DNV-GL

SYNTESERAPPORT OM PRODUKSJON OG BRUK AV HYDROGEN I NORGE

PRODUKSJON OG BRUK AV
HYDROGEN I NORGE

Klima- og miljgdepartementet og
Olje- og energidepartementet

Rapportnr.: 2019-0039, Rev. 1
Dato: 25.01.2019

O




Prosjektnavn: Synteserapport om produksjon og bruk av DNV GL Energy Markets &
hydrogen i Norge Technology N&MEA
P.0.Box 300
Rapporttittel: PRODUKSION OG BRUK AV HYDROGEN I NORGE 1322 Hgvik
Oppdragsgiver: Klima- og miljgdepartementet og Norway
Olje- og energidepartementet, Tel: +47 67 57 99 00
Kongens gate 20, 0030 Oslo 945748931
Kontaktperson: Vegard Rem
Dato: 25.01.2019 ¢
Prosjektnr.: 10126080
Org. enhet: DNV GL Energy Markets & Technology N&MEA
Rapportnr.: 2019-0039, Rev. 1

Levering av denne rapporten er underlagt bestemmelsene i relevant(e) kontrakt(er):

Oppdragsbeskrivelse:
Rapporten skal kartlegge hvilken rolle det er realistisk at hydrogen kan spille som utslippsfri energibaerer i et fremtidig
energisystem i Norge i perioden frem mot 2030. Rapporten skal gi en «objektiv, ngytral og oppdatert beskrivelse av
teknologi- og markedsstatus samt muligheter og begrensninger for hydrogen som lav- og utslippsfri energibeerer i et
verdikjede-perspektiv» basert pd norske forutsetninger, og etablere et kunnskapsbasert grunnlag for regjeringens
arbeid med & utvikle en «helhetlig strategi for forskning, teknologiutvikling og bruk av hydrogen serfi energibaerer».

Utfort av: Verifisert av: Godkjent
% twaes g{qg’l (/)‘* ; OX &/

] rg A Erik Dugstad ore Elfassen

Senior Principal Engineer Market Area Manager Head of Department

Q@f fQ %Y«%%—w B

Gerd Petra Haugom [Name]

Principal Consultant [title]

&(«\_e _/\Alﬁ\‘yv\ -

Beate Norheim [Name]

Consultant [title]

Beskyttet etter lov om opphavsrett til andsverk m.v. (andsverkloven) © DNV GL 2019. Alle rettigheter forbeholdes DNV GL. Med
mindre annet er skrn"tllg avtalt, gjelder falgende: (i) Det er |kke tillatt 8 kopiere, gjengi eller videreformidie hele eller deler av
dokumentet pa noen mate, hverken digitalt, elektronisk eller p& annet vis; (ii) Innholdet av dokumentet er fortrolig og skal holdes
konfidensielt av kunden, (iii) Dokumentet er ikke ment som en garanti overfor tredjeparter, og disse kan ikke bygge en rett basert pd
dokumentets |nnho|d og (|v) DNV GL pédtar seg ingen aktsomhetsplikt overfor tredjeparter. Det er ikke tillatt § referere fra
dokumentet p8 en sI|k mate at det kan fare til feiltolkning. DNV GL og Horizon Graphic er varemerker som eies av DNV GL AS.

DNV GL distribusjon: Ngkkelord:

O APEN. Fri distribusjon, internt og eksternt. Hydrogen, brenselcelle, elektrolyse,

X INTERN. Fri distribusjon internt i DNV GL. gassreformering, CCS, hydrogenkjgretoy,
O KONFIDENSIELL. Distribusjon som angitt i hydrogentog, hydrogenskip

distribusjonsliste. Distribution within DNV GL according to
applicable contract.*

0 HEMMELIG. Kun autorisert tilgang.
*Distribusjonsliste:

0 [yyyy-mm-dd] First issue

DNV GL - Rapportnr. 2019-0039, Rev. 1 - www.dnvgl.com Page i




Innholdsfortegnelse

1 SAMMENDRAG . ..ttt
1.1 Oppsummering

1.2 Sentrale funn

1.3 Summary

1.4 Key findings

2 HYDROGENETS ROLLE .. .viitiitiiiiiie e sre e s e snennsnnsnnennannennennes
2.1 Bakgrunn

2.2 Kontekst for dekarbonisering

2.3 Produksjon

2.4 Brenselceller

2.5 Tilstandskonvertering

2.6 Transport og lagring

2.7 Bruk som kjemisk innsatsfaktor i industriproduksjon

2.8 Bruk som energibaerer

3 POTENSIELLE ANVENDELSER = TRANSPORT ...cvviiiiiiiieiiieineniennennennes
3.1 Bakgrunn

3.2 Veitransport

3.3 Jernbane

3.4 Maritim transport

4 POTENSIELLE ANVENDELSER = INDUSTRI ....ciiiiiiiiiie e neeeeneeees
4.1 Eksisterende produksjon og bruk i norsk industri

4.2 Potensiell produksjon og bruk i varmeintensiv industri

4.3 Oppsummering industri

5 PRODUKSJON OG INFRASTRUKTUR — EKSPORT.....ccviviiiiiiiiiiieiieniinneans
5.1 Marked for europeisk import av hydrogen

5.2 Transportlgsninger for eksport - Rgrledninger

5.3 Transportlgsninger for eksport — Skip

5.4 Import av CO:2 for lagring under havbunn

6 PRODUKSIJON OG INFRASTRUKTUR — NASJONAL BRUK

6.1 Forbruk av Hydrogen i Norge i 2030

6.2 Mulige verdikjeder for hydrogen i Norge

6.3 Konkurranse mellom ulike hydrogenverdikjeder

6.4 Perspektiver pa etablering av verdikjede for hydrogen

6.5 Kraftbehov og nettkapasitet for elektrolyse

6.6 Hydrogenproduksjon fra overskuddstrgm: Nord-Norge

7 o 2 N N ) 2 P
VEDLEGG A ottt it et et

DNV GL - Rapportnr. 2019-0039, Rev. 1 - www.dnvgl.com

........................... 16

16
17
17
26
30
33
35
37

........................... 44

44
47
58
63

........................... 83

83
88
94

........................... 96

96
98
102
104

.......................... 106

106
107
111
112
119
123

Page ii



1 SAMMENDRAG

1.1 Oppsummering

Malet med denne rapporten er & kartlegge hvilken rolle det er realistisk at hydrogen kan spille som
utslippsfri energibeaerer i et fremtidig energisystem i Norge i perioden frem mot 2030. Rapporten forsgker
3 gi en «objektiv, ngytral og oppdatert beskrivelse av teknologi- og markedsstatus samt muligheter og
begrensninger for hydrogen som lav- og utslippsfri energibaerer i et verdikjede-perspektiv» basert pa
norske forutsetninger. Rapporten skal gi et kunnskapsbasert grunnlag for regjeringens arbeid med &
utvikle en «helhetlig strategi for forskning, teknologiutvikling og bruk av hydrogen som energibaerer».

Rapporten analyserer mulighetsrommet for nasjonale reduksjoner av klimagassutslipp gjennom bruk av
hydrogen. Det inkluderer bdde bruk som kjemisk innsatsfaktor i industriproduksjon og bruk som
energikilde. Anvendelser av hydrogen som energikilde inkluderer bruk som drivstoff i transportsektoren,
som brensel for oppvarming av bygninger eller i varmeintensiv industri, og som medium for & lagre
energi fra fornybar kraftproduksjon.

I tillegg ser rapporten pa mulighet til & redusere globale klimautslipp gjennom & erstatte deler av norsk
eksport av naturgass med eksport av bld hydrogen. Dette er hydrogen produsert ved reformering av
naturgass, der karbondioksid (COz) fra reformeringsprosessen fanges og injiseres i et
undergrunnsreservoar for permanent lagring (karbonfangst og -lagring, CCS).

Rapporten bruker et verdikjedeperspektiv til & vurdere og sammenligne ulike hydrogen-kjeder. Dette
innebaerer betraktninger rundt ulike metoder for produksjon, transport, lagring og bruk av hydrogen,
med tilhgrende analyser av kostnad, energieffektivitet, og klimagassutslipp.

Figur 1-1 viser estimert hydrogenetterspgrsel i Norge i 2030. Omtrent all produsert hydrogen i Norge i
dag brukes til produksjon av metanol og ammoniakk ved Tjeldbergodden og Hergya. Vi har lagt dagens
forbruk til grunn for estimert etterspgrsel i 2030. Dette er basert pd dialog med Equinor og Yara, som
drifter fabrikkene i dag. Dette utgjgr omtrent 75% av estimert hydrogenetterspgrsel i 2030. Ved disse
industrianleggene er hydrogenproduksjon en integrert del av prosessen.

Estimert hydrogenetterspgrsel i Norge i 2030
(Tusen tonn/ar og prosent av total)

7;3% Ammoniakk
70; 28 %

B Metanol
29;12 % M Lastebil

W Buss

Jernbane

112;46 % Maritim

B Industri - ny bruk

Figur 1-1: Estimert etterspgrsel etter hydrogen i Norge i 2030 per kundegruppe.
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Figur 1-1 viser ogsd en estimert hydrogenetterspgrsel for transportformal i 2030 pa rundt 56 000 tonn
per &r. Dagens hydrogenforbruk i transport er til sammenligning bare noen fa titalls tonn. Tunge
lastebiler utgjgr omtrent halvparten av det estimerte forbruket i 2030, og maritim sektor omtrent 30%.
Vi har ogsa lagt til grunn at det vil vaere et begrenset opptak av hydrogen-personbiler. Forbruk for
hydrogen-personbiler er derfor ikke tatt med i beregningen. Buss og passasjertrafikk p& Raumabanen og
Rgrosbanen representerer et samlet forbruk pa omtrent 9000 tonn Ha/ar.

I Norge er det mest aktuelt & produsere hydrogen med naturgassreformering og med vannelektrolyse.
Rapporten konkluderer med at hydrogenproduksjon ved Tjeldbergodden og Hergya vil trolig vaere basert
pa naturgassreformering, ogsa i 2030, og at hydrogen for transport anvendelser, og eventuell bruk ved
TiZir sitt ilmenittverk i Tyssedal, vil trolig bli produsert med elektrolyse.

Rapporten skisserer ogsa et mulighetsrom for eksport av bld hydrogen. Hvis slik eksport etableres vil det
0gsad gjore det mer aktuelt & benytte gassreformering til & produsere hydrogen for forbruk ved havner og
andre store forbrukspunkter langs kysten.

Hydrogenforbruk for transportsektoren har et potensial til 8 redusere nasjonale CO2-utslipp med omtrent
500 000 tonn per ar. Dette er omtrent 1% av nasjonale COz-utslipp. Bruk av hydrogen som
reduksjonsmiddel ved ilmenittverket i Tyssedal vil kunne redusere utslipp med rundt 250 000 tonn
CO2/ar. Anvendelse av karbonfangst ved ammoniakkfabrikken pa Hergya og metanolfabrikken pa
Tjeldbergodden, eller en delvis overgang til elektrolysebasert produksjon, har potensial til 8 redusere de
samlede COz-utslippene fra disse anleggene med rundt 1 millioner tonn CO2/ar.

Evaluering av konkurransedyktigheten til ulike hydrogen-anvendelser m3 gjores med et
verdikjedeperspektiv. Et viktig funn i rapporten er at lokal produksjon med elektrolyse vil i Norge
normalt vaere mest kostnadseffektivt for sma til moderate produksjonsvolum. Sentralisert stor-skala
produksjon med gassreformering og karbonfangst og pafglgende transportledd vil i Norge normalt bare
vaere konkurransedyktig ved veldig stor regional etterspgrsel.

