC.

g _ Gris : par vaporeformage du méthane sans CUSC'.

- “ Bleu : a partir de combustibles fossiles avec CUSC, avec des taux de

o captage tres €levés.

_g _ Turquoise : par pyrolyse du méthane?.

§ Jaune - Jaune/Rose/Violet : par électrolyse utilisant I'énergie nucléaire?.
_ Vert : par €lectrolyse utilisant des sources d’énergie renouvelables,

par reformage du biogaz ou par gazéification de la biomasse.

1. Parfois utilisé également pour la production d’hydrogéne par électrolyse a l'aide d'une alimentation en réseau non entierement
décarbonée.

2. Production d’hydrogéne par la décomposition thermique du méthane.

3. Le jaune a parfois été utilisé pour I'électrolyse a partir de technologies utilisant I'énergie solaire.

La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021 71




WORLD | EUROPE

pour la construction de nouveaux gazoducs
métalliques, est la perte éventuelle de ducti-
lité (fragilisation), qui pourrait nécessiter un
«revétement intérieur» pour protéger la partie
interne du gazoduc (ENTSO-G, GIE, HE, 2021).

Il existe plusieurs technologies de produc-
tion d’hydrogene décarboné, avec des niveaux
de maturité et de déploiement tres différents,
utilisant différents procédés et sources d’éner-
gie (Bruegel, 2021). Dans cette étude, nous
nous concentrerons principalement sur deux
technologies a base de gaz (vaporeformage du
méthane avec CUSC et pyrolyse) et trois €lec-
trolyseurs a base d’électricité (alcalins, 2 mem-
brane a échange de protons (PEM — Proton
Exchange Membrane) et a cellules d’électro-
lyse a oxyde solide (SOEC — Solid Oxide Elec-
trolyzer Cell))*.

Le vaporeformage avec CUSC, en appliquant
un taux de captage supposé de 90 %, implique
des émissions d'une tonne de CO, par tonne
d’hydrogeéne produite et nécessite des instal-
lations de stockage de carbone importantes.
Il existe plusieurs technologies de pyrolyse
a différents stades de maturité. Les avantages
de la pyrolyse comprennent I'absence d’émis-
sions directes de CO, dues au procédé (on ne
produit que du carbone ou du graphite pur),
une consommation d’électricité beaucoup plus
faible que pour I'électrolyse et aucune consom-
mation d’eau. Le carbone et le graphite, pro-
duits sous forme solide, ont actuellement un
marché important qui pourrait étre étendu a
d’autres secteurs ou bien ils peuvent étre €limi-
nés. Si le biométhane est utilisé comme matiere
premiere, la technologie de la pyrolyse peut
générer des émissions négatives. On estime
que les émissions globales de GES sur le cycle
de vie du vaporeformage avec CUSC et de la
pyrolyse sont comparables (Timmerberg et al.,
2020), les contributions les plus importantes
pouvant provenir des fuites de méthane et des
émissions de CO, liées au besoin de chaleur
pour la pyrolyse.

4. Drautres technologies d’électrolyseurs (comme la
membrane échangeuse d’anions (AEM) — voir Furfari et
Clerici, 2021) connaissent des développements prometteurs
mais ne sont pas au centre de cette analyse.

Parmi les électrolyseurs, le type alcalin est
la technologie la plus mature, représentant la
part du lion de la capacité d’électrolyse instal-
lée aujourd’hui. La technologie PEM représente
la majorité du reste, tandis que les SOEC sont
encore a2 un stade pré-commercial. Les élec-
trolyseurs alcalins ont les cotts les plus bas et
ont atteint des tailles plus importantes, tandis
que les PEM sont plus petits avec des cotts
plus élevés. Les SOEC présentent les colts les
plus élevés, bien qu’ils soient largement basés
sur des estimations (voir section 1.2.1). Les
électrolyseurs alcalins ont généralement une
charge minimale de 10 2 20 % et sont moins
flexibles que les PEM ou que les SOEC. Les
PEM ont généralement une durée de vie plus
courte, principalement en raison de la durée
de vie de la membrane, dont le remplacement
peut augmenter considérablement les cotts
d’exploitation et de maintenance. Les SOEC
ont un rendement électrique plus élevé mais
nécessitent une source de chaleur supplémen-
taire, ce qui les rend aptes a fonctionner pour
la production de e-liquides et de e-gaz.

1.1.2. Lbydrogeéne demain

La plupart des scénarios dont les objectifs
climatiques sont supérieurs 2 2 °C ne néces-
sitent pas de volumes d’hydrogene importants
(GIEC, 2018). Une augmentation substantielle
de la demande d’hydrogene dans les utilisa-
tions finales peut donc étre étroitement liée a
sa production décarbonée. Le regain d’intérét
actuel de nombreux pays pour la consomma-
tion et la production d’hydrogeéne décarboné
confirme ce schéma, car il est fortement lié au
niveau élevé d’ambition de décarbonation du
systeme énergétique a long terme.

Au sein de I'UE, l'objectif d’émissions nettes
nulles d’ici a 2050 est I'objectif majeur. Il défi-
nit aussi bien la direction a poursuivre que le
niveau d’ambition nécessaire. En juillet 2020,
la Commission européenne a publié sa stra-
tégie en matiere d’hydrogene (CE, 2020a). De
nombreux pays européens ont depuis publié
des feuilles de route ou des lignes directrices
nationales, précisant les objectifs nationaux
et les investissements prévus pour atteindre
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ces buts (voir Tableau 1). Tout en conservant
l'ambition de 2050 et en précisant parfois des
objectifs généraux a cette date, la plupart des
feuilles de route se concentrent sur des actions
et objectifs plus concrets, a réaliser dans un
délai plus court, souvent d’ici 2030. Cette étude
se concentrera donc sur ces deux dates : 2030
et 2050.

La stratégie en matiere d’hydrogene publiée
par la Commission européenne fixe un objectif
de 40 GW d’électrolyseurs pour produire de
I'hydrogene renouvelable d’ici a 2030, avec un
objectif intermédiaire d’au moins 6 GW d’ici a
2024; elle mentionne un déploiement possible
de 500 GW d’ici a 2050°. Le niveau de mise en
ocuvre varie d’'un pays a l'autre, plusieurs pro-
jets étant en cours de construction, beaucoup

5. La stratégie européenne souligne également I'ambition
de lindustrie européenne de développer une capacité
d’électrolyse supplémentaire de 40 GW dans les pays
voisins de I'Europe pour I'exporter vers 'UE.

Feuille de route/
stratégie

ayant fait lobjet d'une décision finale d’inves-
tissement et beaucoup d’autres étant au stade
de I'étude de faisabilité.

D’autres pays ont publié des feuilles de
route ou des stratégies pour I'hydrogene au
cours des deux ou trois dernieéres années : plu-
sieurs pays voisins de 'UE (voir Encadré 2) et
de nombreux autres pays, dont les Etats-Unis
(2020), le Canada (2020), le Chili, le Brésil
(2017), la Chine (2019), I'lnde (2018), le Japon
(2019), la Corée du Sud (2018) et I’Australie
(2019) (IPHE, 2021 et WEC Allemagne, 2021).

Aujourd’hui, le marché de I'hydrogene repose
essentiellement sur des technologies émettrices
de CO,. A court terme, le développement de
la production nationale d’hydrogéne décarbo-
né devra répondre a toute nouvelle demande
d’hydrogene et devra commencer 4 remplacer
la production actuelle, par vaporeformage du
méthane, 2 forte intensité carbonique.

Objectif en 2030 de

capacité des

Date de publication

électrolyseurs [GW]

France (FR Gov, 2020b)

Sept. 2020

Italie (MISE, 2020) Nov. 2020
Pays-Bas (NL Goyv, 2020) 3-4 Avril 2020

Portugal (PT Gov, 2020) 2-25 Aott 2020

Pologne (PL MKiS, 2021) 2 Draft

1. La feuille de route est en cours de préparation. L'estimation provient de linitiative Fossil Free Sweden.
2. Lestimation est citée dans I'étude de FCH JU, 2019, la feuille de route n’a pas encore été publice.

Tableau 1. Feuilles de route et objectifs a ’horizon 2030 dans certains pays de I'Union européenne
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Le développement d’'un marché liquide a
long terme nécessite de développer simultané-
ment la production et la demande d’hydrogene
décarboné pour atteindre des volumes cri-
tiques. Plusieurs options sont envisagées. L'une
d’elles est la création de «vallées de I'hydro-
géne», avec le développement d’'une demande
(principalement dans les industries a forte in-
tensité énergétique), d’'une production et d'une
infrastructure locales. Cette option figure dans
de nombreuses feuilles de route nationales.

Une autre facon d’augmenter la demande
d’hydrogeéne décarboné est de fixer un ni-
veau minimum de mélange dans les réseaux
de transport et de distribution de gaz. Cette
option est envisagée dans certaines feuilles de
route, mais peut présenter des difficultés en
fonction du degré de tolérance technique de
certains équipements selon les compositions
des mélanges. Ces différences de mélanges
entre pays européens peuvent ¢également
créer des problemes du fait d’'un niveau élevé

Encadré 2. Situation des feuilles de route sur ’hydrogene dans les pays voisins :
Afrique du Nord, Russie, Norvege, Royaume-Uni et Ukraine

La Russie a présenté en juin 2020 sa stratégie énergétique jusqu’a 2035 (RU Gov, 2020a). L'un
des principaux objectifs de cette stratégie est de devenir un leader mondial dans la production
et exportation d’hydrogene décarboné, avec des objectifs d’exportation de 0,2 Mt d’ici 2024 et
de 2 Mt d’ici 2035. En octobre 2020, le gouvernement russe a publié un plan d’action (feuille
de route) a 2024 (RU Gov, 2020b), tandis qu'un autre concept de développement de I'hydro-
gene devrait étre publié en 2021, avec des objectifs a court, moyen et long terme. Plusieurs
entreprises russes ont exprimé leur intérét pour la production et I'exportation d’hydrogene
décarboné, notamment Gazprom, Rosatom et Novatek. Elles s’intéressent principalement a la
pyrolyse, a I'électrolyse de I'électricité nucléaire et renouvelable et a la production d’hydro-
geéne ou d’'ammoniac grace au reformage du méthane avec CUSC. En outre, a plus long terme,
Rosatom a l'intention de produire de I'’hydrogéne a l'aide de réacteurs nucléaires a haute tem-
pérature (HTGR — High Temperature Gas-cooled Reactor).

Afrique du Nord'

Le Maroc est actuellement le pays le plus actif en Afrique du Nord pour ce qui est des par-
tenariats internationaux dans l'exportation d’hydrogene fabriqué a partir d’énergies renouve-
lables. Une stratégie nationale pour I'’hydrogeéne est en cours de préparation.

L' Egyple a signé des accords avec Siemens Energy et avec un consortium belge en 2021 pour
le développement de la production, du commerce et de 'exportation d’hydrogene décarboné.

L'Algérie, un pays disposant d’importantes ressources en méthane, a exprimé son intérét pour
le développement de I'hydrogene a des fins d’exportation.

L'Ukraine a l'intention d’exporter de '’hydrogene renouvelable vers I'Union européenne. Des
partenariats sont envisagés avec ’Allemagne et d’autres pays. Le Conseil ukrainien de I'hydro-
gene a €té créé en 2018.

La Norvege a présenté sa stratégie nationale hydrogene en juin 2020 (NO Gov, 2020). Le gou-
vernement a alloué 120 millions de couronnes norvégiennes (environ 12,4 millions de dollars)
au Conseil norvégien de la recherche pour des projets d’innovation, avec un focus prononcé
sur les projets liés a I'hydrogene.

Royaume-Uni. Le gouvernement prévoit de publier une feuille de route nationale sur 'hy-
drogene en 2021. La production d’hydrogene a partir d’énergies renouvelables, de nucléaire et
de vaporeformage du méthane avec CUSC est envisagée.

Sources : WEC Allemagne, 2021 ; IPHE, 2021

1. Dans ce rapport, I'Afrique du Nord comprend le Maroc, la Mauritanie, I'Algérie, la Tunisie, la Libye et I'Egypte.
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Encadré 3. Intégration de la production d’électricité et d’hydrogene : le cas de la production
nucléaire de réserve

La production et I'utilisation de I'hydrogene peuvent apporter des avantages importants au systeme
énergétique, mais sa stratégie et sa planification a long terme doivent étre bien intégrées aux autres sec-
teurs énergétiques et au systeme électrique en particulier. Un exemple clair est fourni par la production
d’énergie €olienne et solaire photovoltaique utilisée pour produire de I'hydrogene. Un autre exemple
intéressant peut étre représenté par l'utilisation de la capacité disponible du parc nucléaire européen.

En 2019, la capacité nucléaire installée en Europe s’élevait a 112 GW, avec une production d’électri-
cité correspondante de 760 TWh, soit un taux d’utilisation moyen de 78 %'. En Europe, plusieurs pays
affichaient un taux d’utilisation de 90 % ou plus (par exemple, ’Allemagne, la Suede, la Finlande et
I'Espagne) tandis que d’autres présentaient un taux d’utilisation beaucoup plus faible. L'exception la plus
notable est la France, ou la part élevée du nucléaire dans le bouquet électrique et 'exploitation flexible
de son parc ont permis d’atteindre un taux d’utilisation de 70 %. Le taux d’utilisation relativement faible
de la France est di a son faible cott de production qui a conduit a une part élevée de I'énergie nucléaire
dans le bouquet électrique et a 'utilisation de centrales également a mi-charge.

D’ici a 2030, la capacité nucléaire installée dans 'UE devrait se réduire a environ 88 GW car certains
pays renoncent a I'énergie nucléaire et des centrales sont mises hors service. 'Agence internationale
de I'énergie (AIE, 2020) estime que le taux d’utilisation du parc nucléaire européen devrait baisser a
72 % d’ici a 2030, en raison de la flexibilité accrue de l'utilisation des réacteurs nucléaires accompagnant
l'augmentation des parts de I’éolien et du solaire photovoltaique dans la production totale d’électricité.

Une augmentation de la production du parc nucléaire européen de 72 2 90 % d’ici a 2030 pourrait fournir
140 TWh d’électricité supplémentaire. Cette production additionnelle suffirait a alimenter plus de 25 GW
d’électrolyseurs (sur 'objectif de 40 GW de la stratégie européenne pour I'hydrogeéne), avec un taux d'uti-
lisation de ces électrolyseurs d’environ 65 % d’ici a 2030% ce qui permettrait de produire environ 3 Mt
d’hydrogene décarboné par an a moins de 2 $/kgH.’.