\
/ —
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1.2 Sentrale funn

Hydrogenets rolle

~y

Rundt 3% av verdens energikonsum blir brukt til & produsere hydrogen. Denne produksjonen er
hovedsakelig basert pa fossile energikilder, og har et hgyt karbonfotavtrykk. Dette fotavtrykket
kan reduseres betraktelig ved bruk av CCS, eller ved & erstatte hydrogen fra fossilbasert
produksjon med hydrogen fra vannelektrolyse basert pa fornybar kraft.

Hydrogen kan bidra til & dekarbonisere sektorer som ikke bruker hydrogen i vesentlig grad i dag.
I Norge gjelder dette i fgrste rekke transportsektoren, der hydrogen kan erstatte fossile drivstoff,
for eksempel i tungtransport pa vei og i maritim sektor. Dette forutsetter at hydrogenet er
produsert med et lavt karbonfotavtrykk.

Naturgassreformering vil i dag normalt vaere billigere enn vannelektrolyse for storskala
hydrogen-produksjon. Krav til CCS og behov for store anlegg for & oppna stordriftsfordeler
begrenser imidlertid aktuelle steder for slik produksjon og gir stgrre kompleksitet og
kostnadsusikkerhet for nye anlegg. Begrensninger pa produksjonslokaliteter kan ogsa medfgre
gkte kostnader forbundet med transport og lagring av hydrogen.

Vannelektrolyse er en meget modulzer teknologi, og krever kun tilgang pa kraft og vann.
Vannelektrolyse er derfor velegnet for lokal produksjon. Dette kan unngd kostbar transport og
lagring, og gja@r at vannelektrolyse vil kunne vaere konkurransedyktig mot gassreformering.

Transport og lagring av hydrogen krever at hydrogengassen trykksettes, eller omdannes til eller
syntetiseres til vaeskeform, f.eks. flytende hydrogen, ammoniakk eller metylsykloheksan. Slik
tilstandskonvertering krever mye energi. Konvertering til vaeskeform krever energi tilsvarende
minst 20% av energien til hydrogenet som blir konvertert.

Transport av hydrogen i flytende form er mest aktuelt for stgrre volum og lengre avstander, for &
oppna mer volumeffektiv transport sammenlignet med trykksatt hydrogen, eller om flytende
hydrogen kreves av minst én sluttbruker.

Kostnad og karbonfotavtrykk for hydrogen benyttet hos sluttbruker avhenger av kostnadene og
utslipp gjennom hele kjeden fra produksjon, via transport og lagring til endelig bruk. Ved
vurdering av ulike alternativer ma derfor kostnad, teknologi-modenhet, og utslipp til hele kjeden
vurderes, og avveies mot alternativer. For eksempel kan det vaere mer hensiktsmessig & frakte
naturgass eller elektrisitet fram til lokal produksjon heller enn 8 frakte hydrogen.
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Transport

¢ Energimeldingen, regjeringens klimastrategi og Nasjonal Transportplan 2018-2029 gir fgringer
for innfasingen av lav- og nullutslippslgsninger i transportsektoren. Dette omfatter bruk av
batteriteknologi og andre elektrifiseringslgsninger, bruk av hydrogen, og lavutslippsalternativer
som f.eks. CNG, LPG, metanol og biodrivstoff.

e I de lettere kjoretgyklassene er det anslatt at totalkostnaden ved eierskap? til bade elbiler og
hydrogenbiler blir lavere enn for fossilbil i Norge innen 2025. Men lette hydrogenbiler vil i Norge
veere dyrere fra et totalkostperspektiv (innkjgpspris og driftskostnader) enn tilsvarende elbiler.

o Ityngre kjgretgysegment, som langdistanse buss og tunge lastebiler, tilsier vdre analyser at
hydrogenkjgretgy vil bli konkurransedyktig innen 2030. Det antas derfor at hydrogenkjgretgy vil
oppna betydelige markedsandeler i disse segmentene.

e Miljgdirektoratet har estimert andel nullutslippskjgretgy av nysalg for buss og lastebiler som
kreves for 8 nd malene i Nasjonal Transportplan om at 50% av nye lastebiler og 75% av nye
langdistansebusser er nullutslippskjgretgy i 2030. Med utgangspunkt i dette, estimerer vi et
samlet &rlig hydrogenforbruk i disse segmentene i 2030 pa ca. 36 000 tonn. Dette anses som
mulig ut ifra vurderinger av konkurransesituasjonen.

e For jernbane er det et potensial for 8 benytte hydrogendrift pd de fire dieseldrevne strekningene
i Norge. Hydrogendrift er forventet & vaere konkurransedyktig med dieseldrift og elektrifiserte
Igsninger frem mot 2030. Men pa grunn av langsom utskiftingstakt og behov for & teste
hydrogendrift, samt tilgang pa tog, forventes det at det vil kun bli etablert hydrogendrift pa
passasjertog innen 2030. Hvis det etableres hydrogendrift pd passasjertog pa Raumabanen og
Rgrosbanen vil det gi et samlet arlig hydrogenbehov i 2030 pa ca. 2000 tonn.

e I maritim sektor er det flere initiativ som vurderer mulighet for hybrid-lgsninger med
hydrogendrift. Skipssegmentene med stgrst potensial for hydrogendrift er bil- og passasjerferjer
og hurtigb3ter, men offshore- og serviceskip, blant annet til havbruksnaeringen, lasteskip, cruise
og fiskebater har ogsa et potensial. Vi har estimert et samlet arlig hydrogenbehov for skipsfart i
norske farvann i 2030 p& ca. 18 000 tonn. Hydrogen anses som en ngdvendig del av Igsningen
for & nd ambisjoner som er satt av IMO og andre om nullutslipp for transporter med store
energibehov og over lange avstander.

! Totalkostnad ved eierskap er et estimat for alle direkte og indirekte kostnader ved eierskap av et produkt eller system. For kjgretgy inkluderer
dette avskrivning av innkjgpspris eller leasing pris, og Igpende utgifter som drivstoff, parkering, forsikring, reparasjoner og vedlikehold.
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Industri

I Norge produseres i dag rundt 225 000 tonn hydrogen fra industriprosesser. Yara sin
ammoniakkproduksjon pa Hergya og Equinor sin metanolproduksjon pa Tjeldbergodden star for
mesteparten (180 000 tonn) av dette. Begge disse anleggene har en egen gassreformer, og
produserer alt hydrogen de trenger selv.

Yara har vurdert 3 erstatte deler av dagens hydrogenproduksjon fra gassreformering med
elektrolyse, og Hydro har sett pa mulighet for & erstatte LPG som brensel i anodefabrikken og
stoperiet i Ardal. For begge disse bedriftene krever dette at bruk av elektrolysebasert hydrogen
blir konkurransedyktig sammenlignet med naturgassreformering eller bruk av LPG.

Kun én industriakter (TiZir) vurderer at bruk av hydrogen i sin industriprosess er teknisk og
gkonomisk interessant pa kort- til mellomlang sikt (frem mot 2030). Behovet for hydrogen i TiZir
sitt hydrogenbaserte konsept er rundt 8000 tonn H2/ar, og er tenkt produsert med elektrolyse.

I annen varmeintensiv industri i Norge (sement, petrokjemisk industri, og smelteverk) vurderes
det som mindre aktuelt & bruke hydrogen som brensel eller reduksjonsmiddel. Et mulig unntak
fra denne regelen er asfaltproduksjon. Mgre og Romsdal Fylkeskommune gjennomfgrer en
mulighetsstudie om bruk av hydrogen i asfaltproduksjon.

Flere industriaktgrer ser et potensial for kostnadseffektiv produksjon av hydrogen fra avgassene
fra industrianleggene. Dette skyldes hgy konsentrasjon av CO, som kan omdannes til hydrogen
gjennom vann/gass skiftreaksjonen, og/eller en andel hydrogen i avgassen.

Eksport

Norge eksporterte 117,4 milliarder m3 gass i 2017. Dette er nok til & produsere rundt 25
millioner tonn hydrogen. Norge har ogsa lang erfaring med CCS, og betydelig kapasitet for CO>-
lagring p& norsk sokkel. Norge er derfor i en unik posisjon til & bli en eksportgr av bla hydrogen.

Eksport av hydrogen fra norsk gass til Europa kan gjgres pa to mater; gassen kan reformeres i
Norge, med pafglgende transport av hydrogen til Europa, eller gassen kan reformeres etter
mottak i Europa.

Europeisk industri bruker omtrent 8 millioner tonn H>/ar. Det meste av dette brukes i
oljeraffinerier og til ammoniakkproduksjon. Eventuell stor-skala eksport av bla hydrogen fra
Norge vil kunne betjene dette markedet, og bidra til utslippsreduksjoner.

Hvis reformering gjgres i Europa, sa representerer London Protokollen et juridisk hinder for
lagring av CO:> fra reformeringsprosessen pa norsk sokkel. Et alternativ er a lagre COz i
mottagerlandet (p& land eller under havbunnen), eller pa land i andre europeiske land.

Markedet for hydrogen for oppvarming av bygg antas & bli dominert av bl& hydrogen. Dette
skyldes primeaert lavere produksjonskostnader enn grgnn hydrogen, at deler av eksisterende
gassinfrastruktur kan benyttes til hydrogen, og at utbygging av kraftproduksjon til & produsere
tilstrekkelig grgnn hydrogen vil kreve betydelige investeringer i nettkapasitet.

Det er mindre aktuelt 8 transportere hydrogen fra Norge til Europa innblandet i naturgass, for
deretter & separere ut hydrogen som et eget produkt. Markedsverdien til rent hydrogen vil derfor
normalt veere hgyere enn for hydrogen innblandet i naturgass.

Eksisterende gasseksportrgriedninger kan potensielt brukes til & transportere hydrogen, i ren
form eller som tilsats til naturgass. Sluttbruker vil derimot ofte ha begrensninger pd hydrogen
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tilsats. Innblanding av 20 volum % hydrogen kan medfgre behov for til dels betydelige
modifikasjoner av mange industrielle applikasjoner, som gassmotorer, turbiner og prosesser.

e Det er fundamentale regulatoriske barrierer mot tilsats av hydrogen i hovedrgrledningsnettet for
naturgass i Europa.

e Ved & transportere hydrogen som tilsats i naturgass reduseres energitettheten til gasstrgmmen
med gkende grad av innblanding av hydrogen. For eksempel har en naturgasstrem med 80
volum % hydrogen ved 100 bar og 25°C ca. 61% lavere energitetthet enn ren naturgass. Det
trengs derfor ca. 2,5 ganger sa mange Nm3 gass (naturgass og hydrogen) for 3 levere det
samme energibehovet. Det gjgr at klimagevinsten ved forbrenningspunktet blir bare ca. 50%.

e For 8 kunne benytte et eksisterende naturgassrgr til frakt av hydrogen, ma hele det tilhgrende
rgrledningssystemet re-kvalifiseres. Dette inkluderer eventuelle landanlegg og komponenter, og
vil kunne medfgre behov for tilpasninger og oppgraderinger.

e Muligheten for & benytte dagens gasseksportrgriedninger til transport av hydrogen avhenger
ogsa av ledig kapasitet, og kommersielle hensyn. Dette gjelder blant annet forutsigbarheten til
markedet for hydrogen produsert fra naturgass, med eller uten karbonfangst.

e Skip er det eneste realistiske alternativet til rgrledning for eksport av hydrogen til Europa. Dette
skyldes at aktuelle volum hydrogen som ma transporteres for en eksportindustri er for store til at
transport med tankbil blir Ignnsomt.

e Hydrogen kan fraktes med skip i flytende form, som ammoniakk, eller med en flytende organisk
hydrogenbaerer (FHB). Dette krever konverteringsanlegg pa landsiden, i begge ender av frakten,
som medfgrer et betydelig energitap. Fordeler med & transportere hydrogen som ammoniakk
eller FHB er at eksisterende skip kan benyttes og det blir lavt energitap ved frakt og lagring.