Environ 70 % de la production supplémentaire potentielle peut étre produite par la France. Toutefois, il
est peu probable qu'une partie de ce potentiel soit disponible a moyen terme en raison de la rénovation
et de l'allongement de la durée de vie de plusieurs réacteurs francais. En limitant ce potentiel a 50 %, la
production supplémentaire francaise d’électricité pourrait étre utilisée pour faire fonctionner la totalité
de la capacité d’électrolyse de 6,5 GW visée par le pays d’ici 2 2030 (voir section 3.2), soit une produc-
tion nationale de 1 MtH,. La production nucléaire additionnelle potentielle dans d’autres pays européens
pourrait alimenter 7,5 GW supplémentaires, soit une production d’hydrogene décarboné de 0,8 MtH,.

Le potentiel de production d’hydrogene a partir de la production supplémentaire d’électricité nucléaire
dans I'UE d’ici a 2050 dépend de plusieurs facteurs : notamment du niveau d’intégration et de la flexi-
bilité des systemes d’électricité et d’hydrogene, de la quantité de capacité présente dans le systeme et
du taux d'utilisation du parc nucléaire. Selon les données du scénario 1.5TECH de I'UE, la production
supplémentaire d’électricité nucléaire pourrait alimenter pres de 30 GW de capacité d’électrolyse, géné-
rant 3,3 Mt d’hydrogene décarboné.

Remarque : le cott d’opportunité pris en compte pour la production supplémentaire dans les centrales nucléaires est inférieur
au cout actualisé de I'électricité (LCOE), car la majeure partie de la production supplémentaire se ferait pendant les heures creuses

(voir Tableau 3 et section 3.2).

1. Ce chiffre est bien inférieur au facteur de capacité élevé typique du nucléaire dans de nombreux pays. Aux Etats-Unis, qui
représentent environ un quart de la capacité nucléaire mondiale, le facteur d’utilisation moyen de I'ensemble du parc est de 93 %.
2. Inférieure a la capacité de 90 % de la production d’électricité des centrales nucléaires en raison du caractere saisonnier de la
demande d’électricité.

3. Tous les cotts, prix et investissements présentés dans cette étude sont exprimés en termes réels en dollars US de I'année 2020.
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d’interconnexions. En outre, étant donné la
densité énergétique volumétrique plus faible
de I'hydrogene par rapport au méthane, une
quantité moindre d’énergie serait transpor-
tée et livrée aux utilisateurs finaux. Une obli-
gation de mélange a léchelle de I'UE fixé a
une faible part pourrait générer une demande
supplémentaire jusqu’en 2030, en stimulant la
production décarbonée. Une obligation de 5 %
(en volume) sur I'ensemble du réseau gazier
européen pourrait entrainer une demande sup-
plémentaire d’hydrogene décarboné d’environ
1,5 Mt a court et moyen terme. Cette quantité
est bien inférieure 2 la demande industrielle
actuelle d’hydrogene, satisfaite par une pro-
duction émettrice de CO,. A plus long terme,

2019 | 2030

Demande Demande

Autriche 0.1 0.2 0.1

Production

pour atteindre les objectifs de décarbonation
totale d’ici a 2050, il faudrait mélanger 'hydro-
géne avec de 'e-méthane et du biométhane :
il serait donc alors plus probable que I'hydro-
geéne soit transporté sous forme pure dans des
pipelines spécialisés (voir section 1.2.2).

La production d’hydrogéne a partir des
40 GW d’électrolyseurs prévus peut étre esti-
mée a environ 2,6 Mt en 2030. Ce chiffre est
nettement inférieur aux «jusqu’a 10 millions de
tonnes» envisagées par la Commission euro-
péenne (2020a) car il est calculé pays par pays,
a partir de centrales éoliennes et solaires pho-
tovoltaiques dédiées et en utilisant la produc-
tion supplémentaire des centrales nucléaires

2050
Importations
[%]

63% -71%

Demande Production

06-15 02-04

France 0.9 1.0 1.0 1.1-45 1.8-4 -60 % —12 %

Italie 0.5 0.7 0.2 6-8 22-26 64 % - 67 %

Pologne 1.0 1.1 0.1 36-4 15-1.8 58 % — 56 %

Autres UE 3.1 3.5 0.4 8-95 51-63 36 % — 33 %

Tableau 2. Offre et demande d’hydrogéne dans I’'Union européenne,
selon des scénarios de forte demande d’hydrogene, 2019-2030-2050

Source : analyse des auteurs

Notes : La demande d’hydrogene en 2019 et 2030 est satisfaite par une production d’hydrogene a la fois émettrice de carbone
et décarboné. La production d’hydrogene en 2030 comprend uniquement la production a partir d’électrolyseurs fonctionnant
avec des sources décarbonées, tandis que tout I'hydrogéne produit en 2050 est décarboné. Les chiffres présentés dans ce
tableau ne tiennent pas compte des éventuelles obligations de mélange a I'échelle de I'UE. Les chiffres négatifs des importa-
tions représentent des exportations. Pour les fourchettes de la demande, de la production et des importations, voir également

la section 3 avec les profils des différents pays.
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existantes (voir Encadré 3). Il en résulte un
taux d’utilisation moyen des électrolyseurs
dans 'UE de 3350 heures par an. Un taux
d’utilisation plus élevé pourrait étre obtenu en
connectant les électrolyseurs au réseau (mais
cela augmenterait les colts et souléverait des
questions quant a la neutralité carbone de la
production d’hydrogéne), ou en réduisant la
capacité des électrolyseurs par rapport a celle
des centrales éoliennes ou solaires photovol-
taiques (voir section 1.2.1 et analyse de la
Figure 4). Le vaporeformage du méthane avec
CUSC peut contribuer a créer un marché d’ap-
provisionnement a court et moyen terme. En
I'absence d’'une modernisation importante des
installations de vaporeformage existantes avec
des équipements CUSC, une part importante
de la demande d’hydrogéne (environ 80 %)
devrait étre importée ou encore utilisée sous
sa forme 2 forte intensité carbonique en 2030
(voir Tableau 2).

La capacité d’'importer de grands volumes
dépendra principalement du cadre régle-
mentaire et de la disponibilité des infrastruc-
tures d’importation, alors que lattrait des
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investissements dans des projets de combus-
tibles fossiles équipés de CUSC dépend for-
tement de leur inclusion 2 long terme parmi
les sources autorisées. Ces deux aspects seront
examinés plus en détail a la section 2.3.

La phase de déploiement a I'horizon 2030
est une étape fondamentale sur la voie de
la généralisation de l'utilisation et de la pro-
duction d’hydrogéne décarboné d’ici a 2050.
La transformation du systeme nécessite plu-
sieurs étapes successives : aucune de ces
étapes ne peut étre considérée comme acquise.
Le développement d’une infrastructure d’hy-
drogene décarboné parallelement au réseau de
biométhane et e-méthane va nécessiter des in-
vestissements importants, sans oublier le rem-
placement des équipements d’utilisation finale.
La concurrence avec d’autres sources d’éner-
gie et dautres technologies dans certains sec-
teurs (par exemple dans le secteur du batiment
ou pour les véhicules légers) sera forte. Cette
concurrence, ainsi que le niveau de pénétra-
tion de I'hydrogéne et de ses produits dérivés
dans les secteurs difficiles a décarboner, déter-
mineront sa part dans le bouquet énergétique.
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Figure 2. Demande et production de méthane et d’hydrogene dans I’'Union européenne, 2019-2030-2050

Sources : Scénario de développement durable de 'AIE pour les données sur le méthane

et analyse des auteurs pour I'’hydrogene

La production «grise» est une production d’hydrogéne émettrice de CO,.
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Dans les scénarios présentés par la Com-
mission européenne, la part de ’hydrogene et
de ses produits dérivés dans la consommation
finale en 2050 se situe entre 15 et 22 %, soit
environ 1300-1800 TWh. Cette part est la plus
élevée dans le scénario 1.5TECH, le e-méthane
et les e-carburants représentant plus de la moi-
tié de cette part en 2050. Sur les 1900 TWh
utilisés par les carburants a base d’hydrogene
dans ce scénario, la demande du secteur in-
dustriel représente un quart, celle du secteur
des transports plus de la moitié, celle des bati-
ments un cinquieme et celle de I'électricité les
6 % restants. La demande totale d’hydrogéne,
de e-méthane et de e-liquides se situe entre 48
et 72 Mt®. Dans cette étude, nous prendrons
en compte une demande de 60 Mt d’hydro-
geéne dans 'UE en 2050, soit I'équivalent de
2000 TWh.

D’autres études indiquent une demande
d’hydrogeéne en 2050 encore plus élevée que
les scénarios de la Commission européenne.
Un nouveau rapport du European Hydrogen
Backbone (EHB, 2021b) estime la demande a
2750 TWh (plus de 80 Mt d’hydrogéne) pour
I'Union européenne et le Royaume-Uni, tandis
quun rapport conjoint d'IFPEN, de SINTEF et
de Deloitte pour I’Association internationale
des producteurs de pétrole et de gaz met en
évidence deux voies vers 2050, toutes deux dé-
passant 100 Mt de demande d’hydrogene d’ici
a 2050 (IFPEN-SINTEF-Deloitte, 2021). Une de-
mande d’hydrogeéne plus élevée que les 60 Mt
envisagées nécessiterait la combinaison dune
augmentation de la production intérieure dans
I'UE et d’'importations d’hydrogéne beaucoup
plus importantes.

Lincertitude du co6té de la demande se
retrouve dans lincertitude du coté de loffre
intérieure. Les deux principaux éléments d’in-
certitude sont de savoir si la capacité d’électro-
lyse estimée a 500 GW d’ici 2050 (CE, 2020a)
sera atteinte — ou dépassée — dans I'UE, et
quelles sources d’énergie seraient utilisées
pour produire I'électricité.

6. Obtenu en utilisant une efficacité de 80 % du processus
pour obtenir du e-gaz et de 75 % pour les e-carburants.

Notre analyse pays par pays des plans et
du déploiement possible des électrolyseurs
montre une fourchette de production d’hydro-
geéne décarboné comprise entre 21 et 30 Mt
(voir Figure 2), avec un déploiement des élec-
trolyseurs de 350 a 500 GW. Un déploiement
plus important ou des taux dutilisation plus
élevés (par exemple, en réduisant la capacité
des électrolyseurs — voir section 1.2.1) pour-
raient entrainer une augmentation de la pro-
duction intérieure de 'UE.

Cette incertitude du coté de loffre et de
la demande aboutit a2 une fourchette globale
d’importations possibles comprise entre 18 et
50 Mt, soit 600 a2 1670 TWh. Avec une capacité
d’électrolyseurs de 500 GW en 2050, la pro-
duction décarbonée d’hydrogéne couvrirait un
peu moins de la moitié de la demande totale
de 60 Mt. Les 30,4 Mt d’hydrogéne restantes
devraient étre importées. Ce niveau d’'importa-
tion correspond a environ un tiers des importa-
tions actuelles de méthane dans I'UE en termes
d’énergie.

1.2. Technologies et cotits
1.2.1. Production

Aujourd’hui, I'’hydrogene est principalement
produit par le vaporeformage du méthane et la
gazéification du charbon (AIE, 2019). La part
de I'hydrogene produit a partir de I'électrolyse
est encore tres faible car son colt reste nette-
ment supérieur a celui des solutions alterna-
tives. Les objectifs de déploiement ambitieux
en Europe et dans plusieurs pays du monde
font naitre des attentes élevées en matiere de
réduction des colts de I'hydrogene décar-
boné produit par électrolyse. Des réductions
de colts sont également attendues pour les
vaporeformages du méthane avec CUSC, mais
dans une moindre mesure étant donnée la ma-
turité de la technologie, et pour les installations
de pyrolyse (voir 'annexe A pour toutes les
hypotheses et tous les résultats).

Plusieurs parametres influent sur les cotts
de production de I'hydrogene. Comme pour
(presque) toutes les technologies a faibles
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Encadré 4. Quel coiit moyen pondéré du capital utiliser?

L'actualisation est la méthode habituellement utilisée pour comparer la valeur future a la valeur actuelle. Dans
la mesure ou notre rapport traite des politiques publiques, nous suivons une approche «socio-économique»
(analyse du bien-étre sociétal basé sur les meilleures politiques) et présentons notre choix au regard de cette
approche. Nous expliquons ensuite comment nous pouvons appliquer ce choix au taux d’actualisation utilisé
par les entreprises privées, a savoir leur coliit moyen pondéré du capital (WACC).

Le taux d’actualisation social est un parametre clé pour évaluer I'impact socio-économique des projets
d’'investissements publics dans les décennies a venir'.

*  Pour les projets ne présentant qu’'un risque idiosyncratique, qui peut théoriquement étre entierement di-
versifié ou assuré (aucune corrélation avec le risque systémique), le taux d’actualisation ou taux «sans risque» R
est lié a la croissance économique a long terme g, par la formule de Ramsey (ou régle d’or) R = + yg, ou § est
interprété comme une combinaison de préférence temporelle pure et de risque de catastrophe, par laquelle les
effets futurs seraient éliminés ou gravement altérés, et y est I'élasticité de I'utilité marginale de la consommation
(inverse de I'élasticité de substitution intertemporelle de la consommation). La croissance future de la consom-
mation est incertaine. Ainsi, R est diminué d’'un terme p proportionnel a I'aversion au risque du consommateur
et croissant avec le risque (proportionnel a la variance du risque pour un modele a croissance stochastique) :
R=06+vyg-p.

*  Pour les projets dont les risques sont corrélés au risque systémique, le taux d’actualisation a est la somme
du taux sans risque R et d’'une «prime de risque», soit BII, ou IT est la prime moyenne du risque macroéco-
nomique et B est la corrélation du projet avec le risque macroéconomique. o = R + BII = (6+ yg - w) + PIL
Par définition de IT, la moyenne de B sur tous les types de projets est de 1.

Cette relation est le «<modele d’évaluation des actifs basé sur la consommation» (CAPM de consommation ou
CCAPM) ou la version «socio-économique» du modele d’évaluation des actifs financiers (CAPM — capital asset
pricing model) utilisé dans la théorie financiére pour déterminer le colt moyen pondéré du capital. Toutes ces
formules sont en termes réels, c’est-a-dire nettes d’inflation.

Le Trésor britannique recommande un R = 3,5 % pour 30 ans et un R plus faible pour des durées plus longues
afin de tenir compte de l'incertitude croissante sur la croissance économique. Depuis 2013, 'administration
francgaise recommande un taux d’actualisation sans risque de 2,5 % jusqu’en 2070, diminuant progressivement
a 1,5 % au-dela de 2070. Une prime de risque, spécifique a chaque projet, est ajoutée en fonction de sa sensi-
bilité macroéconomique (B) et de la prime de risque systémique. Elle est fixée a 2,0 % jusqu’en 2070 et a 3,0 %
au-dela de 2070. Pour notre présente analyse, nous utilisons les parametres suivants : R = 2,5 % (associé¢ a des
hypotheses de croissance incertaines a long terme de 0,5 % a 2 % pour ), B =1 et Il = 2 %, ce qui donne
a=2,5%+ 2 % = 4,5 %. La réconciliation entre cette approche socio-économique (meilleures politiques dans
des marchés parfaits) et la vie réelle des entreprises privées est parfois difficile. Elle dépend ainsi des condi-
tions de marché et des conditions spécifiques de chaque projet.