Nasjonal bruk

e DNV GL har estimert et fremtidig marked for hydrogen til nasjonal bruk i Norge pa ca. 250 000
tonn Hz/3r i 2030. Av dette utgjer bruk til ammoniakk- og metanolproduksjon ca. 75%.
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Bruksomrader i transportsektoren er forventet & skape et marked for opp mot 60 000 tonn Ha/ar
i 2030. I tillegg representerer ny bruk i industri et begrenset marked frem til 2030.

e Valg av verdikjede for leveranse av hydrogen til sluttbrukere er en optimalisering av ulike
variabler, slik som etterspgrsel i et geografisk omrade, krav til leveransehyppighet og
renhetsgrad for hydrogenet, og avstand mellom forbruk og produksjon.

o Bade gassreformering og elektrolyse er aktuelle metoder for verdikjeder i Norge for storskala
hydrogenproduksjon med behov for transport av hydrogen til forbrukspunkter. CCS m& anvendes
for at hydrogen produsert med naturgassreformering skal ha et lavt karbonfotavtrykk.

e Elektrolyse er spesielt velegnet for smaskalaproduksjon av hydrogen. Dette er fordi elektrolyse
kun krever tilgang pa kraft og vann, og er veldig modulzert. Det medfgrer at produksjonen i stor
grad kan tilpasses forbruk, og dermed at lagringsbehov blir begrenset. En typisk anvendelse er
lokal produksjon for hydrogenstasjoner i transportsektoren.

o Det forventes at sma elektrolyseanlegg i Norge vil fortrinnsvis trekke kraft fra stremnettet. For
produksjon av stgrre volumer, som for eksempel til maritime havner eller for jernbane, kan det
bli relevant & se pa muligheter for direkte kobling til en vindpark eller et vannkraftanlegg.

e Hydrogen for ammoniakk- og metanolproduksjon er forventet & bli produsert fra naturgass frem
til 2030. Dette er fordi; 1) hydrogenproduksjon er en integrert del av verdikjeden i de aktuelle
industrielle prosessene; 2) det forventes & vaere den rimeligste produksjonsformen til 2030, selv
med en betydelig karbonpris, og; 3) det er gjort store investeringer i dagens anlegg.

e Klimaperspektivet er en viktig driver for gkt bruk av hydrogen i Norge. Dette tilsier at anvendelse
av CCS kan veere en forutsetning for ny produksjon av hydrogen fra naturgass utenfor
eksisterende industri. Dette tilsier at gassreformering (med CCS) pa neer til mellomlang sikt kun
vil vaere aktuelt for stgrre anlegg som kan fa tilgang til gass- og CCS-infrastruktur.

e Stromprisen er den dominerende faktoren for pris pa hydrogenproduksjon fra elektrolyse. Det
medfgrer at fordeling av hydrogen fra et storskala elektrolyse anlegg vil normalt kreve tilgang til
billigere kraft eller redusert nettleie for & bli konkurransedyktig med lokal elektrolyse.

e For havner og andre knutepunkter er det relevant & vurdere mulighet for samlokalisert
produksjon, og kombinere infrastruktur for hydrogenfylling for skip, tog, og for terminaler for
langdistanse buss og varetransport.

e Hvis det norske fullskalaprosjektet for CCS blir realisert, med landanlegg for mottak av CO2 pa
Kollsnes, vil det vaere relevant & vurdere samlokalisert produksjon med gassreformering langs
skipsleden til Kollsnes, eller i naerhet av Kollsnes.

e Teknologimodenhet og tilgang pfé modeller vil ikke representere en vesentlig begrensning p%
opptak av hydrogenlastebiler i Norge. Denne konklusjonen utledes delvis fra dagens situasjon,
hvor vi ser at store aktgrer har allerede bestilt store antall hydrogenkjgretgy, og Nikola sine
uttalte planer om 3 etablere et nett med mer enn 700 hydrogenstasjoner i USA og Canada innen
2028, samt tilsvarende nett med stasjoner for det Europeiske markedet innen 2030.

e Hydrogentog tilsvarende de som allerede opererer i Tyskland vil vaere egnet for
passasjertrafikken pa de dieseldrevne banene i Norge. Noe teknologiutvikling ma til for at ogsa
godstrafikken kan flyttes over pa hydrogendrift, men dette antas a vaere realiserbart fgr 2030.

e Etablering av hydrogen-stasjoner vil kreve offentlige virkemidler i utrullingsperioden. Selv om
hydrogen har et konkurransefortrinn for tyngre kjgretgy, sa kan svak konkurranseevne for lette
hydrogenkjgretgy bidra til forsinket etablering av tilstrekkelig antall fyllestasjoner.
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e Kraftoverskuddet i Norge forventes 8 gke fra 5 TWh i 2018 til 20 TWh i 2030. Dette aktualiserer
mulighet for & etablere nye kraftkrevende industrier, som elektrolysebasert hydrogenproduksjon.

e Hvis det er noe fleksibilitet til konkret lokalisering av elektrolyseanlegg, sd er det ventet & veere
uproblematisk & etablere elektrolyseanlegg med et samlet effektuttak pa opptil 0,5 GW. Store
elektrolyseanlegg vil imidlertid noen steder utlgse behov for store nettinvesteringer.

o Dagens nettkapasitet ved industrianleggene pa Hergya, Tjeldbergodden og i Tyssedal (TiZir) er
vidt forskjellig. Det er mest robust kraftnett i neerheten av Hergya og svakest ved
Tjeldbergodden. Tilkobling av et storskala elektrolyseanlegg vil medfgre at nettstasjonene pa
stedet ma oppgraderes til et hgyere spenningsniva og at transformatorstasjonen ma skiftes ut. I
tillegg ma kraftledningen mellom den lokale nettstasjonen og overliggende nett forsterkes.

e Begrenset overfgringskapasitet ut av Nord-Norge medfgrer at gkt kraftproduksjon i landsdelen
gir lavere kraftpriser enn i resten av Norge. Dette kan gjgre det attraktivt & produsere hydrogen
ved elektrolyse i Nord-Norge. Vindkraftproduksjonen aktualiserer ogsd mulighet for & etablere
elektrolyseanlegg som er koblet direkte til vindparker. Konkurranseevnen til slik produksjon
avhenger av kostnadene til hele verdikjeden frem til hydrogen er levert til sluttbruker.
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1.3 Summary

The main purpose of this report is to map the role that it is realistic to assume that hydrogen can play in
Norway as part of a transition to a low carbon future towards 2030. We aim to provide an objective,
neutral and up-to-date description of the market and technology status for hydrogen. We will also
describe the possibilities and limitations for hydrogen as a low and zero emission energy carrier from a
value chain perspective. This will be based on Norwegian circumstances. The report will form part of the
knowledge-base for the Government’s effort to develop a “comprehensive strategy for research,
technology development and use of hydrogen as an energy carrier”.

The report provides an analysis of options for reducing greenhouse gas (GHG) emissions in Norway
through production and use of hydrogen. This includes the use of hydrogen as a feedstock in industry
and the use of hydrogen as an energy carrier. Use of hydrogen as a fuel for transport, or for combustion
heating in building or industry, are examples of applications where hydrogen is used as an energy
carrier.

The report also considers the potential for reducing GHG emissions abroad by replacing some Norwegian
gas exports with exports of ‘blue hydrogen’. Blue hydrogen is hydrogen produced from fossil fuels, where
carbon dioxide (CO2) from the reforming process is captured and injected into a subsurface geological
formation for permanent storage (Carbon Capture and Storage - CCS).

A value chain perspective is applied to evaluate and compare different hydrogen delivery chains. This
includes considerations regarding different methods for production, transport and storage of hydrogen,
and associated assessments of costs, energy losses, and GHG emissions.

Figure 1-2 shows estimated demand for hydrogen in Norway in 2030. Almost all current hydrogen
demand is related to production of ammonia and methanol at Hergya and Tjeldbergodden. We have,
based on a dialogue with the owners of these facilities, assumed that the hydrogen consumption at the
facilities will be about the same in 2030. This represents about 75% of the total demand in 2030. The
hydrogen production units are an integrated part of these two industrial facilities.

Estimated demand for hydrogen in Norway in 2030
(kilotonnes per year and percent of total)

Ammonia
70; 28 % B Methanol

W Heavy FCEV

29;12%

W Bus
Train
112; 46 % Maritime

B Industry - new

Figure 1-2: Estimated demand for hydrogen in 2030 by application.
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The hydrogen demand for transport applications is estimated to be 56,000 tonnes per year. For
comparison, current hydrogen demand for transport is less than 30 tonnes per year. Heavy fuel-cell
electric vehicles (FCEV) represent about half of the predicted demand in 2030, and the maritime sector
represents about 30% of the predicted demand. Our analysis suggests a limited uptake of light FCEV.
The corresponding hydrogen demand for light FCEV is therefore not included in our projections. Buses
and passenger-trains represent an additional demand of 9,000 tonnes Hz/year.

Norwegian circumstances imply that hydrogen production in Norway will be predominantly done by water
electrolysis or reforming of natural gas. We predict that the hydrogen production for ammonia and
methanol production in Norway in 2030 will most likely still be done by gas reforming. We further predict
that electrolysis will broadly be used to produce hydrogen for transport applications, and, if the proposed
concept is developed, for use in TiZir’s titanium and iron ilmenite upgrading facility in Tyssedal.

The report also discusses concepts for export of blue hydrogen. If delivery chains are established for
such export, then this will also make it more relevant to consider the supply of blue hydrogen to ports
and other big hydrogen consumers along the Norwegian coast.

Use of hydrogen as a fuel for transport has an estimated potential to reduce CO2 emissions by about
500,000 tonnes of CO2 per year. This represents about 1% of current national CO2 emissions. The use of
hydrogen as a reducing agent for ilmenite upgrading can further contribute about 250 000 tonnes per
year of CO2 emission reductions. Application of CCS for the ammonia and methanol production facilities,
or alternatively, a partial transition to electrolysis-based hydrogen production, may reduce the combined
emissions from these facilities by about 1 million tonnes of CO2 per year.

Evaluation of the competitiveness of different hydrogen value chains must be done with a value-chain
perspective. An important finding in the report is that local production of hydrogen by electrolysis will
normally be the most cost-effective option for small- to medium-scale production in Norway. Centralized,
large-scale production by gas-reforming and CCS, with subsequent transport and delivery to the end-
user, will only be cost-effective in Norway if there is a very sizeable regional demand.

1.4 Key findings
Role of hydrogen

e About 3% of world energy consumption is used to produce hydrogen. This production is
predominantly based on fossil energy sources and has a high carbon footprint. This footprint can
be substantially reduced through use of CCS, or by switching to hydrogen production by
electrolysis with renewable power.

e Hydrogen can also support decarbonization of sectors that do not deploy hydrogen at scale
today. In Norway, this applies principally to the transport sector, where hydrogen can displace
fossil fuels, for instance for heavy trucks and in the maritime sector. This presumes that the
hydrogen delivery chain has a low carbon footprint.

e Today, the levelized cost of produced hydrogen is lower for natural gas reforming than for
electrolysis for large-scale hydrogen production. However, the need to apply CCS and
advantages of scale limits relevant locations for such production in Norway. There are also
significant complexities and uncertainties involved in developing large-scale production of blue
hydrogen, and location constraints can give high costs associated with transport and storage of
hydrogen.
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Water electrolysis is a very modular technology, requiring only water and power, and is therefore
well-suited for local production, in particular in Norway, since Norway has a very clean (low-
carbon) electricity mix. Local production also avoids expensive transport, and, in many cases,
this will make such production price-competitive with gas reforming.

Transport and storage of hydrogen requires that the hydrogen gas is compressed to high
pressures, or that the hydrogen is liquefied or synthesized to ammonia or a liquid hydrogen
carrier such as methylcyclohexane. However, liquefaction and synthesis processes and
subsequent regasification and liquid decomposition processes require significant energy inputs.
Combined, these processes generally require at least 20% of the energy contained in the
hydrogen being converted.

Transport and storage of liquid hydrogen has a high cost and is normally a relevant option only
for long-distance transport of large volumes, to achieve more efficient transport than for
compressed hydrogen, or if liquid hydrogen is required by at least one end-user.