Si 'on se concentre sur le colt moyen pondéré du capital utilisé dans le secteur de I'énergie, selon une ana-
lyse présentée par I’Agence internationale de I'énergie (AIE, 2020)% grice a des systemes appropriés de rému-
nération a long terme mis en ceuvre par des politiques publiques (par le biais de contrats d’achat d’électricité,
par exemple), 'industrie du solaire photovoltaique a bénéficié¢ d'un faible colt moyen pondéré du capital. Ceci
reflete I'approche socio-économique décrite ci-dessus. A l'inverse, si les projets solaires étaient développés
selon un modele marchand de centrale, leur colit moyen pondéré du capital augmenterait considérablement.

Cette étude examine le réle de '’hydrogene dans la transformation énergétique globale vers un avenir plus
propre. Presque toutes les technologies a faibles émissions de carbone demandent un capital fort; or la réduc-
tion du cott du capital est un aspect fondamental pour les décideurs politiques afin de faciliter la transition et
de la rendre plus abordable pour les utilisateurs finaux. Ainsi, notre choix d'un colt moyen pondéré du capi-
tal est conforme a I'approche socio-économique. Celle-ci suppose que des systemes de rémunération a long
terme et une répartition efficace des risques entre les parties prenantes sont mis en ceuvre par les politiques
publiques afin de minimiser le cott de la transition énergétique.

1. Voir : Nordhaus, 2018; Gollier, 2013 ; HM Treasury, 2003 ; US OMB, 2003 ; CGI, 2017.
2. (AIE, 2020), p. 234-230.
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émissions de carbone, le colt du capital peut
avoir des conséquences importantes sur le
cott total de production. Tout au long de ce
rapport, nous avons supposé un colt moyen
pondéré du capital (WACC — Weighted Ave-
rage Cost of Capital) de 4,5 %. Bien que ce
taux puisse étre considérablement inférieur a
celui observé aujourd’hui sur des projets spé-
cifiques dans différents pays et de sources
variées, il correspond a l'approche socio-€éco-
nomique reflétant les actions nécessaires de la
part des gouvernements pour assurer une tran-
sition énergétique abordable (voir Encadré 4).
L'UE a établi un systeme de classification pour
répertorier les activités durables du point de
vue de l'environnement dans le but de four-
nir un acces différencié a l'investissement pour
les projets émetteurs ou non émetteurs de CO,
(taxonomie de 'UE). L'acces aux financements
dans les pays non européens serait plus diffi-
cile et cotterait plus cher.

Les autres parametres qui influencent sen-

siblement les cotts de production de I'hydro-
géne sont : le colit d’investissement unitaire, le

6 000

S/kw

SOEC
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cott de Iélectricité utilisée, le taux d’utilisation
et l'efficacité du procédé.

La réduction du colt d’investissement dé-
pend de plusieurs facteurs et principalement
du niveau de déploiement dans le temps. Le
colt des électrolyseurs alcalins se situe au-
jourd’hui entre 500 et 1400 dollars/kW7, celui
des PEM entre 1100 et 1800 dollars/kW et celui
des SOEC entre 2800 et 5600 dollars/kW (AIE,
2019). D’autres études citent des fourchettes
similaires, tandis que BNEF a fait état de cots
de 200 $/kW pour les électrolyseurs fabriqués
en Chine aujourd’hui (Agora EW, 2019). Ce
faible cott pourrait non seulement réduire, au
niveau mondial, l'investissement moyen pour
les électrolyseurs au fil du temps, mais il aurait
aussi potentiellement des implications impor-
tantes pour la production de ces équipements
en Europe (voir section 1.3.1).

7. Tous les cotts liés aux électrolyseurs se rapportent
a la capacité électrique (input), tandis que pour le
vaporeformage du méthane et la pyrolyse, ils se rapportent
a la capacité en hydrogene (output).

= = Moyenne mondiale

Eh

2020 2030
GW déployés : 150

2040 2050
800 2000

Figure 3. Fourchettes de couts des électrolyseurs, 2020-2050

Source : AIE, 2019 pour les colts de 'année de base

Notes : Des taux d’apprentissage de 10 %, 14 % et 16 % sont respectivement supposés pour les technologies alcalines, PEM

et SOEC. On suppose un déploiement de 150 GW et de 2000 GW respectivement en 2030 et 2050 au niveau mondial.
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La capacité mondiale des électrolyseurs de-
vrait atteindre 150 GW d’ici 2030 et 2000 GW
d’ici 2050. Avec des taux d’apprentissage de
10 %, 14 % et 16 % (conformément 2 HC, 2020)
respectivement pour les électrolyseurs alca-
lins, PEM et SOEC, les colts d’investissement
pour les électrolyseurs alcalins et PEM de-
vraient baisser 2 350-760 $/kW d’ici 2030 (voir
Figure 3). Les colts des électrolyseurs SOEC et
des usines de pyrolyse du gaz devraient éga-
lement baisser, mais la capacité mise en ser-
vice a cet horizon est limitée. La baisse des
colts d’investissement pour le vaporeformage
du méthane avec CUSC devrait étre plus limi-
tée, atteignant 1360 $/kW en 2030, soit environ
20 % de moins qu'aujourd’hui (AIE, 2019a).

En 2050, avec le déploiement d’environ
2000 GW de capacité d’électrolyse dans le
monde, les colts d’investissement atteignent
une fourchette de 160 2 880 $/kW, avec une
moyenne mondiale de 410 $/kW pour les tech-
nologies alcalines, PEM et SOEC. Lextrémité
inférieure du spectre est représentée par les
cotts d’investissement des grandes usines PEM
et le cott le plus élevé par les petits systemes
SOEC. Laugmentation de la capacité mondiale
a 4000 GW (similaire a la capacité mondiale
envisagée par I'AIE, 2021c d’ici 2050) entrai-
nerait une nouvelle baisse des cotts de 10 a
15 %.

Deux autres éléments ayant un impact im-
portant sur le colt global de la production
d’hydrogene sont le cott de I'électricité utilisée
pour faire fonctionner les électrolyseurs et les
taux d’utilisation annuels.

Le cott de la production d’énergie €olienne
et solaire photovoltaique a diminué de maniere
tres significative au cours des deux dernieres
décennies. De nouvelles baisses de cott sont
attendues, en particulier pour I’éolien en mer.
Cette technologie sappréte a apporter sa
pleine contribution pour latteinte des objec-
tifs en matiere d’énergies renouvelables et de
décarbonation du secteur de I'électricité en Eu-
rope d’ici 2050 (CE, 2020b). Elle représentera
en effet environ 40 % de la production totale
d’énergie éolienne et solaire dans 'UE d’ici

2050. Le colt actualisé de I'électricité solaire
photovoltaique devrait atteindre des valeurs
de T'ordre de 10 a 50 dollars/MWh d’ici 2050
(IRENA, 2020a).

Une contribution a la production d’hydro-
geéne bon marché en Europe peut également
étre apportée par la production supplémentaire
d’électricité a partir des centrales nucléaires
existantes, estimée a un colt d’opportunité
de moins de 30 $/MWh aujourd’hui et d’envi-
ron 45 $/MWh pour les centrales fonctionnant
en 2050, compte tenu de la rémunération de
certains cotts fixes. Ce prix reflete 'augmen-
tation de la production d’électricité depuis les
faibles niveaux prévus (environ 75 %) dans le
systeme électrique jusqu’a des niveaux moyens
de 90 %, principalement en augmentant la pro-
duction aux heures creuses (voir Encadré 3).
Le potentiel de cette contribution est limité a la
quantité de la capacité nucléaire totale installée
dans le systeme.

La diminution des colts unitaires de pro-
duction de I'électricité et la baisse des cofts
d’'investissement dans les électrolyseurs de-
vraient entrainer une baisse substantielle des
cotts de production de I'hydrogene. Les taux
d’utilisation des électrolyseurs joueront un role
important dans cette évaluation économique®.
D’une maniere générale, plus le taux d'utilisa-
tion est élevé, plus la composante des cotts
fixes est faible. L'impact sur le prix global est
plus important dans les premiéres années (par
exemple, en 2030 par rapport 2 2050), lorsque
le colt d’investissement des électrolyseurs est
plus élevé.

Les taux d’utilisation les plus élevés peuvent
étre atteints par des électrolyseurs connectés
au réseau. Dans ce cas, I'hydrogéne produit
ne sera décarboné que dans la mesure ou la
production globale d’électricité I'est. Plusieurs
projets relatifs a I'’hydrogene envisagent de
recourir uniquement 2 des énergies renouve-
lables dédiées pour alimenter I'électrolyseur
en électricité. Les centrales pilotables offrent

8. Les taux d’utilisation peuvent varier de 12-15 % a 90 %
selon la source d’électricité utilisée.
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les taux d'utilisation les plus élevés tandis que
ceux des centrales éoliennes et solaires photo-
voltaiques sont généralement plus faibles. Les
projets mixtes (ou hybrides) €oliens et solaires
photovoltaiques peuvent offrir des facteurs
de capacité moyens plus élevés, en fonction
de la corrélation de la production des deux
sources. D’autres options consistent a prélever
de I'électricité sur le réseau uniquement pen-
dant les heures ou la production décarbonée
est 2 100 % (y compris la demande d’électricité
supplémentaire pour la production d’hydro-
geéne), afin de garantir l'origine décarbonée.
Cette opération nécessiterait une réglementa-
tion concrete pour garantir l'origine décarbo-
née. Un élément de colt supplémentaire pour
l'utilisation du réseau devrait alors étre inclus
dans le cott de production de I'hydrogene.

Les électrolyseurs PEM sont plus flexibles
que les électrolyseurs alcalins’. Certaines
études soulevent la question de savoir si la va-
riabilité et l'intermittence du solaire photovol-
taique et de I’éolien pourraient avoir un impact
significatif sur le fonctionnement des électroly-
seurs, non seulement en raison de la puissance
minimale requise par la pile (pour les PEM,
on pense que cela ne pose pas de probleme),
mais aussi en raison du comportement réel
de lensemble de linstallation d’électrolyse,
y compris son équilibre sophistiqué (Furfari et
Clerici, 2021).

Les électrolyseurs exploités a une puissance
inférieure a leur puissance nominale peuvent
présenter un rendement inférieur et peuvent
avoir un impact sur le rendement global du
processus (calculé pour des conditions opti-
males) si des solutions plus colteuses ne sont
pas envisagées. Ces deux aspects doivent étre
analysés plus en détail.

Une autre solution possible pour augmenter
le taux d’utilisation des électrolyseurs connec-
tés a une centrale dédiée et pour réduire la
variabilité de sa production d’électricité est de

9. Par exemple, les électrolyseurs PEM offrent une plage
de charge plus large, pouvant dépasser temporairement la
capacité nominale et sans facteur de charge minimal (IEA,
2019).

réduire la capacité de I'électrolyseur par rap-
port a la capacité de la centrale de produc-
tion d’électricité. Dans I'exemple présenté au
cas 1 de la Figure 4, la réduction de la capacité
de Pélectrolyseur aux deux tiers de la capa-
cité solaire photovoltaique augmente le facteur
d’utilisation de plus d'un quart (de 30 % a 38 %
dans I'exemple). Une réduction supplémentaire
a un tiers de la capacité solaire photovoltaique
augmenterait le taux d’utilisation de I'électro-
lyseur 2 46 %, soit une augmentation de 50 %
par rapport au facteur de capacité du systeme
solaire photovoltaique dans cet exemple. Une
analyse de la relation entre la réduction de la
taille et 'augmentation du facteur de capacité
de l'électrolyseur est fournie dans Clerici et
Furfari, 2021.

Etant donné les taux d'utilisation plus élevés
des parcs éoliens offshore, une réduction' de
la taille des électrolyseurs permettrait d’aug-
menter considérablement leur taux d'utili-
sation. Le reste de la production d’électricité
de la centrale éolienne ou solaire peut alors
étre réduit ou injecté dans le réseau électrique.
Si elle est réduite, cela augmentera le cott de
I'électricité fournie a I'électrolyseur. Comme la
partie la plus stable de la production d’électri-
cité serait utilisée pour I'électrolyseur, la partie
la plus variable serait injectée dans le réseau.
Si de nombreux projets suivent cette approche,
cela pourrait avoir un impact significatif sur le
systeme électrique et augmenter le cott global
du systéme en raison des mesures d’intégration
qui devraient étre mises en place pour accueil-
lir cette production (voir section 1.3.1).

La situation inverse du cas 1 est présentée
dans le cas 2 de la Figure 4, ou la majorité (deux
tiers) de la production solaire photovoltaique
est principalement utilisée pour répondre a
la demande d’électricité et ou seul I'éventuel
excédent de production est utilisé pour faire
fonctionner I'électrolyseur dédié. Dans le cas
présenté, sans connexion supplémentaire au

10. L'éventuelle réduction de la capacité de I'électrolyseur
par rapport a la capacité de I'éolienne ou de I'énergie
solaire photovoltaique n’est pas prise en compte dans les
calculs présentés plus loin dans I'étude, car cette mesure
est tres dépendante du projet.
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Source : Analyse des auteurs

Note : La production est supposée étre constante tous les jours de 'année.
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réseau, le taux dutilisation de I'électrolyseur
serait réduit de moitié ou plus par rapport au
taux d'utilisation du systeme photovoltaique.
Alors que la valeur de cette électricité est géné-
ralement trés faible (dans certains cas proche
de zéro), le cott de sa production dépend du
schéma de rémunération de linstallation (par
exemple un contrat dachat d’électricité) et
il est le plus souvent non nul. Méme dans le
cas d’'une faible valeur, le faible taux d’utilisa-
tion aggrave considérablement I'économie de
ce type de solution. En outre, le potentiel a
cott nul ou faible serait en concurrence avec
d’autres utilisations (par exemple les batte-
ries) et ne suffirait pas a couvrir la demande
en électricité du carburant synthétique (Agora
VW-EW-FE, 2018).

L'utilisation de stockage de I'électricité pour-
rait réduire davantage la variabilité de la pro-
duction des centrales €oliennes et solaires en
fournissant une production d’électricité plus
continue 2 [Délectrolyseur. La combinaison
d’'une réduction substantielle de la taille de
I'électrolyseur et du stockage de Délectricité
dans des batteries pourrait augmenter consi-
dérablement le taux d'utilisation de I'électroly-
seur (voir la Figure 5), en le doublant presque
par rapport au taux d’utilisation de la centrale
solaire photovoltaique dans I'exemple. Cepen-
dant, sur la base des cotts actuels des batte-
ries, le colt de production d’hydrogéne serait
multiplié par 2,5 malgré la forte augmentation
du taux dutilisation. Le cott du systeme de
stockage par batterie 2 I'horizon 2030 devrait
diminuer d’environ 75 a4 80 % afin de pouvoir
atteindre le seuil de rentabilité pour le cas sans
stockage par batterie.

Les colts de production d’hydrogene pour
cinqg pays européens (Autriche, France, Alle-
magne, Italie et Espagne) et quatre pays ex-
portateurs possibles (Chili, Egypte, Maroc et
Russie) ont été analysés pour plusieurs tech-
nologies. Le Tableau 3 présente les colts de
production de deux technologies a base de
gaz (vaporeformage et pyrolyse) et de quatre
sources d’électricité (éolien terrestre, éolien
offshore, solaire photovoltaique et nucléaire)
pour la production d’hydrogéne par électrolyse.

Les technologies les plus pertinentes pour
chaque pays seront présentées au chapitre 3.

Les colts de production d’hydrogene dans
les pays exportateurs disposant de bonnes res-
sources (comme le gaz en Russie et les res-
sources renouvelables en Afrique du Nord)
sont souvent inférieurs a ceux des pays euro-
péens. La question de savoir si le coit total
livré aux utilisateurs finaux européens sera in-
férieur, comparable ou supérieur au colt total
européen dépendra principalement du cott
du transport et sera analysé dans les sections
suivantes.

1.2.2. Infrastructures de transport, de distri-
bution et de stockage

Une infrastructure de transport et de distri-
bution est nécessaire pour acheminer le gaz
des producteurs aux consommateurs. Il en
va de méme pour I'’hydrogene, avec toutefois
quelques différences notables. L'hydrogene
peut étre transporté soit en mélange avec le
méthane, sous sa forme pure ou sous forme
de produits dérivés. Le mélange d’hydrogéne
dans linfrastructure gaziere existante est le
movyen le plus facile (et le moins cher) d’intro-
duire de I'hydrogene dans le systeme gazier a
court terme, en particulier 2 un faible pourcen-
tage en volume. Les normes et les limitations
peuvent varier d'un pays a l'autre et peuvent
représenter un obstacle au commerce interna-
tional a l'intérieur et a 'extérieur des frontieres
de T'UE. 1l est possible d'utiliser un procédé
de séparation si on a besoin d’hydrogene pur
mais cela entraine des pertes supplémentaires.

L’hydrogéne pur peut étre importé par des
pipelines spécialisés ou par bateau. Dans les
deux cas, les infrastructures existantes peuvent
étre reconverties'! ou de nouvelles infrastruc-
tures peuvent étre construites. Dans le cas
d’'une réaffectation, une évaluation supplé-

11. La reconversion est la conversion d'un gazoduc ou
d’'un terminal GNL existant pour qu’il soit uniquement
dédié au transport d’hydrogene. Elle est différente du
réaménagement des gazoducs, qui est une mise a niveau
de linfrastructure existante pour permettre le mélange
d’hydrogene (ENTSO-G, GIE, HE, 2021).
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A base de gaz Electrolyse

Vaporefor-
mage du Eolien Eolien
: Pyrolyse o
: terrestre offshore

Champs
photovol- Nucléaire

méthane .
taiques

avec CUSC
2050 2030 2050

Autriche

$/MWh 54 55 85 72 113 87 109 71 116 70 54 09

e -__

$/MWh 54 55 87 78 118 90 100 65 148 87 nd. nd
Allemagne

$/MWh 54 55 89 80 132 100 nd. 79 90 55 nd. nd

M sk 1e a8 30 27 44 34 md 26 30 18 nd na

$/MWh 54 55 87 74 109 84 111 76 81 41 nd. nd
Espagne

$/MWh 49 47 83 75 106 79 111 71 63 37 nd  nd
T sk, 16 16 2e 25 a5 26 3 26 21 12 nd nd
$/MWh 52 50 87 78 106 81 119 79 57 36 105 95

P e 27 226 35w a0 2 11z 3 a2

$/MWh 52 50 87 78 96 72 119 79 65 40 nd. nd
Maroc

$/MWh 44 42 76 68 144 105 nd. nd. 125 75 100 90
Russie

Tableau 3. Coiits de production de I’hydrogene pour des technologies et des sources d’énergie sélectionnées
Source : Analyse des auteurs

Notes : ces résultats ne comprennent pas les couts de transport. Tous les calculs sont basés sur les cotts d’investissement
moyens (environ 400 $/kW en 2050) et non sur les moins chers disponibles (160 $/kW) afin de refléter le colt moyen de
production. Les hypothéses de calcul sont présentées a 'annexe A. Pour 'énergie nucléaire en France, le cott de production
de I'hydrogeéne est inférieur a celui d’'un nouveau réacteur, car le calcul ne prend en compte que la production supplémen-
taire obtenue en augmentant le taux d’utilisation des centrales existantes (voir section 3.2).
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mentaire du colt et de lamortissement de
l'infrastructure doit étre effectuée. Plusieurs
institutions procedent actuellement a des éva-
luations du potentiel des infrastructures pétro-
lieres et gazieres européennes existantes pour
le transport de I'hydrogene ou du CO,". En ce
qui concerne les pipelines, les stations de com-
pression peuvent contribuer a2 augmenter signi-
ficativement les couts globaux, tandis que les
terminaux d’importation et d’exportation, les
installations de liquéfaction, le stockage local,
les navires et les colts de transports s’ajoutent
tous aux colts globaux de transport.

L'hydrogéne peut également étre transporté
par des produits dérivés plus faciles a trans-
porter, comme 'ammoniac et les liquides orga-
niques porteurs d’hydrogéne (LOHC). A moins
qu’il ne soit directement utilisé dans son usage
final (comme dans le cas de 'ammoniac pour
les engrais), les processus de conversion et de
reconversion doivent étre inclus dans toute
évaluation économique. Les pertes de conver-
sion doivent également étre prises en compte
pour d’autres produits dérivés tels que le e-
méthane et d’autres e-liquides, bien que leur
capacité a utiliser les infrastructures existantes
constitue un avantage important.

On peut distinguer deux grandes catégories
d’infrastructure de transport de ’hydrogene :

. Les pipelines et le transport maritime
internationaux acheminent ’hydrogeéne et ses
produits dérivés des pays exportateurs vers
I'UE. Les pipelines se caractérisent par des
diametres importants pour permettre des vo-
lumes élevés et des économies d’échelle (taille
caractéristique de 48”). Les pipelines sont éga-
lement caractérisés par leur métallurgie. L'Eu-
rope compte de nombreux terminaux GNL et
de grands ports. Plusieurs d’entre eux, comme
le port de Rotterdam (PoR, 2020) et le port
d’Anvers (HIC, 2021), sont trés engagés dans la
transformation vers I'hydrogene.

. Le réseau de transport interne de I'UE.
L'étude European Hydrogen Backbone, publiée
en 2020 (EHB, 2020) et mise a jour en 2021

12. Y compris un rapport a venir avec la participation de
ENTSO-G, GIE, IOGP et Concawe.

(EHB, 2021a), envisage un déploiement d’ici
2040 de pres de 40000 km de conduites d’hy-
drogene dédiées, reconverties ou nouvelles, de
trois tailles différentes (487, 36” et 24”), pour
servir d’infrastructure initiale pour 'hydrogene
en Europe. L'étude prévoit des investissements
de lordre de 50 2 100 milliards de dollars et
des dépenses d’exploitation annuelles de 2
a 4,5 milliards de dollars tandis que d’autres
études font état de colts plus élevés (comme
le résume le tableau 16 d’Agora EW, 2021). Des
incertitudes importantes sur le colt de la re-
conversion et sur les volumes d’hydrogéne ont
conduit dautres études a mettre en avant une
stratégie «sans regret» basée sur des réseaux
locaux d’hydrogene incluant des infrastruc-
tures d’'importation et sur des clusters indus-
triels plutdét que sur le développement d’un
réseau transeuropéen.

Des alternatives a l'importation d’hydro-
géne pourraient inclure I'importation d’électri-
cité certifiée a faible teneur en carbone pour
les électrolyseurs en Europe ou limporta-
tion de méthane pour les usines de pyrolyse.
La premiere solution nécessite un déploie-
ment important de cibles sous-marins ou une
augmentation des lignes aériennes en Europe,
sachant que cette derniere solution se heurte
souvent a une forte opposition locale. Des
capacités plus faibles pour les cables élec-
triques sous-marins, jusqua quelques GW,
peuvent étre compétitives pour les courtes et
moyennes distances. Ces options doivent faire
l'objet d'une analyse plus approfondie. Le
déploiement de la technologie de la pyrolyse
pourrait permettre d’utiliser les infrastructures
de méthane existantes. Une comparaison des
cotts de transport pour différents moyens de
transport est présentée 2 la Figure 6. Les pipe-
lines reconvertis et nouveaux y apparaissent
comme un choix clairement rentable pour les
importations d’hydrogéne sur des distances
allant jusqu'a quelques milliers de kilometres.
Des conduites internationales d’hydrogene de-
vraient relier 'UE au Maroc, a PAlgérie, a la
Tunisie, 2 'Egypte (via la Gréce), a la Russie,
a 'Ukraine, a la Norvege et au Royaume-Uni.
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Les couts de distribution doivent étre in-
clus dans le colt de livraison aux utilisateurs
finaux; ils dépendent du type d’utilisateur, de
la distance considérée, de la capillarité du sys-
teme de distribution et du type de distribution,
C’est-a-dire par canalisation de distribution
locale ou par camion. I’Agence internationale
de I'énergie estime que ce cott est de I'ordre
de 0,2 a 0,3 $/kgH, pour les canalisations de
distribution sur une distance de 300 km, tandis
que les cotts de distribution par camion dé-
pendent du type de transporteur utilisé et des
cotts de reconversion éventuels (AIE, 2019).

Le stockage d’hydrogene est appelé a jouer
un role crucial dans le développement du mar-
ché de I'hydrogene. Tout comme le méthane,
I'hydrogeéne ne sera pas consommé en perma-
nence au fil des jours, des mois et des saisons.
Pour faire correspondre I'offre a la demande, il
faut des installations de stockage, dont la durée,
la capacité, les cotts d’'injection et de soutirage,

ainsi que les caractéristiques physiques dif-
ferent. L'électricité — le vecteur énergétique le
plus important dans la transformation du sys-
teme énergétique — a des exigences similaires,
mais offre des capacités de stockage limitées,
en particulier sur des périodes de moyenne
et longue durée. Le stockage hydroélectrique
par pompage joue déja un role important a
cet égard. Le stockage de I'hydrogeéne pourrait
permettre des quantités beaucoup plus impor-
tantes, avec des gammes de disponibilité et de
colt variables selon les pays.

1l existe trois grands types de stockage pour
I'hydrogene : les réservoirs pressurisés, la réu-
tilisation de stockage de méthane et les cavités
salines. Les réservoirs pressurisés sont généra-
lement en surface, 2 haute pression (généra-
lement autour de 700 bars) et utilisés plutot
pour le stockage a court et moyen terme, tan-
dis que les cavités salines sont principalement
envisagées pour le stockage a long terme.

~ 6
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Figure 6. Comparaison des coiits de transport de I’hydrogene par pipeline et par voie maritime
Sources : AIE, 2019; EHB, 2021a; EWI, 2020 ; analyse des auteurs

Note : Les couts des pipelines dans la figure font référence aux pipelines terrestres. Dans l'analyse de cette étude, les pipe-

lines sous-marins sont supposés avoir un cott plus élevé de 25 a 30 % et ne pas étre plus longs que 1500 a 2000 km. Pour

les pipelines reconvertis, les cotts indiqués dans le graphique sont ceux de I'étude des cotts de 'EHB. Un cott supplémen-

taire pour 'amortissement des pipelines actuels pourrait devoir étre ajouté. Voir 'annexe A pour les hypotheses de cotits.
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Le potentiel technique du stockage en cavi-
tés salines en Europe est estimé a environ
2500 MtH, (Caglayan, 2020), la majorité étant si-
tuée dans le nord-ouest de I'Europe. Une étude
récente estime les besoins totaux en capacité
de stockage d’hydrogeéne en Europe en 2050 a
environ 450 TWh (GIE, 2021). Comme pour la
plupart des infrastructures, ces projets peuvent
avoir des délais de réalisation trés longs. La
méme étude estime qu’il faut de 1 a 7 ans pour
la réaffectation des actifs de stockage et de 3 a
10 ans pour les nouveaux projets de stockage.
Les différentes options sont caractérisées par la
part relative des cotits d’investissement par rap-
port aux cotts d’exploitation, mais les vitesses
d’injection et de soutirage jouent également un
role fondamental. Les réservoirs épuisés de gaz
naturel ou de pétrole et les aquiferes consti-
tuent d’autres possibilités de stockage.

La quantité de stockage nécessaire dans
une région donnée dépend de multiples fac-
teurs, tels que la corrélation entre l'offre et la
demande dans le temps et le degré d’intercon-
nexion interrégionale. Le bouquet électrique
utilisé pour la production d’hydrogene peut
également jouer un réle important. Une analyse
d’AFRY (voir le tableau 14 d’Agora EW, 2021)
montre que les besoins totaux en capacité de
stockage seraient les plus élevés en Europe du
Nord (2 12 %) tandis que les volumes totaux
injectés seraient les plus élevés en Europe du
Sud (avec un nombre de cycles complets en-
viron quatre fois plus élevé qu'en Europe du
Nord). Le cott actualisé du stockage est encore
trés incertain et varie fortement en fonction du
type d’installation de stockage et du nombre
de cycles complets par an. LAgence interna-
tionale de I'énergie indique un codt de 0,6 $/
kgH, (AIE, 2019), comparable a la fourchette
présentée par AFRY pour I'Europe, soit 0,19-
0,79 $/kgH,. La méme étude évalue le cotit des
réservoirs pressurisés dans une fourchette de

0,4-26,2 $/kgH,.
1.2.3. Cotit total livré
Une comparaison complete des colts de

I'hydrogene livré au consommateur final doit
tenir compte de tous les composants : le cott

de production (voir section 1.2.1) et le trans-
port (1.2.2) ne sont que les deux premiers.

Le prix payé par un utilisateur final indus-
triel peut inclure le cott de transport et de dis-
tribution (T&D) de I'électricité, du stockage de
I'hydrogene, du gazoduc ou du transport par
bateau, de I'éventuelle conversion et reconver-
sion, ainsi que des conduites de transport et de
distribution de I'hydrogene. Des cofts de dis-
tribution supplémentaires devraient étre ajou-
tés pour un systeme plus capillaire, comme la
livraison aux stations de ravitaillement.