The cost and carbon footprint of hydrogen used by the end-user depends on costs and emissions
along the entire delivery chain from production, through transport and storage, to consumption.
Cost, technology readiness level, and emissions should be considered for all components in the
hydrogen delivery chain when evaluating or comparing alternative concepts.

Transport

Several policy documents, including “Energimeldingen”, the Government’s Climate Strategy, and
the Norwegian National Transport Plan (NTP) gives guidance on how low- and zero-carbon
transport solutions can be phased in. This includes battery technology and other electrification
options, use of hydrogen, and low carbon alternatives such as CNG, LPG, methanol, and biofuels.

We estimate that, in Norway in 2025, the total cost of ownership? (TCO) for both light battery
electric vehicles (BEV) and hydrogen fuel-cell electric vehicles (FCEV) will be lower than for
gasoline and diesel vehicles. But light hydrogen FCEV will have higher TCO than comparable BEV.

Our analysis indicates that hydrogen FCEV will be competitive by 2030 for heavy vehicle
segments, such as heavy freight trucks and long-distance buses. It is therefore expected that
hydrogen FCEV will achieve substantial market shares in these segments.

The Norwegian Environmental Agency has estimated the fraction of sales of buses and heavy
freight trucks that is needed to meet the related 2030 targets set in NTP, i.e., 50% of new heavy
freight trucks and 75% of new long-distance buses should be zero-emission vehicles. With this
as a reference, we estimate a total hydrogen demand in 2030 in Norway from these segments of
36,000 tonnes Hz/year. This is considered achievable based on the competitive situation.

Locomotives powered by hydrogen fuel-cells is a decarbonization option for the four railways in
Norway that are not electrified. Analysis shows that hydrogen fuel-cell locomotives are already
cost-competitive with diesel-engine locomotives from a total cost of ownership perspective.
However, by 2030, we expect that hydrogen-trains will only be introduced for passenger trains
on two railways — Raumabanen and Rgrosbanen. Our analysis indicates that these railways will
represent a demand of about 2,000 tonnes of Hx/year.

2 The total cost of ownership is a financial estimate of all direct and indirect costs of ownership of a product or system. For vehicles, this includes
depreciation of purchase cost or leasing cost, and running costs such as fuel, parking, insurance, repairs and maintenance.
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Several ongoing initiatives in the maritime sector are exploring hybrid options for ships that
include the use of hydrogen as a fuel. Our analysis suggests that the ship-segments with
greatest potential for hydrogen-fuelled propulsion are vehicle and passenger ferries and high-
speed ferries, but other ship-types also have potential for hydrogen-fuelled propulsion. We
estimate the demand for hydrogen for shipping in Norwegian waters in 2030 to be about 18,000
tonnes of Hz/year. The use of hydrogen technology in shipping is considered necessary to reach
the emission reduction ambitions set by IMO and other entities. This applies particularly for ships
with substantial energy requirements and long-distance journeys.

Industry

Export

In Norway today, about 225,000 tonnes of Hz/year is produced in industry processes. The bulk of
this production, about 180,000 tonnes, is used for production of ammonia and methanol by
respectively Yara at Hergya and Equinor at Tjeldbergodden. Both of these facilities produce all
the hydrogen they need through on-site reforming of natural gas.

Yara has evaluated the economic feasibility of using electrolysis to produce a fraction of the
hydrogen needed. Hydro has also considered the economic cost of replacing LPG with hydrogen
as a fuel for combustion heating at their anode plant and foundry in Ardal. For both of these
companies, this switch-over requires that the use of hydrogen produced by electrolysis becomes
cost-competitive with the current use of natural gas or LPG.

Only one industrial facility in Norway (TiZir) currently considers the use of hydrogen in their
industry process to be economic in the short- to medium-term (before 2030). The potential
demand for hydrogen as a reducing agent in their process is about 8,000 tonnes of Hz/year.

The use of hydrogen as a fuel for heating or as a reducing agent is currently not considered in

other relevant industries (e.g. cement, petrochemical industries, and smelting works). A possible
exception is asphalt production. The provincial government in Mgre og Romsdal is currently doing
a feasibility study on the possibility of using hydrogen as a fuel for heating in asphalt production.

Several industry actors have expressed that there is a potential for cost-effective production of
hydrogen from the flue gas from their respective facilities. This is due to high fraction of carbon
monoxide (CO) in the flue gas, from which hydrogen can be produced through the water-gas
shift-reaction, or in some cases due to a fraction of hydrogen in the flue gas.

Norway'’s gas export was 117.4 billion m3 in 2017. This is enough to produce about 25 million
tonnes of hydrogen. Norway also has extensive experience with CCS, and considerable capacity
for CO2 storage on the Norwegian continental shelf. Norway is therefore in a unique position to
become an exporter of blue hydrogen.

Export of hydrogen produced from natural gas to Europe can be done in two ways: the gas can
be reformed in Norway, with subsequent transport of hydrogen to Europe, or the gas can be
reformed after arrival in Europe.

The industry in Europe consumes about 8 million tonnes of hydrogen per year. Most of this is
used in oil refineries and for ammonia production. Large-scale exports of blue hydrogen from
Norway can serve this market and contribute to emission reductions.
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If gas reforming is done after arrival in Europe, then the London Protocol is a legal barrier to
storage of CO:z from the reforming process on the Norwegian continental shelf. An alternative is
to store CO:2 in the recipient country (on land or under the seabed), or on land in other European
countries.

The hydrogen market for heating buildings is believed to be dominated by blue hydrogen. This is
primarily due to lower production costs than green hydrogen, that parts of existing gas
infrastructure can be used for hydrogen, and that the development of power-generation capacity
for the needed volumes of hydrogen will require considerable investment in grid capacity.

Transport of hydrogen from Norway to Europe in natural gas streams, and then later separating
out hydrogen as a separate product at arrival, is not practical. This implies that the market value
of pure hydrogen will normally be higher than for hydrogen blended with natural gas.

Existing gas export pipelines can potentially be used to transport hydrogen, in pure form or
blended with natural gas. However, end-users often have technical limitations on the level of
hydrogen in the natural gas. A blend with 20% hydrogen by volume may require substantial
modifications to end-user applications, such as gas engines, turbines, and processes.

There are fundamental regulatory barriers to blending hydrogen into the gas stream in the
European transmission system for natural gas.

Blending hydrogen in natural gas streams reduces the energy density. For example, a natural
gas stream with 80% hydrogen (by volume) at 100 bar and 25°C has approx. 61% lower energy
density than pure natural gas. Approx. 2.5 times as many Nm?3 gas (natural gas and hydrogen) is
therefore needed to deliver the same amount of energy. As a result, the emission reductions
(climate benefit) at point of combustion is only about 50%.

To use an existing natural gas pipeline for hydrogen, the entire associated transmission system
must be requalified. This includes any land facilities and components, and may require the need
for adaptations and upgrades.

The possibility of using current gas pipelines for transporting hydrogen also depends on the
available capacity and commercial considerations. This applies, among other things, to the
predictability of the market for hydrogen produced from natural gas with or without CCS.

Transport of hydrogen by ships is the only realistic alternative to pipelines for export to Europe.
This is because the required volumes of hydrogen that must be transported for an export
industry are too large for transport by heavy-duty trucks to be profitable.

Ships can carry hydrogen in pure form as a liquid, or as ammonia, or with a liquid-organic
hydrogen carrier (LOHC). This requires conversion facilities on both ends of the journey, and
results in significant energy losses. Advantages of transporting hydrogen as ammonia or with a
LOHC are that existing ships can be used and low energy losses during transport and storage.

National use

DNV GL has estimated a future market for hydrogen for national use in Norway of about 250,000
tonnes of Hz/year in 2030. Hydrogen used in production of ammonia and methanol accounts for
about 75% of this consumption. Use of hydrogen for transport is expected to increase and the
market potential is estimated to be up to 60,000 tonnes of Hx/year in 2030. New use in industry
represents a limited market given the expected cost-competitiveness of hydrogen towards 2030.
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e Choosing an optimal hydrogen delivery-chain to end-users is an optimization of various
variables. For example, demand in a geographical area, requirements to delivery frequency and
purity of hydrogen, and distance between consumption and production.

e Both gas reforming and electrolysis are relevant hydrogen production technologies for large-
scale production in Norway. This is true for value chains that involve consumption on-site and
those that involve transport of hydrogen to nearby consumption points. CCS must be applied for
hydrogen produced from gas reforming to have a low carbon footprint.

e Electrolysis is particularly well suited for small-scale production, for instance, for fuelling stations
in the transport sector. This is because electrolysis a very modular technology, and only requires
access to power and water. Production can also easily be adjusted to match consumption. This
implies reduced need for hydrogen storage.

e It is expected that small electrolysis plants will, in most cases, draw power from the power grid.
For larger plants, such as for maritime ports or for railways, establishing a direct link to a wind
farm or a hydro power plant may be a relevant and cost-effective option.

e Hydrogen for ammonia and methanol production is expected to continue to be supplied from
natural gas until 2030. This is because: 1) hydrogen production is an integrated part of the value
chain in these industrial processes; 2) gas reforming is expected to remain the least-cost
production technology to 2030, also with a significantly higher carbon price, and; 3) large
investments have been made in existing facilities.

e Climate policy is an important driver for increased use of hydrogen in Norway. This implies that
the use of CCS can be a prerequisite for new gas reforming plants. We therefore expect that gas
reforming will only be relevant for large plants that can access gas and CCS infrastructure.

e The electricity price is the most important component for the cost of producing hydrogen by
electrolysis. This implies that centralized, large-scale electrolysis facilities, with subsequent
distribution and delivery of hydrogen, will often require access to cheaper power or reduced grid
costs to be competitive with local electrolysis.

e In a value chain and cost perspective, it is relevant to consider options for co-locating production
and combining infrastructure. This applies, for instance, to hydrogen fuelling stations for ports
and terminals for rail-, truck-, and bus-transport.

e If the Norwegian full-scale project for CCS is realized, with land facilities for receiving CO2 at
Kollsnes, it will be relevant to consider co-located production with gas reforming along the
shipping route to Kollsnes, or in the vicinity of Kollsnes.

e Technology maturity and access to different vehicle models will not represent a significant
limitation on the uptake of hydrogen trucks in Norway. This conclusion is partly derived from the
current situation, where we see that large players have already ordered large numbers of
hydrogen vehicles, and Nikola's stated plans to establish a network with more than 700
hydrogen stations in the US and Canada by 2028, and similar networks within Europe by 2030.

e Hydrogen trains, similar to those operating in Germany, are suitable for passenger traffic on the
diesel-powered railways in Norway. Some technology development is needed for freight-trains to
be powered by hydrogen, but hydrogen freight-trains are assumed to be available by 2030.

e Establishing an initial network of hydrogen stations will require public funding. Although heavy
FCEV should become cost-competitive, weak competitiveness for light-duty and personal vehicles
can contribute to slow establishment of hydrogen filling stations.
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e The Norwegian power surplus is expected to increase from 5 TWh in 2018 to 20 TWh in 2030.
This raises the attractiveness of establishing new power-intensive industries in Norway, such as
electrolysis-based hydrogen production.

e It is expected to be feasible to establish electrolysis plants with a total power demand of up to
500 MW, provided there is some flexibility regarding location of individual plants. However, large
electrolysis plants will, in some places, trigger costly grid reinvestments.

e The robustness of the power grid and available grid capacity at the industrial plants at Hergya,
Tjeldbergodden and Tyssedal (TiZir) are widely different. Hergya has access to a strong power
grid, while there is limited available grid capacity at Tjeldbergodden. Connection of a large-scale
electrolysis plant will, at all three locations, require that the on-site power station is upgraded to
a higher voltage level and that the transformer is replaced. In addition, the power line between
the local network station and the overlying network must be reinforced.

e The transfer capacity in the transmission grid out of northern Norway is limited. The projected
increase in power production in the region implies that power prices are expected to drop. This
can make it attractive to produce hydrogen by electrolysis in northern Norway. New power
production, especially from wind power production, makes it more attractive to establish
electrolysis plants that are connected directly to the power production facility. The
competitiveness of such production, i.e. that is disconnected from the power grid, depends on
the cost of the entire value chain until hydrogen is delivered to the end user.
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2 HYDROGENETS ROLLE

Dette kapittelet beskriver globale forhold og utviklingstrekk som er relevante for bruk av hydrogen,
og et overordnet perspektiv p& hydrogenets rolle i det globale energisystemet. Dette omfatter bade
anvendelser der hydrogen brukes pa grunn av energiinnholdet (som brensel eller drivstoff) og
anvendelser der hydrogen brukes som kjemisk innsatsfaktor i industriproduksjon. Vi presenterer
status og framtidsutsikter for disse anvendelsene fra et globalt perspektiv, og ulike metoder for
produksjon, transport og lagring av hydrogen. Dette skal gi et bakgrunnsteppe for diskusjon av
nasjonal anvendelse og verdiskapning knyttet til bruk av hydrogen som energibzerer i kapittel, 3, 4,
5 og 6. Vi diskuterer ogsd bruksomrdder som er mindre relevant for Norge, slik som bruk av
hydrogen for oppvarming av bygg, og begrunner hvorfor disse ikke blir videre vurdert i rapporten.