Plusieurs caractéristiques doivent étre prises
en compte lors de l'analyse des différentes
technologies, sources d’énergie et origines.
Premierement, le fait que le projet soit destiné
a l'exportation d’hydrogéne ou a la consom-
mation intérieure. Deuxiemement, son empla-
cement par rapport au consommateur : 'usine
de production d’hydrogene (électrolyse ou a
partir de gaz) est-elle située prés de la source
d’énergie utilisée (par exemple, pres de la cen-
trale photovoltaique dédiée) ou pres du centre
de demande®. Si le projet est destiné a I'expor-
tation, il faut tenir compte de linfrastructure
disponible (gazoduc ou transport maritime)
et du colt correspondant (voir Figure 7). Les
composantes du colt peuvent avoir des am-
plitudes tres différentes selon le type de tech-
nologie, le pays d’origine et la localisation du
projet (voir Figure 7). Ces composantes ont été
utilisées pour estimer les colts présentés au
chapitre 3.

Lorsqu’on examine les cotts de production
de I'hydrogene, il est important de se rappe-
ler que seuls quelques projets existent, que la
plupart des gazoducs doivent encore étre re-
convertis ou construits, que les réductions des
cotts d’'investissement pour les électrolyseurs
doivent encore étre réalisées et que certains
éléments, comme les navires, n’existent pas.

13. Certains projets de production d’électricité peuvent
étre développés a proximité des centres de demande
d’hydrogene, ce qui réduit considérablement la nécessité
(et les colts associés) des réseaux d'électricité et
d’hydrogene. Une évaluation détaillée de ce potentiel doit

étre analysée.
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Les composantes de colt associées a chacun 1.3. Implications

de ces éléments présentent donc une incerti-

tude qui est représentée a la Figure 8. Les in- 1.3.1. Pour le secteur de l'électricité
certitudes associées 2 chaque élément de cott

peuvent faire augmenter le cott global jusqu’a Toute stratégie de déploiement de I’hydro-
50 % ou le faire baisser jusqu’a 40 %. gene décarboné doit étre intégrée dans des

stratégies plus larges en matiere d’énergie et de

a. Apercu général
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Figure 7. Composantes du cout de ’hydrogene livré

Note : Ces éléments de cout sont inclus dans I'analyse présentée au chapitre 3.

La Revue de I’Energie — Hors-série octobre 2021 89



WORLD |EUROPE
ENERGY
COUNCIL

S/kgH,

o

-

T&D

150
[

$/MWh

120

[ »

60

30

électricité  efficacité = CAPEX H2 eau électricité  stockage liquéfaction transport transport distrib. total

maritime H2 H2
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Source : Analyse par les auteurs

Notes : Voir 'annexe A pour les hypotheses de cotits.

climat (voir également CE, 2020d), notamment
la stratégie et la planification du secteur de
I'électricité. La forte augmentation de la puis-
sance des électrolyseurs, qui atteint 500 GW
d’ici 2 2050 selon les estimations présentées
dans cette étude, entrainera une hausse de la
demande d’électricité dans 'UE de 1400 TWh
supplémentaires, ce qui équivaut a pres de la
moitié de la production totale d’électricité ac-
tuelle dans I'UE et est égal a la demande totale
d’électricité du secteur industriel dans I'UE en
2050 dans le scénario 1,5TECH (CE, 2018).

La majorité de I'électricité consommée par
les électrolyseurs dans I'UE devrait étre pro-
duite par des centrales éoliennes et solaires
photovoltaiques, le reste provenant essentiel-
lement de I'énergie nucléaire’® et, dans une
moindre mesure, d’autres énergies renouve-
lables. La taille et la flexibilit¢ de la demande

14. Pour I'énergie nucléaire, I'analyse est conforme aux
projections de la Commission européenne, tant pour
I'horizon 2030 que pour I'horizon 2050.

d’électricité des électrolyseurs en font un tres
bon candidat pour servir d’outil de gestion
de la demande pour lintégration de I'éner-
gie éolienne et de I'énergie solaire photovol-
taique et pour l'utilisation optimisée de sources
pilotables a faible teneur en carbone. En outre,
I'hydrogene peut étre stocké et réutilisé pour la
production d’électricité lorsque la demande est
en pointe ou que les besoins de flexibilité sont
plus importants.

Certains aspects importants devront étre
abordés pour assurer l'intégration de I’hydro-
gene et des systemes électriques. Le premier
— et peut-étre le plus crucial — est de veiller
a ce que le déploiement des sources d’énergie
renouvelables pour les projets de production
d’hydrogeéne vienne en complément du dé-
ploiement des sources d’énergie renouvelables
pour la production d’électricité. Le risque de
«cannibalisation» des énergies renouvelables
pour la production d’hydrogene par rapport
aux énergies renouvelables pour la production
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d’électricité est réel, avec des possibilités d’ar-
bitrage pour les promoteurs de projets ¢oliens
et solaires photovoltaiques qui choisiraient la
mesure de soutien la plus élevée. La réglemen-
tation a un rdle tres important a jouer pour
éviter ce risque (voir section 2.3).

Un autre élément a prendre en compte est
le risque de subventions croisées entre les
consommateurs d’électricité et les consomma-
teurs de gaz. Le colt moyen total de I'électri-
cité devrait augmenter avec 'augmentation de
la part des énergies renouvelables, de back up
et de services réseau (AIE, 2021¢). Cela pose
la question de la rémunération des colts fixes
dans le secteur de Délectricité et du prix de
I'électricité pour la production d’hydrogene
afin d’éviter les subventions croisées entre les
consommateurs d’électricité et d’hydrogene.
Les responsables politiques doivent veiller a
ce que les premiers ne paient pas les mesures
de soutien a I'éolien et au solaire photovol-
taique déployés pour I'hydrogene consommé
par les seconds; il en est de méme pour les
colts découlant de mesures supplémentaires
telles que des cotts de réseau ou d’équilibrage
réduits ou nuls. Le cas de réduction de puis-
sance présenté dans la Figure 4 est envisagé
dans plusieurs projets. Une conséquence di-
recte est que I'électricité résiduelle (beaucoup
plus variable) est injectée dans le réseau élec-
trique. Comme pour le point précédent, une
méthodologie transparente doit étre mise en
place pour répartir équitablement le cott et la
valeur de I'électricité produite.

1.3.2. Sur I’'économie et sur la sécurité éner-
gétique et technologique

Le développement de I'économie de I'hy-
drogene comporte d’importants liens vers et
des implications conséquentes pour les éco-
systemes industriels globaux de I'UE, ainsi
que pour le développement économique en
général. Compte tenu du cott élevé actuel de
I'hydrogene décarboné, de nombreux pays ont
inclus des niveaux importants de dépenses
publiques dans les feuilles de route récem-
ment publiées. Ces dépenses sont destinées
a favoriser le développement industriel et la

création d’emplois et a accroitre la compéti-
tivité internationale des pays européens pour
la fabrication d’usines d’électrolyse et de leurs
composants.

La création d'un écosysteme industriel euro-
péen de 'hydrogene pourrait étre mise en péril
par la concurrence d’autres pays, notamment
la Chine. Selon le BNEF, le coft actuel des
électrolyseurs en Chine est trois a quatre fois
inférieur a celui des électrolyseurs fabriqués en
Europe. Le role de l'innovation et la capacité
de lindustrie a réaliser la réduction des cotts
attendue en temps voulu seront donc cruciaux
pour maintenir et consolider la position de lea-
der de I'Europe.

La sécurité énergétique est de plus en plus
liée a I'indépendance et a la sécurité techno-
logiques. La sécurité énergétique est définie
par la disponibilité ininterrompue de sources
d’énergie a un prix abordable (AIE, 2021b).
Alors que, par le passé, elle était principale-
ment déterminée par la dépendance a I'égard
des importations de combustibles fossiles (prin-
cipalement le pétrole et le gaz), la transition
énergétique met l'accent sur les technologies
a faibles émissions de carbone, trés intensives
en capital. Le maintien et I'élargissement du
savoir-faire technologique et de la fabrication
seront essentiels pour atteindre cet objectif.

1.3.3. Sur l'utilisation et les coiits de ['eau

La production de grandes quantités d’hy-
drogene décarboné nécessitera d’importantes
quantités d’eau, en fonction de la technologie
utilisée et des volumes d’hydrogéne produits.
Les technologies les plus gourmandes en eau
sont les électrolyseurs, dont la consommation
steechiométrique est de 9 litres/kgH,. Les cen-
trales de vaporeformage du méthane équi-
pées de CUSC consomment 5 a 7 litres/kgH,
(IEAGHG, 2017) tandis que la technologie de
pyrolyse a une consommation d’eau négli-
geable. Si l'on tient compte de la consomma-
tion d’eau globale des électrolyseurs (estimée
a 18-24 litres/kgH, (IRENA, 2020b)), la produc-
tion de 29,6 Mt d’hydrogene dans 'UE d’ici a
2050, telle qu’envisagée dans cette étude, ferait
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croitre la consommation d’eau annuelle au fil
des ans a environ 0,6 milliard de métres cubes
en 2050. Bien que cela ne représente que 0,3 %
de l'utilisation européenne d’eau douce (BM,
2021), cela pourrait poser des limites pour la
localisation des projets sur le continent.

La consommation d’eau des électrolyseurs
pourrait exercer une pression supplémen-
taire sur certains pays exportateurs potentiels
d’hydrogeéne pauvres en eau, par exemple
certains pays de la région du Moyen-Orient
et de I'Afrique du Nord, ce qui augmenterait
la demande d’eau dessalée. D’autres exporta-
teurs potentiels, comme la Russie, la Norvege
et 'Ukraine, ne devraient pas étre confrontés
a des problemes importants de disponibilité
de l'eau. Aujourd’hui, la composante du cott
de I'eau ne représente qu'une fraction du cott
total de production de I'hydrogene (de I'ordre
de 0,1 dollar/kgH, ou moins), mais son évolu-
tion dépendra des tendances du cott de l'eau.

2. Importations d’hydrogene

2.1. Les facteurs des

d’hydrogene

importations

Les importations d’énergie peuvent avoir
deux raisons principales : la rareté du bien
produit en Europe ou l'argument économique
clair en faveur de biens importés moins chers.
Limportation de grandes quantités d’énergie
peut avoir un impact sur la sécurité énergé-
tique, notamment lorsqu’il y a des considé-
rations géopolitiques. La multiplication des
sources d’approvisionnement réduit générale-
ment ce risque, mais une relation a plus ou
moins long terme avec les pays exportateurs
joue nécessairement un role essentiel.

Comme le montre le tableau 3, les cots de
production de I'hydrogene sont souvent moins
élevés dans les pays disposant d’énergies re-
nouvelables de trés grande qualité (comme
les pays d’Afrique du Nord) ou de ressources
gazieres moins cheres (comme la Russie, la
Norvege et I'Algérie) que dans 'UE. La com-
pétitivité relative du cotlt de I'hydrogene livré

aux utilisateurs finaux a partir de différentes
technologies, sources d’énergie et origines est
examinée au chapitre 3 pour certains pays
européens; elle peut varier considérablement
pour chaque projet.

La quantité annuelle d’hydrogéne décar-
boné produite a partir d’électrolyseurs dans
I'UE d’ici 2030 devrait étre inférieure a 3 MtH,
(100 TWh); la quantité produite a partir de
vaporeformage du méthane complété par du
CUSC a cette date n’a pas été quantifiée dans
cette étude en raison du manque de données.
L'écart entre la demande et la production inté-
rieure décarbonée laisse donc une large place
a des importations supplémentaires d’hydro-
geéne décarboné d’ici a 2030, a condition que
les conditions et les incitations appropriées
soient en place.

La demande annuelle totale d’hydrogene
d’ici 2050 dans I'UE, supposée dans cette
étude, est de 60 MtH,, soit 2000 TWh (voir
section 1.1.2 et Figure 2). Si cette demande
d’hydrogeéne devait étre satisfaite par une
production dans 'UE uniquement au moyen
d’électrolyseurs, la demande supplémentaire
d’électricité qui en résulterait s’éléverait a envi-
ron 2800 a 2900 TWh', soit presque I'équiva-
lent de la production d’électricité de 'ensemble
de I'UE aujourd’hui.

Les sources d’énergie renouvelables de-
vraient étre le moteur de la décarbonation du
secteur de I'électricité en Europe, I'éolien et
le solaire photovoltaique devant représenter
la majorité de la croissance de la production
d’électricité a partir d’énergies renouvelables.
La décarbonation de la production d’électricité
est une étape fondamentale pour la décarbo-
nation des secteurs de la demande finale grice
a une électrification accrue. Pour atteindre cet
objectif, la capacité éolienne et solaire pho-
tovoltaique de I'UE devra étre multipliée par
quatre d’ici 2050 par rapport a aujourd’hui
(voir la Figure 9).

15. Le rendement moyen des électrolyseurs alcalins, PEM et
SOEC atteint 75 % en 2050 pour les nouvelles installations,
contre 70 % en moyenne pour I'ensemble du parc.
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Pour que ce déploiement puisse couvrir
toute la demande supplémentaire d’électricité
pour la production d’hydrogéne, il faudrait
multiplier par huit la capacité combinée de
I'énergie é€olienne et solaire photovoltaique
par rapport a aujourd’hui. En outre, il fau-
drait déployer plus de 1000 GW de capacité
d’électrolyse fonctionnant avec un facteur de
capacité moyen de 30 %, ou 730 GW avec un
facteur de capacité moyen de 45 % (environ
4000 heures). Cette derniere solution nécessi-
terait alors 'adoption de mesures d’intégration
pour accueillir environ 400 GW de capacité
éolienne et solaire photovoltaique supplémen-
taire dans le systeme électrique.

Si le potentiel technique global des res-
sources €oliennes (2 terre et en mer) et so-
laires dans I'UE est considéré comme suffisant
pour couvrir ce déploiement, le déploiement
effectif dans certains pays pourrait se heurter
a des difficultés liées a I'occupation des sols et
a lacceptabilité de certains projets. Une pro-
duction supplémentaire pourrait provenir de
pays riches en ressources et a faible densité
de population (par exemple 'Espagne), ce qui
augmenterait les échanges intra-européens,
mais des réseaux de transport nationaux et

internationaux supplémentaires seraient néces-
saires, ce qui souléverait 2 nouveau la question
de l'acceptabilité par les populations locales.

Pour ces raisons, dans cette étude, on sup-
pose que 500 GW de capacité d’électroly-
seurs seraient déployés dans 'UE d’ici 2050,
conformément aux chiffres de la stratégie eu-
ropéenne pour '’hydrogene (CE, 2020a). Cela
se traduit par la production d’environ 29,6 Mt
d’hydrogene, soit un peu moins de 50 % de
la demande totale, et nécessite une produc-
tion supplémentaire d’électricité de 1400 TWh.
Avec ces chiffres, plus de la moitié de la de-
mande d’hydrogene serait satisfaite par des
importations en 2050.

L'augmentation de la production intérieure
d’hydrogene décarboné, en particulier dans les
pays ou les ressources renouvelables sont limi-
tées, dépendra également des choix techno-
logiques. Ces choix auront des conséquences
importantes sur le commerce intra-européen et
sur lincertitude des volumes d’importation en
provenance de pays non européens. La sec-
tion suivante présente les origines possibles
et les besoins d’investissement dans les pays
exportateurs.
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Figure 9. Puissance installée pour I’énergie solaire photovoltaique et I’énergie éolienne dans I’'Union

européenne, avec et sans capacité supplémentaire pour la production d’hydrogene, 2020-2050

Source : Sur la base des scénarios 1.5TECH et 1.5LIFE de la Commission européenne (CE, 2019b),

complétés par I'analyse des auteurs
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2.2. Comment rendre les importations
possibles?

Lorigine des importations d’hydrogene, le
type de technologie a faibles émissions de
carbone et la source d’énergie utilisée dépen-
dront des volumes requis et de la disponibilité
des infrastructures. D’ici 2030, toute nouvelle
demande d’hydrogeéne devra étre satisfaite par
la production d’hydrogéne décarboné, tandis
qu’une partie de la demande d’hydrogene exis-
tante sera probablement encore satisfaite par
de I'hydrogene gris car la production intérieure
ne sera pas suffisante pour une substitution
totale. Cela laisse une grande marge de ma-
noeuvre pour développer des projets pionniers
de production et d’exportation d’hydrogene
décarboné vers I'Europe. La reconversion des
gazoducs existants pour le méthane et I'utili-
sation du transport maritime pour les produits
dérivés tels que I'ammoniac sont deux solu-
tions possibles pour les importations (CCR,
2021) a cet horizon, car les longs délais néces-
saires pour développer des infrastructures sont
susceptibles de limiter le transport d’hydro-
gene et d’hydrogene liquéfié.

La fourchette des volumes dimportations
potentiels en 2050 est large. Comme l'indique
la Figure 2, entre 10 et 45 MtH, d’'importations
pourraient étre nécessaires pour répondre a la
demande d’hydrogene décarboné dans I'UE,
avec des implications tres différentes pour les
pays exportateurs (voir section 2.3). Un faible
niveau d’importations (environ 10 MtH,) en-
trainerait également de faibles taux d’utilisation
des infrastructures d’importation, ce qui ren-
drait les investissements supplémentaires non
rentables et augmenterait les cotts d’exploita-
tion en raison de volumes plus faibles.

Des importations de l'ordre de 30 Mt
d’hydrogéne sont comparables aux impor-
tations actuelles de méthane dans I'UE en
termes de volume, mais seulement un tiers
environ en termes d’énergie. Cest ce niveau
d’importations d’hydrogene décarboné qui
serait nécessaire dans le cas analysé a la sec-
tion 1.1.2. Dans le scénario 1.5TECH de la
Commission européenne, une part importante

(environ 30 %) de ces besoins se destinent aux
e-liquides ce qui laisse environ 21 Mt d’hydro-
gene sous forme pure et e-méthane. Une ana-
lyse supplémentaire devrait étre menée pour
comprendre I'impact sur les colts unitaires de
I'hydrogene transporté, tant par pipeline que
par voie maritime.

Pour ce qui concerne les origines de I'hydro-
gene, si la plupart des projets initiaux devraient
impliquer des contrats et accords bilatéraux,
a plus long terme c’est la concurrence entre
exportateurs qui devrait dominer. Les pays
voisins disposant de bonnes ressources seront
dans une meilleure position avec des cotts de
production d’hydrogene et des cotts de trans-
port inférieurs a ceux plus éloignés.

Les pays d’Afrique du Nord sont bien po-
sitionnés a cet égard, méme si a linstar de
nombreux pays en développement, la région
a connu et devrait continuer a connaitre une
forte hausse de la demande d’électricité. Selon
le scénario ProMed de I'Observatoire Méditer-
ranéen de I'Energie, d’ici 2 2050, la demande
d’électricité fait plus que doubler, bien que de
fortes mesures en matiere d’efficacité énergé-
tique limitent sa croissance. Pour décarboner le
secteur de Iélectricité, les capacités éoliennes
et solaires photovoltaiques combinées de-
vraient étre multipliées par 35 sur la période
2020-2050.

Un tres fort déploiement des électrolyseurs
pour les exportations d’hydrogeéne pourrait en-
trainer un doublement des ajouts de capacités
éoliennes et solaires photovoltaiques dans la ré-
gion, multipliant par 70 leur capacité combinée
par rapport a aujourd’hui (voir la Figure 10).
Il en résulterait une production totale d’hy-
drogene a des fins d’exportation d’environ
11,5 MtH,", soit environ 40 % des besoins
totaux d’importation de I'UE. La plus grande
partie de cette production pourrait étre trans-
portée par pipeline — du Maroc et de I'Algérie
(et éventuellement de la Mauritanie) vers I'Es-
pagne, de la Tunisie vers I'Italie, et de 'Egypte

16. Lutilisation supplémentaire d’hydrogéne pour les
usages domestiques n’est pas incluse dans ces calculs.
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Figure 10. Puissance installée pour I’énergie solaire photovoltaique et éolienne en Afrique du Nord,

incluant et excluant la capacité supplémentaire pour la production d’hydrogene, 2020-2050

Sources : Scénario ProMed de 'OME présentant la puissance électrique utilisée pour répondre a la demande d’électricité

(OME, 2021); analyse des auteurs concernant la puissance électrique pour la production d’hydrogene

(et éventuellement de la Libye) vers la Grece
et I'Ttalie — et de plus petites quantités pour-
raient étre transportées par bateau, sous forme
d’ammoniac décarboné.

Un déploiement aussi important de I'éner-
gie €olienne et solaire photovoltaique nécessi-
tera une forte mobilisation de capitaux et une
coordination des infrastructures (gaz, électri-
cité et eau), tout en supprimant les obstacles
réglementaires. Des inquiétudes peuvent surgir
concernant ce rythme rapide de déploiement,
I'implantation des projets et la disponibilité de
travailleurs qualifiés. Des mesures devront étre
adoptées pour garantir que les projets renou-
velables destinés aux exportations d’hydrogene
s'ajoutent a ceux destinés a l'usage domes-
tique, conformément aux principes appliqués
par 'UE.

Les 19 MtH, d'importations restantes néces-
saires a 'UE dans notre analyse peuvent étre
assurées par plusieurs pays ou régions, notam-
ment les pays du Golfe, le Chili, 'Australie,
I'Afrique du Sud et d’autres. La Russie, la Nor-
vege, I'Algérie et d’autres pays producteurs de
gaz sont bien placés et pourraient fournir de

I'hydrogene décarboné a faible cott, a partir
de vaporeformage du méthane avec CUSC et
de pyrolyse. Etant donné les faibles coftts de
production dans ces pays, nous supposons
dans les calculs suivants que la totalité de cette
quantité sera produite par des technologies
basées sur le gaz et exportée vers 'UE depuis
ces pays.

Les dépenses globales pour les projets de
production d’hydrogene et I'infrastructure né-
cessaire pour exporter vers 'UE les 30 Mt dont
elle aura besoin d’ici 2050 comprennent les
investissements dans les usines de production
d’hydrogene, les centrales éoliennes et solaires
photovoltaiques associées, les dépenses d’ap-
provisionnement en gaz et les infrastructures
d’exportation.

La Figure 11 présente une estimation des in-
vestissements nécessaires pour les installations
de production d’hydrogene (€lectrolyseurs,
vaporeformage du méthane avec CUSC et ins-
tallations de pyrolyse) indispensables pour
produire les 60 MtH, requis pour répondre a
la demande européenne d’hydrogene. Elle est
basée sur la répartition suivante : 500 GWel
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d’électrolyseurs déployés dans 'UE, 200 GWel
d’électrolyseurs en dehors de I'UE et 80 GWH,
de capacité de production d’hydrogene a partir
de gaz en dehors de I'UE.

Les puissances annuelles des électrolyseurs
et des unités de gaz augmentent au cours de
la période étudiée, jusqu'a atteindre plus de
50 GW supplémentaires en 2050. De méme,
les investissements annuels pour les usines de
production d’hydrogéne devraient augmen-
ter au fil du temps jusqu’a atteindre pres de
23 milliards de dollars en 2050. La réduction
des couts d’investissement contribue a limiter
les besoins d’investissement au fil du temps.
Les capacités additionnelles en provenance des
installations de production a gaz sont moins
importantes que celles des électrolyseurs du
fait de leurs taux dutilisation plus élevés. Les
colts d’investissement unitaires sont quant a
eux plus élevés. Les besoins en investissements
sur la période 2021-2050, dans le but d’installer

Demande d'hydrogéne

.75 60
T T
= :

60 48

45 36

30 24

15 12

2030 2050 2020 2030

W EU - Electrolyseurs

Ajouts annuels de puissance

m Importé - Electrolyseurs

les 700 GW d’électrolyseurs et les 80 GW d’hy-
drogene a base de gaz, atteignent un peu plus
de 410 milliards de dollars. 40 % de ce montant
(soit quelque 160 milliards de dollars) se des-
tine aux investissements hors UE.

Les besoins en investissements pour les cen-
trales éoliennes et solaires photovoltaiques
nécessaires a la production d’électricité des
200 GW délectrolyseurs hors UE s'élevent a
180 milliards de dollars, auxquels il faut ajou-
ter environ 140 milliards de dollars pour le
méthane nécessaire au vaporeformage avec
CUSC et aux usines de pyrolyse. Au total, les
investissements pour les projets de produc-
tion d’hydrogeéne en dehors de 'UE s’élevent a
480 milliards de dollars.

En plus de ces investissements, environ 250 2
500 milliards de dollars sont nécessaires pour le
transport vers 'Europe des 30 Mt d’hydrogene
de l'analyse via les pipelines, les terminaux

Investissements annuels

30

24

milliards de $

18

12

2040 2050 2020 2030 2040 2050

M Importé -
SMR avec CUSC/pyrolyse

Figure 11. Demande d’hydrogene, ajouts annuels de capacité

et investissements dans les usines de production d’hydrogene, 2020-2050

Source : Analyse des auteurs

Note : La capacité basée sur le gaz dans le deuxiéme graphique est exprimée en «équivalent GW d’électricité» a des fins de

comparaison.
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portuaires et les navires. Cette fourchette large
d’estimation provient d'une grande incerti-
tude sur plusieurs sujets, a savoir les couts des
pipelines neufs et reconvertis, les estimations
en matiere de commerce maritime (navires et
terminaux d’exportation), la part du commerce
relative entre les pipelines et le maritime, et
aux pays d'origine (et distances correspon-
dantes). En outre, des technologies telles que
la pyrolyse pourraient permettre d’utiliser les
gazoducs existants si les usines de production
d’hydrogene étaient situées a proximité des
centres de demande. Deux méthodologies ont
été utilisées pour cette estimation, avec des
résultats similaires : I'une, ascendante, estime
le nombre et la taille des gazoducs, terminaux
et navires, la seconde, descendante, utilise la
partie CAPEX du coit de livraison dans I'ana-
lyse LCOH. Les investissements dans les instal-
lations de stockage ne sont pas inclus.

Si 'on prend la moyenne des dépenses
nécessaires estimées pour les infrastructures,
les besoins d’investissement totaux pour les
exportations d’hydrogéne vers I'UE s’élévent
a environ 900 milliards de dollars. Ce niveau
d’investissement nécessitera une certaine forme
de soutien par le biais de partenariats interna-
tionaux et de mesures de soutien aux consom-
mateurs au sein des pays européens, au moins
pendant les premiéres années de déploiement.
Les volumes initialement faibles d’hydrogene
décarboné, transitant a la fois par les infras-
tructures d’importation vers 'UE et entre les
pays européens, nécessiteront des plans précis
et une structure tarifaire sur le long terme pour
éviter des colts trop élevés a 'endroit des pre-
miers utilisateurs.

2.3. Les conditions d’un succes mutuel

Le développement simultané de la demande,
de la production et des projets d’infrastruc-
ture pour 'hydrogéne décarboné au sein de
I'UE nécessitera des efforts de coordination
considérables entre les décideurs politiques,
les régulateurs, les industriels producteurs
et les consommateurs. Ces efforts de coordi-
nation devront inclure les pays exportateurs,
notamment sur le sujet du développement

de l'ensemble des infrastructures (hydrogene,
électricité, gaz, chaleur) a I'intérieur et hors de
I'UE. Des regles et des approches communes
devront étre mises en place sur I'ensemble de
la chaine de valeur, notamment le cadre régle-
mentaire pour 'importation d’hydrogene et les
voies de transit vers et a I'intérieur de ’'Europe.

Lélectrification accrue et la production inté-
rieure d’hydrogéne réduiront les besoins en
importations d’énergie dans 'UE. Néanmoins,
des importations importantes seront encore
nécessaires pour répondre a la demande glo-
bale d’hydrogene de I'UE d’ici 2050. Comme
on l'a vu dans la section précédente, de gros
investissements dans des projets de production
d’hydrogene et des infrastructures d’approvi-
sionnement seront nécessaires dans les pays
exportateurs. Ces investissements seront cru-
ciaux tant pour les pays exportateurs que pour
les pays importateurs. Lensemble des objectifs,
des politiques de soutien et de la réglemen-
tation de I'UE devrait donc viser a créer un
ensemble cohérent de mesures pour les pays
de I'UE et au-dela, y compris les pays expor-
tateurs, et a offrir une visibilité claire, transpa-
rente et durable aux investisseurs intra et hors
UE. L’acces a un financement a faible cott va
jouer un role clé dans la plupart des projets,
y compris dans les pays exportateurs.

Le respect du principe d’additionnalité dans
les pays exportateurs sera également cru-
cial pour le déploiement réussi des projets
d’exportation. L’hydrogene décarboné devrait
rester plus cher que les autres sources d’émis-
sions de CO, pendant de nombreuses années,
voire de décennies. Une communication claire
et efficace sur les colts et les avantages de la
transition énergétique (des ressources a2 base
d’hydrogeéne en particulier) a destination du
grand public sera essentielle pour garantir son
acceptation.

Une premiere étape importante pour éta-
blir des conditions de concurrence équitables
consiste a élaborer des normes de qualité inter-
nationales a I'échelle de I'UE, avec des spéci-
fications techniques claires pour la qualité de
I'hydrogene consommé, transporté ou mélangé
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via des pipelines d’hydrogene dédiés ou le
transport maritime. Les normes de sécurité se-
ront également trés importantes, tout comme
le suivi, la notification et la vérification.