2.1 Bakgrunn

I 2016 var verdens totale energikonsum ca. 400 exajoule (DNV GL, 2018e). Rundt 3% av dette
energikonsumet ble brukt til & produsere hydrogen.3 Hydrogen er det letteste og minste av alle
grunnstoff. Siden hydrogen reagerer sveert lett med andre stoffer, finnes ikke rent hydrogen fra naturens
side pa jorda eller i atmosfaeren. Hydrogen ma derfor fremstilles ved & skille hydrogen fra sin kjemiske
binding med andre grunnstoff. Dette er bakgrunnen for at hydrogen kalles en energibaerer, og ikke en
energikilde slik som sol, vind, kull, olje og naturgass. Hydrogen produseres normalt med & skille
hydrogen fra karbonbindingen i kull, olje eller gass, eller fra bindingen med oksygen i vann.

Omtrent alt hydrogen som produseres i dag brukes som kjemisk innsatsfaktor i industriproduksjon,
hvorav bruk i ammoniakkproduksjon, metanolproduksjon, og i oljeraffinerier utgjgr ca. 90% (Shell,
2017). Store deler av hydrogenet for disse bruksomrddene produseres av den industrielle forbrukeren,
eller i neerhet til det aktuelle industrianlegget. Om lag 96% av hydrogen omsetningen er bundet, der
produksjon og forbruk er neert relatert, mens bare 4% omsettes i et marked (Shell, 2017). En sveert
liten del av verdens hydrogenforbruk, anslagsvis 1000 tonn, eller rundt 0,002%, brukes i dag for
hydrogenkjgretgy*. Dette er imidlertid et omrade der teknologi er under utvikling. For eksempel gkte
total samlet kapasitet fra brenselceller levert per &r til transportanvendelser fra 37 MW i 2014 til 456 MW
i 2017 (E4Tech, 2017). Dette er over en tidobling av arlig levert kapasitet.

Selv om verdens forbruk av hydrogen som kjemisk innsatsfaktor i industriproduksjon er antatt 3
fortsette & vokse (DNV GL, 2018b), dreier debatten om hydrogen som energibaerer primaert om rollen
hydrogen kan spille i 8 oppna reduksjoner i klimagassutslipp. De viktigste anvendelsene er hydrogen
som drivstoff for transportsektoren og hydrogen som brensel for oppvarming i bygg og i industri. Bruk
av brenselceller til transport kan ogs%, som elektrisk drift, redusere lokal luftforurensning?®.

I tillegg vurderes muligheten for & produsere hydrogen fra variabel fornybar strémproduksjon,
fortrinnsvis sol- og vind-kraft. Et eksempel pa dette er EU prosjektet HAEOLUS som skal teste
kombinasjonen av vindkraft og hydrogenproduksjon i Berlevdg kommune (NFR, 2018). Slik nyttegjgring
av fornybar kraftproduksjon vil apne for at regioner kan tillate en stgrre stramproduksjon fra variable
fornybarkilder, utover det som er mulig & eksportere via kraftnettet.

3 Det er estimert at verdens forbruk av hydrogen er over 55 millioner tonn (Hydrogen Council, 2017). Dette tilsvarer ca. 7.8 EJ basert pd
brennverdien (energiinnholdet) til hydrogen. Tar vi med at rundt en tredjedel av energien blir tapt i produksjonsprosessessen (20-50%
avhengig av produksjonsform), far vi at energimengden som brukes til 8§ produsere hydrogen er rundt 12 EJ.

4 Det finnes i dag ca. 10 000 hydrogenkjgretgy i verden (h2tools.org).

5 Dersom hydrogen anvendes i en brenselcelle, produseres elektrisk energi uten andre tilleggsprodukter enn vann og varme. Forbrenning av
hydrogen i atmosfeerisk luft, for eksempel i en forbrenningsmotor, genererer energi, vanndamp og noe nitrogenoksider (NOx).
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2.2 Kontekst for dekarbonisering

I denne rapporten er det tatt utgangspunkt i at hydrogen i framtiden ma veere framstilt med lavt
karbonfotavtrykk for 8 kunne tilfredsstille kravene i et lavutslippssamfunn. Karbonfotavtrykket til
produsert hydrogen kan variere fra under 1 kg CO2-ekvivalenter per kg hydrogen (kgCO2e/kgH2), til over
40 kgCO2e/kgH2. Reformering av naturgass, som representerer to tredjedeler av dagens produksjon av
hydrogen, har et karbonfotavtrykk pd omtrent 10-14 kgCO2e/kgH2, hvorav omtrent 9 kgCO2e/kgH> er
forbundet med utslipp fra reformeringsprosessen.

Det er derfor et betydelig potensial for reduksjon av klimagassutslipp ved & bruke mindre
utslippsintensive metoder for denne hydrogenproduksjonen. For eksempel vil hydrogenproduksjon med
elektrolyse fra strom ha et karbonfotavtrykk pd rundt 0,8 kgCO2e/kgH> nar en legger til grunn
utslippsdeklarasjon for stregm i Norge (korrigert for salg av opprinnelsesgarantier til Europa) (NVE,
2018b), og under 0,2 kgCO2e/kgH2 ved produksjon fra norsk vannkraft direkte®.

En alternativ metode & produsere hydrogen med et redusert karbonfotavtrykk er 8 anvende
karbonfangst og -lagring (CCS). Dette er fgrst og fremst aktuelt hvis man produserer hydrogen fra
fossile brensler, fortrinnsvis naturgass og kull, men kan ogsa anvendes pa produksjon fra biomasse eller
biogass. Hydrogen produsert fra fossile brensler med CCS betegnes gjerne som bld hydrogen.
Hydrogenproduksjon med naturgassreformering med norsk gass fra Troll og Ormen Lange og integrert
CO2-fangst vil kunne oppnd et karbonfotavtrykk sd lavt som 0.5 kgCOze/kgH2 (H21, 2018).

Karbonfotavtrykket til hydrogenverdikjeder avhenger ogsd av kjedens sammensetning og energiforbruk.

Vi vil belyse noen kjeders energiforbruk og respektive klimautslipp fra produksjon, tilstandskonvertering

(f.eks. kompresjon eller flytendegjgring), transport og lagringskomponentene i kapittel 2.3-2.6. Det bgr

0gsd bemerkes at en viktig motivasjon for & bruke hydrogen som drivstoff i transportsektoren er at man,
i tillegg til & unngd klimagassutslipp, unngdr lokal luftforurensning fra NOx og SOX.

2.3 Produksjon

De mest anvendte matene & produsere hydrogen er reformering av metanholdig gass, gassifisering av
fossile brensler eller biomasse, og splitting av hydrogen fra vann via elektrolyse. Figur 2-1 viser de
viktigste stegene i disse produksjonsprosessene, som er beskrevet nedenfor.

Effektiviteten til hydrogenproduksjon er et mal p& hvor mye energi som ma tilfgres for a fa en gitt
energimengde ut i form av hydrogen. For at denne effektiviteten skal vaere sammenlignbar for ulike
produksjonsmetoder er det viktig at beregningene bruker konsekvent lavere brennverdi eller total
brennverdi’. I dette kapitlet beregner vi effektivitet basert pa lavere brennverdi. Den lavere
brennverdien til hydrogen er 119,96 megajoule (MJ) per kg hydrogen. For eksempel, hvis 50 kWh = 180
MJ ma tilfgres for 8 produsere 1 kg hydrogen, s vil effektiviteten vaere 119,96 / 180 = 0,67, eller 67%.

Vi har under tatt med anslag pd produksjonskostnad for hydrogen for forskjellige metoder, men ved
vurdering av konkurranseforholdet mellom forskjellige metoder ma det sees i sammenheng med samlet
pris av produksjon og transport fram til forbruker. Verdien av hydrogen realiseres fgrst ndr det anvendes
hos forbrukeren, enten det er tung industri eller spesialisert smaskala forbruk.

6 Forskjellen mellom karbonfotavtrykket for norsk vannkraft of karbonfotavtrykket som legges til grunn i NVEs varedeklarasjon for norsk strgm
skyldes kjgp og eksport av opprinnelsesgarantier. Dette betyr at strammiksen som legges til grunn for NVEs varedeklarasjon er forskjellig
fra sammensetningen av produsert strgm i Norge.

7 Brennverdi er den energien som blir frigitt ved fullstendig forbrenning av en gitt mengde brensel (snl.no), og produktene fra forbrenningen er
tilbakefgrt til tilstanden de hadde fgr forbrenning. Dette inkluderer energien som frigjgres ved fordampning av vann. Nedre brennverdi
betegner total brennverdi minus mengden som kan frigjgres ved fordampning av vann, som ofte ikke vil kunne nyttegjgres. Dette gjelder
for eksempel hvis vanndamp fra forbrenning eller en brenselcelle slippes ut gjennom en pipe eller eksosrgr.
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Figur 2-1: Prosesser for & produsere hydrogen.

2.3.1 Elektrolyse

I hydrogenproduksjon via elektrolyse brukes elektrisk stram til @ skille hydrogen og oksygen i vann. To
metoder for slik elektrolyse er i dag dominerende; alkalisk elektrolyse og proton elektrolytt membran
(PEM) elektrolyse. Det jobbes 0gsd mye med & utvikle metoder for elektrolyse under hgy temperatur
med keramiske membraner basert p& samme teknologi som fastoksid brenselceller (SOFC - Solid Oxide
Fuel Cell), men denne teknologien er fortsatt p& demonstasjonsstadiet. De to sistnevnte metodene (PEM
og SOFC) har en potensiell fordel ved at de ogsd kan brukes reversibelt som en brenselcelle.

Alkalisk elektrolyse er en moden teknologi, og har blitt benyttet til fremstilling av hydrogen i over 100 &r
(D. M. F. Santos, 2013), blant annet av Norsk Hydro siden sent pa 1920-tallet (NFR, 2006a). I denne
metoden mister katoden elektroner til en alkalisk vannlgsning, som forarsaker en splitting av
vannmolekyl:

2H20 + 2e” > 2H2 + 20H".

Det ladede hydroksid kompleksionet beveger seg da mot anoden hvor elektronene blir absorbert og
hydroksidanionene oksideres og danner vann og oksygen:

20H" > H20 %202 + 2e.

Alkalisk elektrolyse opereres normalt pd rundt 60-80°C, har en energieffektivitet fra 55% til 69% (IEA,
2015) (basert pa lavere brennverdi), og gir hydrogen med veldig hgy renhetsgrad. Figur 2-2 viser en
skisse av en modul for alkalisk elektrolyse.
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Figur 2-2: Alkalisk elektrolysemodul. Kilde: NEL.

Shell (Shell, 2017) oppgir at kapitalkostnaden (CAPEX) for system for alkalisk elektrolyse ligger mellom
1000 og 1200 €/kW8, Dette inkluderer ikke installasjon. Til sammenligning angir IEA at prisen i 2015 var
850-1500 USD/kW (740-1300 €/kW) (IEA, 2015), og at et 400 MW alkalisk elektrolysesystem er
tilgjengelig for 400 €/kW (IEA, 2017b). E4Tech og Element Energy (FCH JU, 2014) har anslatt at CAPEX
for alkaliske elektrolysesystem vil synke fra 1000-1200 €/kW i 2014 til 370-800 €/kW i 2030.

PEM elektrolyse har blitt anvendt siden 1966, og er i dag ogsd en moden teknologi, men med muligens
stgrre potensial for effektivitetsgkning og kostnadsreduksjon enn alkalisk elektrolyse. PEM elektrolyse
har omtrent samme driftstemperatur som alkalisk elektrolyse, men har i dag litt lavere energieffektivitet
(55-66%) og renhet pa produsert hydrogen. Figur 2-3 viser en skisse av en PEM elektrolysemodul.

Figur 2-3: PEM elektrolysemodul. Kilde: NEL

8 gt system p& 1 MW vil ha en produksjonskapasitet pa 20 kg i timen med en energieffektivitet p& 67%.
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E4Tech og Element Energy (FCH JU, 2014) har anslatt at energieffektiviteten for PEM elektrolyse i 2030
vil veere 62-74%. De estimerer ogs% at CAPEX vil synke fra 1900-2300 €/kW i 2014 til 250-1270 €/kW i
2030. Til sammenligning oppgir NEL at de leverer PEM elektrolysgrer i dag er til ca. 850 €/kW, og
antyder at prisen pa8 PEM elektrolysgrer fra dem vil vaere 600 €/kW i 2020 og 350 €/kW i 2030.
Fraunhofer-Institut har en mer forsiktig prognose, og estimerer i (NOW, 2018) at PEM elektrolyse vil
fortsette & ha litt lavere energieffektivitet og systemlevetid enn alkalisk elektrolyse i 2030, samt at
CAPEX i 2030 vil veere 850-1800 €/kW for PEM elektrolyse og 600-1400 €/kW for alkalisk elektrolyse.

Shell (Shell, 2017) angir at levetiden til alkaliske elektrolysesystemer er 60-90 tusen timer, og at PEM
system har en levetid pd 20-60 tusen timer. Fraunhofer-Institut (NOW, 2018) anslar at levetiden i 2030
vil vaere 65-100 tusen timer for et 100 MW alkalisk elektrolyseanlegg, og 30-85 tusen timer for et
tilsvarende PEM anlegg. NEL oppgir levetiden til deres PEM-elektrolysgrer er 12 ar (ca. 100 000 timer).

PEM elektrolyseanlegg har imidlertid lavere operasjonelle kostnader (OPEX), og differansen i OPEX er
forventet & bli stgrre mot 2030 (NOW, 2018), med henholdsvis 6-10 €/kW per ar for PEM elektrolyse og
13-32 €/kW per ar for alkalisk elektrolyse for et 100 MW anlegg.

Reduksjon i CAPEX er en viktig grunn til at man forventer kostnadsreduksjoner for hydrogenproduksjon
fra elektrolyse. Figur 2-4 sammenligner kostnaden ved hydrogenproduksjon fra elektrolyse under ulike
antagelser om CAPEX og strgmpris. Her legger vi Fraunhofer-Institut sine estimat for OPEX, effektivitet
og levetid i 2030 til grunn, og antar drift 8000 timer i aret.

NVE (NVE, 2018a) har anslatt at kraftprisen i Norge kan gke fra 32 gre/kWh i 2020 til 36 gre/kWh i
2030. Hydrogenproduksjon med elektrolyse er i Statsbudsjettet 2019 fritatt for elavgift
(Finansdepartementet). Nettleie for naeringskunder 13 i 2017 fylkesvis mellom 11 og 34 gre/kWh for
kunder med effektuttak pa 40 kW og 160 MWh/ar (NVE, 2017). Hvis vi antar 20% gkning i nettleien til
2030, far vi at strgmprisen i 2030 vil vaere 0,49-0,77 NOK/kWh. Merk at for store elektrolyseanlegg med
effektuttak pa titalls MW er nettleien mindre, og kan vaere helt ned mot 2 gre per kWh gitt at de
kvalifiserer for utkoblbar tariff (NVE, 2017)°.

I Figur 2-4 legger vi derfor til grunn at stremprisen for naeringskunder i Norge vil veere 0,34-0,67
NOK/kWh eksklusiv MVA i 2020, og 0,38-0,77 NOK/kWh eksklusiv MVA i 2030.
NOK per kg hydrogen
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Figur 2-4: Estimert kostnad for hydrogenproduksjon med elektrolyse i Norge i 2020 og 2030.

9 Dersom elektrolysen er knyttet til egen kraftproduksjon, s8 er det kun produksjonskostnaden som er relevant.
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Figur 2-4 viser en flat utvikling i kostnad per kg produsert hydrogen for alkalisk elektrolyse. Dette
skyldes at kostnaden for hydrogenproduksjon ved vann-elektrolyse domineres av strgmprisen, og
energieffektiviteten til elektrolyseanlegget. Kapitalkostnader og andre operasjonelle kostnader utgjgr et
relativt sett lite pdslag. @kt strempris kompenserer derfor for reduksjonen fra lavere pris for
elektrolyseapparat. Kostnaden for PEM elektrolyse faller noe som fglge av at kostnaden for PEM
elektrolysgrer er antatt & falle mer enn for alkaliske elektrolysgrer.

Det bemerkes at NEL sier deres kostnader for produksjon av alkaliske elektrolysemoduler pd Notodden
ligger pa rundt 2,6 NOK/W, og at denne kostnaden vil kunne halveres til 2030 (Lgkke & Halvorsen). Til
tross for at dette vil kunne gi en kapitalkostnad ved salg som ligger betydelig under anslag i (FCH JU,
2014) og (NOW, 2018), vil man med samme energieffektivitet som det som er lagt til grunn i Figur 2-4
kun redusere kostnaden med omtrent 2 NOK/kgH2 i 2030. Men med tilgang til billigere kraft vil man
kunne senke prisen ytterligere. Dette kan for eksempel oppnds med direktekobling mellom et
elektrolyseanlegg og en vindpark, se for eksempel analyse i kapittel 6.6.

NVE har publisert anslag for produksjonskostnader ved vindkraftutbygging i 2020 (NVE, 2018d). Her er
det estimert at man kan oppnd en kraftpris ned mot 26 gre/kW i omrdder med gode vindressurser.
Legger vi denne kraftprisen til grunn, antar direkteoppkobling slik at man unngar nettleie, og bruker NEL
sine anslag for kapitalkostnad for alkaliske elektrolysemoduler, kan man oppna en kostnad for produsert
hydrogen pa omtrent 15 NOK/kgH2. Sammenlignet med kostnadene vist i Figur 2-5 ser vi at 15
NOK/kgH2 er sammenlignbar med kostnaden for gassreformering med anvendelse av CCS.

Elektrolysesystemer er modulaere og kan leveres i stgrrelser fra noen fa kW til flere MW. Det norske
selskapet Hydrogenpro, som er et agenturselskap for den kinesiske elektrolyseprodusenten THE, har
eksempelvis inngdtt en avtale med franske H2V om & levere et 100 MW alkalisk elektrolyseanlegg, samt
en intensjonsavtale & levere fem slike anlegg fra 2020 (DN, 2018). Stgrre enheter er bygd opp av mange
mindre enheter slik at kostnadsfordeler ved & bygge store anlegg er begrenset. Noe reduksjon i kostnad
per kW vil kunne oppnds ved & gke systemstgrrelsen til rundt 1 MW, bl.a. i forhold til omformere,
gasstgrking og system kontroll, men ytterligere kostnadsreduksjoner (per MW) antas & vaere begrenset
for systemer over 1 MW (FCH JU, 2014).

Modulariteten til elektrolyse har flere fordeler, inkludert fglgende:

- Velegnet for distribuert smaskalaproduksjon, for eksempel for hydrogen-stasjoner, slik at man
kan unngd behov for transport og store lagringstanker.

- Fleksibel produksjon. Dette oppnds med en kombinasjon av & skru av produksjon fra
enkeltmoduler og justere ned effektuttak p& moduler som kjgres.

- Investeringer i utbygging av elektrolyseanlegg kan gjgres i trappetrinn i fase med stigende
markedsetterspgrsel.

Elektrolyse har ingen direkte CO2-utslipp, men vil ha indirekte utslipp forbundet med streamforbruket.
Dette indirekte utslippet er avhengig av karbonfotavtrykket til strammiksen som brukes. NVE har
beregnet en varedeklarasjon for norsk kraftproduksjon i 2016 med et karbonfotavtrykk pa 16 g/kWh
(NVE, 2018b). Hvis vi antar at elektrolysen har en energieffektivitet p& 67%, sa vil man kunne produsere
hydrogen med et karbonfotavtrykk pa 0,8 kgCOe/kgH2. Dersom en betrakter vannkraftproduksjon i
Norge spesifikt, har den et karbonfotavtrykk rett under 3 g/kWh (@stlandsforskning, 2015). For storskala
elektrolyse kan det veere aktuelt & koble elektrolyseanlegget direkte til vind/solparker eller til vannkraft.
Dette vil derfor kunne gi et karbonfotavtrykk under 0,2 kgCO2e/kgHa.

DNV GL - Rapportnr. 2019-0039, Rev. 1 - www.dnvgl.com Page 21



Karbonfotavtrykket kan ogsa estimeres basert pd en kontraktfestet strammiks. Dette gjgres for
eksempel av hydrogenprodusenter som kjgper sertifisert grgnn, fornybar strem for & kunne si at de
selger grgnn hydrogen. Det finnes ingen felles internasjonale krav til hva slags strammiks som m&
legges til grunn for produksjon av grgnn hydrogen, men standarden til TUV SUD krever at hydrogen fra
elektrolyse skal ha et lavere karbonfotavtrykk enn 2,7 kgCO2e/kgH>. For @ innfri dette kravet for et 67%
energieffektivt elektrolysesystem ma& karbonfotavtrykket til strammiksen veaere under 54 gCO2e/kWh.

2.3.2 Gassreformering

Den vanligste formen for hydrogenproduksjon i dag er reformering av naturgass ved bruk av vanndamp
som oksidant. Det estimeres at 68% av verdens hydrogenproduksjon er basert pa reformering av
naturgass (Shell, 2017)1°. Samme prosess kan brukes til & produsere hydrogen fra biogass og fra lette
hydrokarboner som flytende petroleumsgass (LPG) og nafta. Prosessen inneholder normalt fem steg:

To-trinns fjerning av svovel via dannelse og fjerning av hydrogensulfid.

Omdannelse av metan og vann til hydrogen, karbonmonoksid og sm& mengder karbondioksid.
Omdannelse av CO og vann til COz2 og hydrogen (vann/gass skiftreaksjon).

Fjerning av karbondioksid fra hydrogenstrgmmen.

u kW

Omdannelse av resterende karbonmonoksid og karbondioksid tilbake til metan.
Metoden har rundt 70-85% energieffektivitet, fra gass til hydrogen, basert pa lavere brennverdi.

En modul i et storskala dampreformeringsanlegg kan vaere opp mot 30 meter hgy og produsere rundt 5-
10 tonn hydrogen i timen (NGN, 2017). Ved behov for stgrre kapasitet brukes flere moduler.