Une deuxieme étape consiste a établir une
norme a l'échelle de I'UE pour I'hydrogene
décarboné, tant intérieur qu'importé, qui cer-
tifie la nature décarbonée de sa production.
Il serait utile d’élaborer une définition qui tien-
drait compte des émissions de gaz a effet de
serre sur 'ensemble du cycle de vie. Ceci offri-
rait une visibilité sur le long terme pour le dé-
ploiement de toutes les technologies et sources
d’énergie a faibles émissions de carbone.

L'hydrogene décarboné est aujourd’hui plus
colteux que d’autres solutions plus polluantes
et il nécessitera donc une certaine forme de
soutien public. En particulier, au début de la
phase de déploiement, lorsque les cotts sont les
plus élevés et que les volumes totaux déployés
ne permettent pas I'établissement d’'un marché
liquide, les accords bilatéraux et partenariats
internationaux seront cruciaux dans la mise en
place de projets d’exportation. Des mesures de
soutien telles que des CFD (contract for diffe-
rence) ou les CCFD (carbon contract for diffe-
rence) pour les clients européens pourraient
étre utilisées, garantissant ainsi des accords de
type Contrat d’Achat d’Electricité (PPA — Power
Purchase Agreement) pour les fournisseurs.
Ce soutien sera probablement payé par les
contribuables ou les consommateurs euro-
péens, y compris pour les projets d’exporta-
tion, ce qui pourrait avoir des répercussions
sur la balance commerciale européenne.
Un risque de subventions croisées entre les
consommateurs de gaz et d’hydrogene peut
provenir de la réaffectation des actifs gaziers
tels que les gazoducs, les terminaux GNL ou le
stockage (ACER CEER, 2021). Un autre aspect
important 2 prendre en compte est la régle-
mentation concernant l'acces, l'utilisation et le
paiement du réseau électrique des installations
éoliennes et solaires photovoltaiques, car cela
peut avoir un impact significatif sur l'utilisation
des électrolyseurs.

Un autre avantage pour les importateurs
et les exportateurs est celui du développe-
ment industriel induit par les projets d’expor-
tation. La demande de composants industriels
pour les usines peut favoriser I'industrie euro-
péenne, tandis que I'exportation de savoir-faire
industriel peut stimuler la fabrication locale et
la création d’emplois, offrant ainsi des avan-
tages mutuels aux partenaires commerciaux.

L'établissement dune table ronde de haut
niveau entre exportateurs et importateurs pour
I'élaboration dune feuille de route commune
sur I'hydrogene permettrait de lever les incer-
titudes et d’accélérer le développement de
I'hydrogene. Elle permettrait d’explorer tous
les potentiels, les parametres, les éventuelles
étapes, ainsi que les conditions de dévelop-
pement d’'une infrastructure commune et per-
mettrait de rechercher les bénéfices industriels
mutuels.
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3. Profils des pays
3.1. Autriche

Points clés :

1. L'Autriche est située au coeur de l'in-
frastructure gazieére de 'Europe continentale et
peut jouer un role central dans sa transforma-
tion vers 'hydrogéne. Avec 60 % d’hydroélec-
tricité dans son bouquet électrique — l'une des
parts les plus élevées d’Europe — I’Autriche
peut utiliser sa flexibilité pour intégrer une
proportion élevée d’énergie €olienne et solaire
photovoltaique, tant pour la production d’élec-
tricité que pour celle d’hydrogene.

2. Aujourd’hui, la demande d’hydro-
geéne est estimée a environ 0,14 MtH,. Elle est
principalement satisfaite par de la production

d’hydrogene gris. Une premiére phase prévoit
son remplacement par de I'hydrogeéne renou-
velable dans les applications industrielles dif-
ficiles a décarboner par I'électrification. Les
ambitions et objectifs élevés en matiere de
décarbonation laissent présager d’'un niveau
important d’importations — environ 70 % d’ici
a 2050. Le déploiement des infrastructures et
des sources dapprovisionnement sera crucial
pour atteindre cet objectif.

3. La production intérieure dhydro-
géne peut bénéficier des vastes ressources
hydroélectriques de I’Autriche, surtout a court
et moyen terme, pour remplacer I'utilisation
actuelle d’hydrogene gris. A plus long terme,
une évolution vers I'hydrogéne importé est
attendue, avec 'augmentation des besoins en
hydrogene et la baisse des cotts de I'hydro-
gene importé.

Additionnel, du fait

Prévu/projeté de la production

d’hydrogene
2030 2050 | 2030 2050

Demande

d’hydrogene (M 0.14

Importations
d’hydrogene

0.14 - 0.19

0.11 - 0.12

0.6-15 - -

04-1.1 - -

Solaire
photovoltaique

Folien offshore [GW] -
Investissement en [dépenses
électrolyseurs en $.]

0.6 -2

26 - 41 0.2-0.7 1.3-27

44-8 - -

Tableau 4. Principaux indicateurs en Autriche
Sources : AT BMK, 2019a; AT BMK, 2019b; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogene en 2020 font référence a I'hydrogene gris. La production d’hydrogéne en

2030 concerne uniquement I'hydrogene décarboné; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du

CO,, soit par des importations. Le symbole «-» représente soit z€ro, soit sans objet. Les importations négatives représentent

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfere a 2019. Les investissements se rapportent aux périodes

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.
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Figure 12. Coiits indicatifs de I’hydrogene fourni a un client industriel type en Autriche,
selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050

Source : Analyse des auteurs
Notes : Le cott indiqué pour le réseau électrique se réfere a la puissance utilisée a plein temps (taux d'utilisation de 93 %).

Un taux d'utilisation plus faible peut étre envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. La production d’hydro-

gene a partir de ressources hydroélectriques a un potentiel limité. Voir 'annexe A pour les hypotheses de cots.
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3.2. France

Points clés :

1.  Une  production  supplémentaire
d’électricité nucléaire a partir du parc existant
peut assurer une production d’hydrogene de
l'ordre de 2 MtH, en 2030, soit plus du double
de la demande actuelle. Pour remplacer la pro-
duction actuelle d’hydrogene gris, il faudrait
faire passer le facteur d’'utilisation du parc nu-
cléaire d'une moyenne de 70 % a environ 80 %.
Cela serait suffisant pour alimenter la totalité
de la capacité des électrolyseurs de 6,5 GW
envisagée dans la stratégie nationale francaise
pour I'hydrogéne, avec un facteur de charge
des électrolyseurs supérieur a 80 % — environ
3 fois plus élevé que pour I'éolien et le solaire
photovoltaique.

2. La production d’électricité en France
est déja fortement décarbonée. Lindustrie
est la premiere cible de la décarbonation par

I'hydrogene, suivie des transports. La France a
pour ambition de développer une chaine de
valeur entierement intégrée de I’hydrogene
afin d’accroitre son indépendance technolo-
gique et de renforcer sa sécurité énergétique,
tout en ayant des répercussions positives pour
la croissance industrielle et économique.

3. La production d’hydrogéne décarboné
via une augmentation de la production d’élec-
tricité dans le parc nucléaire existant est 'op-
tion la moins colteuse en France a court terme.
A plus long terme, la production d’hydrogéne
et celle d’électricité devront étre totalement
intégrées, la production d’hydrogéne a partir
d’énergies renouvelables devenant profitable,
notamment en provenance d’Afrique du Nord.
La production supplémentaire d’hydrogene
décarboné pourrait provenir de la suppression
du plafond de 50 % imposé a la production
d’électricité a partir de I'énergie nucléaire.

Additionnel, du fait
de la production
d’hydrogene

Prévu/projeté

Demande d’hydrogene (Mt] 0.9

2030 2050

Importations
d’hydrogene

Solaire photovoltaique [GW] 11.7

41 - 46

65— 68 - 0-3

Eolien offshore [GW] 0.002

2 10 - 0-2

[dépenses

en $.] 571

¢électrolyseurs

600 - 610

660 - 690 50 88 — 190

Tableau 5. Principaux indicateurs en France
Sources : FR Gov, 2020a; FR Gov, 2020b; OME, 2021 ; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogene en 2020 font référence a4 I'hydrogene gris. La production d’hydrogene en

2030 concerne uniquement '’hydrogene décarboné; le reste de la demande est satisfait soit par une production émettant du

CO,, soit par des importations. Le symbole «-» représente soit z€ro, soit sans objet. Les importations négatives représentent

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfere a 2019. Les investissements se rapportent aux périodes

2021-2030 et 2031-2050 respectivement. La production nucléaire est plafonnée 4 50 % de la production totale d’électricité.
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Figure 13. Coits indicatifs de I’hydrogene fourni a un client industriel type en France,
selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050
Source : Analyse des auteurs

Notes : La production d’hydrogene a partir de la production d’électricité d’origine nucléaire en 2030 et 2050 est obtenue en
portant le taux d'utilisation du parc nucléaire a 80 % en 2030 et a 90 % en 2050, avec une production d’hydrogene correspon-
dante de 1 Mt et 2 Mt respectivement. Pour les nouvelles centrales en 2050, le prix considéré est inférieur au coit actualisé
de I'électricité (LCOE), étant donné le nombre plus élevé d’heures creuses de la production supplémentaire. Le cott indiqué
pour le réseau électrique se réfere a la capacité utilisée a temps plein (taux d’utilisation de 93 %). Un taux d'utilisation plus
faible peut étre envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. Voir I'annexe A pour les hypotheéses de cofits.
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3.3. Allemagne

Points clés :
1.  L’Allemagne représente prés d’'un quart
de la demande de combustibles fossiles dans
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=
o
=
=
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I'UE par la consommation finale. I’hydrogene
est envisagé comme un vecteur énergétique clé
pour sa décarbonation, en particulier dans les
secteurs de lindustrie et des transports. Pour
la production d’hydrogene décarboné, l'accent
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Figure 14. Coiits indicatifs de I’hydrogene fourni a un client industriel type en Allemagne,

selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050

Source : Analyse des auteurs

Notes : Le cout indiqué pour le réseau électrique se réfere a la capacité utilisée a plein temps (taux d’utilisation de 93 %).

Un taux d'utilisation plus faible peut étre envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. Voir 'annexe A pour les

hypotheses de cofits.
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est mis sur I'électricité renouvelable. Le vapore-
formage du méthane avec CUSC et la pyrolyse
devraient y contribuer 2 moyen terme. L'Alle-
magne possede une industrie manufacturiere
solide, notamment pour les électrolyseurs et la
pyrolyse. Selon la stratégie nationale allemande
en matiere d’hydrogene, environ 9 milliards
d’euros seront consacrés a la premiere phase
de déploiement, dont 7 milliards pour des pro-
jets nationaux et 2 milliards pour la mise en
ocuvre de partenariats internationaux.

2. En 2020, PlAllemagne représentera
environ 40 % de la puissance solaire photo-
voltaique installée dans I'UE, un tiers de la
puissance éolienne terrestre et plus de 50 % de
la puissance €olienne en mer. Les énergies re-
nouvelables représentent aujourd’hui environ
45 % du bouquet électrique et ces trois tech-
nologies seront essentielles pour le décarboner

completement ce qui a d’importantes consé-
quences sur l'utilisation du potentiel restant
pour la production d’hydrogene.

3. LAllemagne est en passe de deve-
nir le plus grand importateur d’hydrogene en
Europe, les importations satisfaisant environ
70 % de sa demande d’hydrogene. Lhydrogene
importé peut étre compétitif en termes de cots
par rapport a la production nationale d’hydro-
gene renouvelable, en particulier lorsqu’il s’agit
de pays voisins comme la Russie ou les pays
d’Afrique du Nord. Les incertitudes au sujet de
la demande d’hydrogene a long terme et du
déploiement d’électrolyseurs pour la produc-
tion intérieure peuvent avoir des répercussions
importantes sur les importations en Allemagne.

Additionnel, du fait
de la production
d’hydrogene

Prévu/projeté

2030 2050 | 2030 | 2050
27-33  114-21 - -

1.1-29 82-155

Solaire photovoltaique 53.8 100 145 - 0-10
Eolien offshore [GW] 7.7 20 43 4.0 25 - 37
I/nvest1ssement en [dépenses 3.6 17 - 36 ) )
¢électrolyseurs en $.]

Tableau 6. Principaux indicateurs en Allemagne
Sources : BMWi, 20202 ; BMWi, 2020b; WEC Germany et LBST, 2020 ; EEG, 2021 ;
WindSeeG, 2016; DENA, 2018; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogeéne en 2020 font référence 4 I'hydrogene gris. La production d’hydrogene en

2030 concerne uniquement 'hydrogéne décarboné; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du

CO,, soit par des importations. Le symbole «-» représente soit z€ro, soit sans objet. Les importations négatives représentent

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfere a 2019. Les investissements se rapportent aux périodes

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.
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3.4. Italie

Points clés :

1.  LTtalie occupe une position centrale
en Méditerranée et a l'ambition de devenir
un hub hydrogéne entre I’Afrique du Nord
et 'Europe. Elle possede des centres de de-
mande industrielle essentiels, d’importantes
ressources renouvelables, en particulier dans
le sud du pays, et une infrastructure gaziere
bien développée. La reconversion d’au moins
une partie de son infrastructure d’importation
existante et le développement éventuel de
nouvelles connexions a travers la Grece pour-
raient renforcer son role dans le commerce de
I'hydrogene.

2. Le développement de vallées de I'hy-
drogene est une priorité de la feuille de route
italienne, qui soutient les premiéres percées en
termes de demande d’hydrogene décarboné et

Demande d’hydrogene [Mt] 0.48

Importations d’hydrogene [Mt]

Solaire photovoltaique

de production locale. A long terme, une forte
croissance de la demande est déterminée pour
que les importations couvrent pres des deux
tiers de la consommation totale estimée. Ce
déploiement peut également avoir des impli-
cations substantielles pour I'écosysteme manu-
facturier des petites et moyennes entreprises
(PME) italiennes.

3. Les colts de production de I'hydro-
gene décarboné sont comparables pour la pro-
duction nationale et les importations lorsque
les ressources sont de qualité, méme si les im-
portations d’Afrique du Nord devraient rester
moins cheres jusqu’en 2050. La pyrolyse et le
vaporeformage du méthane avec CUSC pour-
raient s"avérer une option supplémentaire inté-
ressante, mais cela dépendra largement du prix
du gaz (biogaz et méthane) et de leur inclusion
ou non dans les approches a long terme de
I'Ttalie et de 'Europe.

Additionnel, du fait
de la production
d’hydrogene

te

2050 | 2030 2050

Prévu/projeté

Eolien offshore [GW]

Investissement en
électrolyseurs

[dépenses
en $.]