10 Noen kilder, som f.eks. (IEA, 2015) angir at 48% av hydrogen produseres fra naturgass. Her angis det at 30% kommer fra oljeraffinering,
18% fra kullgasifisering, og 4% fra elektrolyse.
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Dampreformere kan ogsa bygges i mindre skala, men kostnaden per produsert enhet blir da betraktelig
hoyere. Eksempelvis er det estimert at produksjonskostnaden for et sma-skala anlegg med kapasitet til
& produsere 150 kgHz/dag vil veere 7 ganger hgyere enn et stor-skala dampreformeringsanlegg (NREL,
2006). En annen utfordring med sma&-skala anlegg for bruk ved for eksempel fyllestasjoner er stgrrelsen
(med hgyde pa rundt 12 meter (NFR, 2006b)), og hgy temperatur og trykk. Utvikling av kompakte og
effektive sma- og mellomstore anlegg er imidlertid et aktivt forskningsomrade. Her utvikler IFE sammen
med ZEG Power et konsept basert pd «sorption-enhanced» reformeringsteknologi (SER).

Andre metoder for gassreformering inkluderer partiell oksidasjon (POX) og autotermisk reformering. POX
bruker rent oksygen som oksidant, og naturgass eller tyngre hydrokarboner oksideres gjennom en
eksoterm prosess. Oksygenet produseres normalt i en luftseparasjonsenhet. En POX-reaktor er mer
kompakt enn en dampreaktor, fordi den slipper tilfgrsel av varme via en varmeveksler, og har litt lavere
energieffektivitet. Til gjengjeld er den ikke, slik som dampreformering, begrenset til lette gass og lette
hydrokarboner, men kan ogsa anvendes for tunge hydrokarboner.

Autotermiske reformere (ATR) er en kombinasjon av dampreformering og POX som bruker en blanding
av luft og vann som oksidant. Blandingen tilpasses slik at reformeringsprosessen blir isotermisk. En
viktig forskjell mellom ATR og dampreformering er at varme for reformeringsprosessen tilfgres med
forbrenning av oksygen i samme reaktor som reformeringen skjer. Produsert H2 og CO2 blir da en del av
syntesegassen fra reformeringen av naturgassen. I dampreformeringen forbrennes naturgass for &
varme opp damp i et eget forbrenningskammer, og produsert CO2 fra denne forbrenningen blir ikke del
av syntesegassen. Dette medfgrer at ATR-anlegg blir mer kompakt enn et tilsvarende
dampreformeringsanlegg!l, og at det er enklere 8 integrere CO2-fangst med hgy fangstrate.

H21 North of England er et foresldtt prosjektkonsept for konvertering av naturgass brukt i Nord-England
(hovedsakelig til oppvarming) til hydrogen for tilsvarende bruk (H21, 2018). Prosjektkonseptforslaget
har vurdert konsepter for bade dampreformering med CO»-fangst og ATR med CO2-fangst. Her blir et
foreslatt konsept for dampreformering med ansl3tt fangstrate pd 91,2% sammenlignet med et ATR
konsept med estimert fangstrate pd 94,5%. Konseptene har omtrent samme energieffektivitet. Dette
medfarer at ATR-konseptet far et noe lavere karbonfotavtrykk enn dampreformeringskonseptet. I tillegg
har dampreformeringskonseptet en totalkostnad som er ca. 14% hgyere enn ATR-konseptet. Andre
fordeler som trekkes frem ved ATR-konseptet sammenlignet med dampreformeringskonseptet er:

e ATR-konseptet er vesentlig mer kompakt.

e ATR-konseptet har lavere sikkerhetsrisiko som fglge av lavere lekkasjerisiko og lavere
operasjonell kompleksitet.

e ATR-konseptet tillater raskere oppstart og nedstenging av anlegget.

e ATR-konseptet kan opereres pa hgyere trykk (over 60 bar for ATR sammenlignet med 20-40 bar
for dampreformering), og dermed levere syntesegass ved hgyere trykk. Dette tillater produksjon
av hydrogen ved hgyere trykk, som reduserer behov for kompressorer.

e ATR-konseptet tillater at omtrent 95% av produsert CO2 fanges ved hgyt trykk.

Figur 2-5 viser estimert pris for hydrogenproduksjon med dampreformering, og paslag for CCS. Her
bruker vi estimat for energieffektivitet (70-85%), kapitalkostnad (400-600 USD/kW) og levetid (303r)
fra (IEA, 2015) og estimat for OPEX (1,00 NOK/kgH2) fra (IEAGHG, 2017). Vi antar videre at gass prisen
vil ha en flat utvikling, og vaere 1,70-2,20 NOK/Sm3 (Det Kongelige Finansdepartement, 2018). Ekstra

11 Metanalofabrikken pa Tjeldbergodden produserer med b&de damreformering og ATR, hvor rundt to tredjedeler av produksjonen gjgres med
ATR. ATR reaktoren er signifikant mer kompakt enn SMR reaktoren (H21, 2018).
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energibruk forbundet med fangst, transport og lagring medfgrer at energieffektiviteten reduseres med
7%, CAPEX gker med 18-79% og OPEX med 18-33% (IEAGHG, 2017). Dette gir en gkning i
produksjonskostnaden p& 18-45% (IEAGHG, 2017). I dag produseres hydrogen ved gassreformering
med CCS to steder i Nord Amerika (U.S. DRIVE, 2017) og ved Tomakomai i Japan (Japan CCS Co.).

NOK per kg hydrogen

18
16
14
12
10

o N B O

Lavt kostestimat Middels kostestimat Hgyt kostestimat

Kostnad for naturgass ® Kostnad for reformering m Kostnad for CCS

Figur 2-5: Estimert kostnad for hydrogenproduksjon med dampreformering og CCS*2,

Kostnaden for hydrogenproduksjon ved dampreformering og CCS som vist i Figur 2-5 ligger i dag lavere
enn kostnaden for hydrogenproduksjon ved elektrolyse, som vist i Figur 2-4. Den relevante prisen for en
sammenlikning er derimot nar en inkluderer transport og lagring, noe estimatene over ikke har med. I
tillegg er gassreformering fortrinnsvis gjort ved store anlegg pa grunn av stordriftsfordeler, og vil
normalt ikke veere kostnadseffektivt for sma& anlegg. Som nevnt bidrar modulariteten til elektrolyse til at
man kan produsere relativt sma volum lokalt pd en kostnadseffektiv mate, for eksempel i forbindelse
med fyllestasjoner, og dermed unngd kostnader forbundet med frakt av hydrogen.

CO:z-utslipp fra dampreformering er normalt omtrent 9 kg kgCO2e/kgH2 (IEAGHG, 2017). Hvis vi ser pa
hydrogenproduksjon fra et livslgpsperspektiv og tar med utslipp fra gassproduksjon, sa ma det legges til
1-5 kgCO2/kgH> (basert pd data for gassproduksjon i USA) (NETL, 2015). Exergia har sammen med
E3M-Lab og COWI estimert at norsk gassproduksjon og transport til mottaksanlegg har et utslipp pa 17
kgCOze per MWh gass (Exergia; E3M-Lab; COWI, 2015)13,

Equinor har ogsa gjort egne beregninger, og funnet at gass levert fra Equinor til mottaksanlegg i Europa
har et karbonfotavtrykk pa ca. 11-12 kgCOze per MWh gass (Equinor, 2017). Hvis vi antar 70%
energieffektivitet, sd vil dette klimagassutslippet forbundet med Equinor sin gassproduksjon veere
omtrent 0,5-0,6 kgCO2e/kgH2. Livslgpsutslippet til hydrogen produsert ved naturgassreformering (uten
CCS) fra denne gassen vil da vaere omtrent 10 kgCO2e/kgH.. Dermed vil en CO; pris pa utslipp gi et
paslag i kostnaden pa ca. 1 NOK/kgH> for hver 100 NOK/tonn CO»-prisi4. Ettersom CO2-prisen er

12 Hyis CCS ikke anvendes reduseres produksjonskostnaden, men da kommer et pdslag fra beskatning av CO»-utslipp. Dette kan raskt overstige
prisen pd CCS, da man far et tillegg p8 omtrent 1 NOK/kgH- for hver 100 NOK/tonn CO»-pris.

13 Tabell 5-23, hvor vi tar med utslipp fra produksjon, transport og lagring, men ser bort fra utslipp forbundet med fylling.
14 CO»-kostnaden for petroleumskativitet er p8 ca. 700 kr/tCOze - avgift pd 483kr/tCO»e + EU ETS kvotepris p8 ca 200 kr/tCOze.
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forventet & gke, er dette en driver som bidrar til at kostnaden for gassreformering vil gke, mens
teknologiutvikling driver kostnaden ved elektrolyse nedover.

Ved bruk av CCS kan 50-95% av CO: utslippene fra gassreformering fjernes (IEAGHG, 2017) (H21,
2018). For eksempel er det estimert i for H21 North of England (H21, 2018) et karbonfotavtrykk pa 1,8
kgCO2e/kgH:2 ved bruk av dagens gass-miks i England. Ved bruk av gass fra kun Troll og Ormen Lange
kan fotavtrykket potensielt reduseres til 0,5 kgCOze/kgH:. Disse estimatene for H21 antar
hydrogenproduksjon med autotermisk reformering og en CO2-fangstprosent pa 94% (H21, 2018).

Et annet potensielt utslippsreduserende tiltak er produksjon og reformering av biogass produsert
gjennom anaerob nedbrytning av organisk materiale. Volumene med tilgjengelig biogass er imidlertid i
dag sma sammenlignet med mengden gass som kreves for & produsere hydrogen for ammoniakk og
metanolproduksjon og for oljeraffinering (Avfall Norge, 2017). Pa sikt vil norsk biogassproduksjon kunne
utvides?S. Biogass produseres typisk i relativt sma anlegg, og Norge har lite infrastruktur for & samle
produsert biogass med rgrledning med tanke pa eventuell storskala hydrogeneksport.

2.3.3 Gassifisering

Gassifisering betegner en prosess hvor et brensel, f.eks. olje, kull eller biomasse, tgrkes og varmes opp
uten tilstrekkelig tilfgrsel av oksygen for fullstendig forbrenning. Oppvarmet karbon og vanndamp gir da
opphav til en syntesegass som bestar hovedsakelig av hydrogen og karbonmonoksid. I en pafglgende
vann/gass skiftreaksjon omdannes karbonmonoksid og vann til karbondioksid og hydrogen.

Gassifisering kan utfgres under normalt atmosfaerisk trykk, men gkt trykk gker energieffektiviteten.
Prosessen krever normalt tilfgrsel av varme, men en isotermisk prosess kan oppnas ved & bruke varme
fra den partielle oksideringsprosessen. Det innebzerer imidlertid at noe av brenselet benyttes til 8
produsere varme i stedet for & bli omdannet til syntesegass.

Et 1000 MW kullgassifiseringsanlegg vil i dag koste omtrent 13-17 milliarder NOK & bygge. Dette er 3-
3,5 ganger kapitalkostnaden til et tilsvarende anlegg for dampreformering (DNV GL, 2018c). Det
estimeres ogsa at for et 1000 MW anlegg (basert pa total brennverdi) med &rlig produksjon pa 222
kilotonn hydrogen vil produksjonskostnaden med CCS veaere 11-18 NOK/kgH2. Kapitalkostnaden til et
dobbelt sd stort kullgassifiseringsanlegg er estimert 8 vaere 65% hgyere, og kapitalkostnaden til et 500
MW forventes & koste omtrent 35% mindre (DNV GL, 2018c). Det ligger derfor betydelig potensial for
kostnadsreduksjoner per enhet produsert ved & gke produksjonsskala.

Energieffektiviteten til et 1000 MW kullgassifiseringsanlegg er estimert til 8 vaere 40-54% basert pad
lavere brennverdi, og karbonfotavtrykket til prosessen er beregnet til 20-21 kgCO2e/kgH2 (DNV GL,
2018c). I tillegg kommer karbonfotavtrykket til kullproduksjon og transport pd rundt 1 kgCO2e/kgHa.
Karbonfotavtrykket fra kullgassifiseringsprosessen kan reduseres betraktelig med anvendelse av CCS.