3.6-45 22-27 - -

Tableau 7. Principaux indicateurs en Italie
Sources : MISE, 2019; MISE, 2020; SNAM, 2019; OME, 2021 ; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogene en 2020 font référence a '’hydrogene gris. La production d’hydrogene en

2030 concerne uniquement 'hydrogene décarboné; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du

CO,, soit par des importations. Le symbole «-» représente soit z€ro, soit sans objet. Les importations négatives représentent

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfere a 2019. Les investissements se rapportent aux périodes

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.
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Figure 15. Coiits indicatifs de ’hydrogene fourni a un client industriel type en Italie,
selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050
Source : Analyse des auteurs
Notes : Le cott indiqué pour le réseau électrique fait référence a une capacité utilisée a plein temps (taux d’utilisation de
93 %). Un taux d'utilisation plus faible peut étre envisagé pour utiliser principalement les heures creuses. Voir 'annexe A
pour les hypotheses de cots.
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3.5. Espagne

Points clés :

1.  LEspagne dispose d’importantes res-
sources renouvelables. Ses cotts de produc-
tion d’hydrogene sont ainsi parmi les plus bas
d’Europe. A court et moyen terme, sa feuille de
route nationale pour 'hydrogeéne est axée sur
le développement de l'industrie nationale et de
la chaine de valeur de I'hydrogéne. A plus long
terme, le pays est bien placé pour devenir un
exportateur potentiel vers le reste de I'Europe,
en partie grice 2 sa densité de population plus
faible que celle des autres pays européens, et
a son infrastructure énergétique bien dévelop-
pée, notamment ses réseaux d’électricité et de
méthane qui pourraient étre réutilisés pour
I'hydrogene.

2. La décarbonation des secteurs finaux
et 'objectif de 100 % d’énergies renouvelables
pour la production d’électricité nécessiteront

une accélération significative du déploiement
des ressources éoliennes et solaires. D’ici a
2050, le solaire photovoltaique devra étre mul-
tiplié par sept ou huit et I'éolien par quatre
pour décarboner I'électricité et répondre a la
production d’hydrogene prévue, dont 85 %
devraient répondre a la demande, le reste pou-
vant étre exporté. L'exportation d’hydrogene
renouvelable  supplémentaire  nécessiterait
un déploiement supplémentaire des énergies
renouvelables.

3. En raison de sa situation stratégique a
proximité de 'Afrique du Nord et entre la mer
Méditerranée et 'océan Atlantique, 'Espagne
est bien placée pour devenir a long terme un
important pays de transit. Pour ce faire, il fau-
dra poursuivre le déploiement des infrastruc-
tures avec 'Afrique du Nord et vers le reste de
I'Europe, ce qui nécessitera une collaboration
internationale renforcée et un cadre réglemen-
taire clair.

Additionnel, du fait de la
production d’hydrogene

Prévu/projeté

Demande d’hydrogene [Mt] 0.5

2030 2050 2030 2050

[Mt] -

Solaire photovoltaique ([GW]

[GW] -

[dépenses
en §.]

29 20 - 27 - -

Tableau 8. Principaux indicateurs en Espagne
Sources : MITECO, 2020a ; MITECO, 2020b; SP Gov, 2021 ; OME, 2021; analyse des auteurs

Notes : La demande et la production d’hydrogene en 2020 font référence 4 I'hydrogene gris. La production d’hydrogene en

2030 concerne uniquement I’hydrogene décarboné; le reste de la demande est satisfait soit par la production émettant du

CO,, soit par des importations. Le symbole «-» représente soit zéro, soit sans objet. Les importations négatives représentent

des exportations. La production d’électricité pour 2020 se réfere a 2019. Les investissements se rapportent aux périodes

2021-2030 et 2031-2050 respectivement.
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Figure 16. Coiits indicatifs de I’hydrogéne fourni a un client industriel type en Espagne,
selon certains pays et diverses technologies, 2030 et 2050
Source : Analyse des auteurs

Notes : Le cott des champs photovoltaiques en 2050 inclut la production des centrales ¢oliennes pour 1000 heures sup-
plémentaires d’utilisation de I'électrolyseur. Le coit indiqué pour le réseau électrique se réfere a la capacité utilisée a plein
temps (taux d’utilisation de 93 %). Un taux d’utilisation plus faible peut étre envisagé pour utiliser principalement les heures
creuses. Les couts de transport du gaz pourraient étre moins €élevés si les centrales et les électrolyseurs dédiés sont tous deux

construits a proximité des centres de demande. Voir 'annexe A pour les hypothéses de cotts.
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Conclusions

Pour atteindre l'objectif de 'Union euro-
péenne de zéro émissions nettes de gaz a effet
de serre, il faudra procéder 2 une transforma-
tion sans précédent, a un rythme sans précé-
dent, en combinant toutes les sources et les
vecteurs d’énergie propre disponibles. L'électri-
cité va jouer un rdle central, par sa propre dé-
carbonation et par I'électrification accrue des
secteurs finaux. Mais tout ne peut pas facile-
ment étre €lectrifié. Lhydrogene a le potentiel
de devenir le deuxieme plus important vecteur
énergétique dans la décarbonation du sys-
teme énergétique, avec une contribution plus
grande, notamment dans les secteurs difficiles
a décarboner.

L'UE est un importateur net d’énergie depuis
des décennies. Aujourd’hui, elle importe plus
de 80 % du méthane qu’elle utilise et 95 %
de son pétrole. Cette demande devrait dimi-
nuer au cours des prochaines décennies, grace
au passage a l'électricité, aux mesures d’effi-
cacité énergétique et a l'usage direct d’éner-
gies renouvelables dans les utilisations finales.
La production intérieure d’hydrogeéne décar-
boné peut augmenter et maximiser 1'utilisation
des ressources a faible teneur en carbone en
Europe, réduisant encore le besoin d'importa-
tions. Une grande incertitude entoure les im-
portations potentielles d’hydrogeéne qui varient
considérablement selon les scénarios. La four-
chette estimée dans cette étude pour les quan-
tités d’hydrogéne importé est comprise entre
18 et 50 MtH, en 2050.

Le niveau de pénétration de I'hydrogene
décarboné et de ses produits dérivés dépen-
dra également de sa rentabilité par rapport
aux autres sources d’énergie. Pour réaliser des
économies d’échelle et obtenir des réductions
de colts, de nombreux projets sont en cours
de planification et de développement en Eu-
rope et dans le monde. Ces projets joueront
un role crucial non seulement pour produire
les réductions de couts attendues mais aussi
pour assurer la viabilité des projets de pro-
duction d’hydrogene, tant pour la production
domestique que pour les exportations depuis

les pays voisins. Maintenir le colt du capital a
des niveaux bas pour tous les projets bas car-
bone — a la fois en Europe et pour les projets
d’exportation — sera d’une importance capi-
tale pour que la transition énergétique reste
abordable.

Ces projets, ainsi que le déploiement pro-
gressif des infrastructures a plus court terme
(2025-2030), seront essentiels pour pouvoir
répondre a long terme a l'accroissement de
la consommation, de la production et des
échanges. Atteindre des niveaux significatifs
de demande d’hydrogene et de produits déri-
vés décarbonés a prix abordable dépendra de
plusieurs facteurs. Premierement, cela dépen-
dra de la capacité des décideurs politiques a
intégrer en une vision unique les stratégies des
secteurs et des combustibles : cela passe par
un soutien économique équitable, en veillant
a ce que les projets €oliens et solaires photo-
voltaiques s’ajoutent a ceux nécessaires pour
répondre 2 la demande d’électricité, en évitant
les subventions croisées entre secteurs et en
mettant en place les mesures réglementaires
appropriées pour le commerce en temps voulu.
Deuxieémement, la capacité de l'industrie éner-
gétique a réaliser les réductions de cofts at-
tendues, par la promotion de l'innovation et
de la compétitivité industrielle, aura un role
déterminant a jouer. Troisiemement, la création
de relations stables avec les principaux par-
tenaires commerciaux, le développement des
infrastructures nécessaires, la visibilité a long
terme pour les investisseurs et la possibilité
pour tous les projets décarbonés de contribuer
sur un pied d’égalité seront également décisifs.
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Annexe A

Valeur

Colt moyen pondéré du capital % 4,5 %

Pouvoir calorifique de I'hydrogene (PCD MJ/kg 120,1

Taux de captage du CO, (CUSC) % 90 %

Tableau 9. Indicateurs généraux

‘ Pays européens ‘ Afrique du Nord ‘ Russie

Unit¢ | 2030 2050 | 2030 2050 | 2030 2050

Prix du CO, $/tonneCO, 90 175 - - - -

Tableau 10. Prix du gaz et du CO, par région

| 2030 | 2050
Champs Eolien  Eolien _ . | Champs Eolien  Eolien
. 7 Nucdéaire . o
PV onshore offshore PV onshore offshore

Autriche % 12 % 27 % n.a. n.a. 13 % 28 % n.a. n.a.

Unité Nucléaire

Allemagne % 11 % 27 % 50 % n.a. 12 % 28 % 55 % n.a.

Espagne % 20 % 29 % 45 % n.a. 21 % 30 % 47 % n.a.

Maroc % 25 % 33 % 42 % n.a. 26 % 35 % 45 % n.a.
Australie % 26 % 32 % 40 % n.a. 28 % 34 % 45 % n.a.
Cot

. . $/ 4200 4200
?n glrlestlsse— W 450 1380 2200 - 5500 350 1300 1750 4500

Tableau 11. Taux d’utilisation et cotlit d’investissement (nouvelle unité de production d’électricité)
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Electrolyse A partir de méthane

Vaporefor-
mage avec  Pyrolyse
CSC

Moyenne

Alcaline PEM o
pondérée

Unité

Cot

. . $/kW  390-760 350-730 1450-2200  450-850 1360 950
d’investissement

Efficacité des nou-

o % 65 % 65 % 72 % 65 % 69 % 52 %
velles unités
Durée de vie années 20 20 20 20 20 20

Cot
d’investissement

$/kW  270-590 160-400  500-880 270-560 1280 500

Efficacité des nou-

p % 75 % 72 % 82 % 75 % 76 % 54 %
velles unités

Durée de vie années 25 25 25 25 25 25

Tableau 12. Cout d’investissement et parametres-clés des installations de production d’hydrogene
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Taux Durée de

CAPEX Capacité > d’utili- | construc- | S
. ) de vie
sation tion
unité unité e [années] | [années]
T rt Milli kt
ransport par-— g 5 RIONS 340 PA 500 75%
pipeline de $/km an

Distribution 0.5 Millions kt par 5.0 % 80 %
par pipeline de $/km
Terminal Milliards
0,29 de §/ 3190 réser- 4,0 % - 2 30
d’exportation P . .
réservoir voir
Terminal Milliards t/réser-
» . 0,32 de §/ 3550 . 4,0 % - 2 30
d’importation B .
réservoir

Tableau 13. Coit d’investissement et parametres-clés des gazoducs et des voies maritimes pour ’hydrogene
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Conseil Mondial de ’Energie - Série « Hydrogéne a I’horizon »

WORLD| corsctsuvcus

Le Conseil Mondial de I'Energie a publié en juillet 2021 un nouvel Innovation sl
Insights Briefing intitulé « Hydrogéne a I'horizon : a vos marques, presque
préts, partez ?». Elaboré en collaboration avec PwC et EPRI, le briefing
vise a informer le dialogue sur I'énergie au niveau mondial quant au réle de
I'hydrogeéne dans les transitions et transformations énergétiques en cours et
a venir. |l présente divers scénarios de demande d’hydrogéne, détaille les

priorités nationales et régionales, et identifie les principaux atouts et obs- it
tacles au développement de I’hydrogéne a grande échelle. Le briefing est et

disponible dans 7 langues : arabe, chinois, anglais, frangais, portugais, russe
et espagnol.

Le briefing est accompagné d’'une série de documents de travail en 3 parties, détaillant les
points saillants ainsi que des informations supplémentaires sur les stratégies nationales de
I’hydrogene, les contributions de dirigeants sur le développement de I'hydrogéne, et la dyna-
mique de la demande et des colts de I'hydrogéne.

Le travail a mis en évidence que des différences significatives existent entre les ambitions et
les projets des divers pays et régions. De plus, la confusion sur les couleurs semble étouffer
l'innovation et risquer d’exclure prématurément certaines voies technologiques qui pourraient
potentiellement s’avérer plus rentables et plus efficaces en termes de décarbonation. A I'heure
actuelle, les discussions sont fortement axées sur I'offre, ignorant le réle des utilisateurs d’hy-
drogéne, faisant de I'évolution de la demande une incertitude critique. Le briefing a également
souligné que les liens avec la création d’emplois et la croissance économique bénéficieraient
d’'un examen plus approfondi a I'avenir.

Pour télécharger la série de briefings et documents de travail « Hydrogene a I'horizon », acceé-
dez a I'espace des publications sur le site Web du Conseil : hitps://www.wec-france.org/

Avancement des pays dans I'élaboration d’une stratégie hydrogéne

Panorama au 07/06/2021 [ Stratégies nationales publiées
[l Stratégies nationales en préparation

Pays avec des discussions politiques ou de premiers projets de démonstration

Source : Conseil Mondial de I'Energie



World Energy Council - “Hydrogen on the Horizon” series

The World Energy Council released in July 2021 a new Innovation Insights
Briefing titled “Hydrogen on the Horizon: ready, almost set, go?”. Prepared

in collaboration with PwC and the U.S. Electric Power Research Institute
(EPRI), the briefing informs worldwide energy dialogue on hydrogen’s role in
ongoing, and future, energy transitions and transformations. It shares various
hydrogen demand scenarios, country and regional-level priorities and iden- »
tifies important enablers and barriers for large-scale hydrogen development. e AOsT ser G
The briefing is available in Arabic, Chinese, English, French, Portuguese,
Russian and Spanish.

The briefing is accompanied by a 3-part series of Working Papers, providing details and additio-
nal insights into national hydrogen strategies, inputs from senior leaders on hydrogen develop-
ments, and hydrogen demand and cost dynamics.

The work has highlighted that significant differences in ambitions and plans exist between
countries and regions. Moreover, the confusion over colours is seen to be stifling innovation and
risking the premature exclusion of some technological routes that could potentially be more cost
and carbon effective. At the moment, discussions are focused heavily on the supply, ignoring
the role of hydrogen users, making demand evolution a critical uncertainty. The briefing also
highlighted that links to job creation and economic growth would benefit from further scrutiny in
the future.

To download the “Hydrogen on the Horizon” series of briefing and working papers, access the
publications space on the Council’s website: hitps://www.worldenergy.org/

Overview Map Of The Countries Activities Towards Developing a Hydrogen Strateqy

State of play until 07/06/2021 [l Published national strategy
[ National strategy in preparation

Policy discussions / Initial demonstration projects

Source: World Energy Council
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