Ved gassifisering av biomasse kan man oppna et lavt karbonfotavtrykk uten @ anvende CCS. Slike
anlegg er imidlertid generelt mindre og har lavere energieffektivitet enn kullgassifiseringsanlegg. Det
medfgrer at kostnaden per produsert enhet blir vesentlig hgyere.

Kullgassifisering er mest anvendt i Kina, som har flere hundre anlegg, men gjgres ogsa i Sgr Afrika og i
Nord Amerika. Kullgassifisering utgjgr rundt 11-18% av verdens hydrogenproduksjon (FCH JU, 2014),
(IEA, 2015), (Shell, 2017).

15 N&r alle planlagte anlegg for produksjon av biogass kommer i gang, vil det bli produsert rundt 1 TWh biogass i Norge i 2020. I 2025 - 2030
kan produksjonen vaere s& mye som 5 TWh. Kilde: avfallnorge.no (Avfall Norge, 2017).
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2.3.4 Andre produksjonsmetoder

Det finnes mange andre metoder for hydrogenproduksjon som ikke faller inn under de tre kategoriene
som er diskutert i de tre foregdende delkapitlene. En oversikt over metoder, som fremdeles er
representativ, finnes p& Hydrogenplattformen til Norges Forskningsrad (NFR, 2006c). Selv om det har
blitt gjort mye p& forskning og utvikling av nye metoder siden 2006, er mange av disse metodene
fortsatt pa forsknings og utviklingsstadiet, eller for kostbare for kommersielle anvendelser. Shell (Shell,
2017) gir en oppdatert status pa flere metoder for hydrogenproduksjon og deres markedsmodenhet.

En metode for «utslippsfri» produksjon av hydrogen som har blitt viet mye interesse de senere ar er
termokjemisk splitting av vann med konsentrert solenergi, eller ved bruk av spillvarme fra f.eks.
atomkraftverk. Denne metoden bruker hgy temperatur (500°9C-20000°C) til 8 initiere kjemiske reaksjoner
som frigir hydrogen (U.S. DOE). Forskning pa mer enn 300 metoder for termokjemisk splitting av vann
er oppsummert i (Sandia National Laboratories, 2011). Til tross for at Fraunhofer Institut nylig
annonserte at de har satt verdensrekord i energieffektivitet for sol-splitting av vann pd 19% (Fraunhofer
Institut, 2018), er det nok fremdeles et stykke igjen til hydrogenproduksjon via termokjemisk vann-
splitting blir kostnadseffektiv sammenlignet med elektrolyse og gassreformering.

Hydrogen produseres i noen tilfeller ogs8 som bi-produkt fra petrokjemisk industri, som for eksempel fra
klorproduksjon. I tillegg er det i enkelte industrier et mulighetsrom for kostnadseffektiv produksjon av
hydrogen fra rgykgass eller andre bi-produkter (se f.eks. kommentar fra Elkem i kapittel 4.2.3). Dette
gjelder ogsa avfallsanlegg hvor hydrogen kan produseres med reformering av biogass. Reinertsen jobber
med et pilotkonsept for CO2-fangst basert pa palladiumfilm. Selv om teknologien i forste omgang er
myntet pa CO2-fangst kan den ogsd brukes til & skille hydrogen fra naturgass (CLIMIT, 2015)16,

2.4 Brenselceller

Brenselceller benyttes til & konvertere kjemisk energi, for eksempel i hydrogen, til elektrisitet i en
kjemisk prosess uten forbrenning. Skjematisk kan en brenselcelle sammenlignes med batterier, men
med den forskjellen at drift av brenselceller krever kontinuerlig ekstern tilfgrsel av drivstoff og luft.

Det finnes mange brenselcelleteknologier, hver med sine spesifikke styrker og svakheter. Navnet er
typisk knyttet til materialvalget benyttet i cellenes elektrolytt. Tabell 2-1 viser en oversikt over
karakteristikker til 5 brenselcelleteknologier.

16 Bare hydrogenatomer slipper gjennom palladiumfilmen, mens CO: og andre gasser blir holdt tilbake.
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Tabell 2-1: Oversikt over karakteristikker for 5 ulike brenselceller (Shell, 2017).

Type Temperatur- | Elektrolytt Effekt Energi- Kapitalkost Levetid Modenhet | Anvendelse
spenn (°C) effektivitet* | kNOK/kWer | (tusen timer)
Alkalisk 60 - 90 Kalium- Opptil 250 60-70% 1.7-6 5-8 Etablert, Romfart,
brenselcelle hydroksid kW men for ubdter
spesielle
anvendelser
Polymer 50 - 90 (LT) Polymer- 500 W til 400 35-70% Stasjoncer: Stasjoncer: Tidlig Transport,
brenselcelle | fil 180 (HT) membran kW 25-35 60 marked, romfart,
Mobil: Mobil: 5 markeds- stasjoncer,
~4-45 ledende reservekraft
Fosforsyre 160 — 220 Fosforsyre Opptil flere 35-45% 4-5 30 - 60 Moden, men | Produksjon
brenselcelle fitalls MW lav av kraft og
produksjon | kraft+varme
Smelte- 600 - 700 Flytende Fra noen f& 65-70% 4-6 20 - 40 Tidlig Produksjon
karbonat karbonat 100 kW ftil marked av kraft og
brenselcelle flere MW kraft+varme
Fast-oksid 700 - 1000 Keramisk Fra noen f& 60 -80 % 3-4 Opptil 90 Moden, Produksjon
brenselcelle fast-oksid 100 kW fil okende av kraft og
flere MW produksjon | kraft+varme

* Hydrogen til elektrisitet basert pa lavere brennverdi for hydrogen.

Fordeler og ulemper ved disse teknologiene er oppsummert her.

o Alkaliske brenselceller (ABC) benytter en Igsning av kaliumhydroksid som elektrolytt, og var den
fagrste brenselcellen som ble utviklet (FCH JU, 2017). ABC opereres ved lav temperatur, har
kompakt design og lett tilgjengelig elektrolytt, og relativt lav kostnad. En utfordring med ABC er
lav CO: toleranse, som krever tilfgrsel av tilnaermet rent oksygen (Shell, 2017). Det medfgrer at
aktuelle anvendelser begrenses, og den brukes fortrinnsvis til romfart og i ubater.

e Polymer brenselceller (PEMBC) bruker en polymer-membran som elektrolytt, er mer kompakt
enn ABC, og har hgy ytelse. Dette gjgr den spesielt velegnet for mobile applikasjoner. Bruk av
platina som katalysator gker imidlertid kapitalkostnaden. Katalysatoren gdelegges ogsa av svovel
og karbonmonoksid. Dette medfgrer at PEMBC krever veldig rent hydrogen. Men i motsetning til
ABC kan den bruke luft som oksidant, i stedet for rent oksygen.

e Fosforsyre-brenselceller (FBC) opererer ved hgyere temperatur (160-220 °C), og kan levere
hgyere effekt enn ABC og PEMBC. Katalysatoren er ogsd mindre sarbar for karbonmonoksid. Men
FBC har lav elektrisk energieffektivitet, hoye materialkostnader, komplisert handtering av vann,
og krever mye plass. Denne brenselcellen er derfor ikke velegnet for mobile anvendelser. I dag
brukes den fortrinnsvis i stasjonzere anvendelser, men forelgpig i begrenset antall.

¢ Smeltekarbonat brenselcellen (SBC) bruker et binegert alkali (Li/K/Na) karbonatsalt som
elektrolytt (hydrogenplattformen.no), og opereres mellom 600 og 700°C. Den kan levere hgy
effekt (flere MW) og har hgy elektrisk energieffektivitet, men krever mye plass. Hgy temperatur
gjor det ogsa mulig & bruke hydrogenholdige gasser, som naturgass og biogass, i stedet for rent
hydrogen, men krever materialer som taler hgy temperatur og toleranse for korrosjon. Denne
brenselcellen brukes i dag fortrinnsvis i kraft-sektoren, men ogsd denne i beskjedent antall.

e Fast-oksid brenselceller (FOBC) opereres mellom 700 og 1000°C med en elektrolytt av et porgst
keramisk materiale. De kan levere hgy effekt og oppnd hgy elektrisk energieffektivitet. Den hgye
temperaturen muliggjgr ogsa intern reformering av hydrogenholdige gasser eller vaesker, men
medfgrer lang oppvarmingstid, og krever materialer som taler hgy temperatur. FOBC har hgy
toleranse for bade svovel og karbonmonoksid, og har lengre levetid og lavere kapitalkostnad per
kW enn FBC og SBC. FOBC er nest mest installert (i bdde antall og kapasitet) bak PEMBC.
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Ettersom flere av disse brenselcelleteknologiene kan oppna en elektrisk energieffektivitet over 50% er
det gode muligheter for @ oppna en hgyere virkningsgrad enn dieselgeneratorer. Dette gjelder saerlig for
stgrre systemer, slik som brenselceller til bruk i maritim sektor. For flere typer brenselceller anses
muligheten for varmegjenvinning som viktig for & gke totalvirkningsgraden betydelig. For FBC, SBC og
FOBC er det rapportert at totalvirkningsgraden med varmegjenvinning kan bli 80-85 %, og for FOBC
hevdes det at ogsd hgyere virkningsgrader kan oppnas i fremtiden (DNV GL, 2017c).

Allerede omkring 2010 gjennomfgrte Fellowship-prosjektet storskala demonstrasjon av brenselceller i
skip basert p& LNG som drivstoff. En SBC ble testet i 18 000 timer ombord pa supply-skipet Viking Lady.
Den 330 kW store brenselcellen fungerte som hjelpemotor til strgmforsyningen, men ikke til framdrift.
Fellowship-prosjektet rapporterte at de etter optimalisering av systemet oppnadde en totalvirkningsgrad
pd 71% (DNV GL, 2017c). Royal Caribbean har planer om bruk av brenselceller til stremproduksjon
(Motorship, 2016) for to LNG-drevne cruiseskip (planlagt levert i 2022 og 2024).

PEMBC dominerer i dag verdensmarkedet for brenselceller, og utgjorde ca. 60% av antall enheter levert i
2017, og 70% av total kraftproduksjonskapasitet fra brenselceller levert i 2017 (E4Tech, 2017). Frem til
2015 var mesteparten av levert kapasitet hvert ar for stasjonaere systemer, men brenselceller for
transportsystemer har en gkende andel. I 2017 utgjorde stasjonaere brenselceller 80% av markedet malt
i antall enheter, men bare ca. 35% av markedet malt i installert kapasitet (E4Tech, 2017), se Figur 2-6.
PEMBC er utviklet for bruk med veldig rent hydrogen, noe som betyr at denne typen brenselceller taler
sveert lite «forurensning» fra andre komponenter enn hydrogen. Andre typer brenselceller taler mindre
rent hydrogen og/eller andre energibaerere som naturgass, diesel og metanol (DNV GL, 2017c).

Megawatt installerte brenselcellesystemer
800
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Transport M Stasjonzer M Baerbar

Figur 2-6: Kapasitet til installerte brenselcellesystemer i 2014-2017. Kilde: (E4Tech, 2017)

Stasjonaere anvendelser

I drene 2015-2017 ble det pa verdensmarkedet levert omtrent 50 000 stasjonaere brenselcellesystemer
per &r, med en samlet arlig installert kapasitet p& ca. 200 MW (E4Tech, 2017). Brenselceller for
husholdninger insentivisert av Japans Ene-farm program?!” utgjorde i 2017 ca. 35 MW installert kapasitet.

17 Ene-Farm er verdens desidert stgrte brenselcelleprogram, med over 200,000 installerte enheter over 8 &r. Ca. 50 000 enheter ble levert som
del av dette programmet i 2017 (E4Tech, 2017). Programmet er subsidiert av myndightene i Japan, men subsidiesatsen har falt siden 2009
og ligger nd pa ca. ¥300k per enhet. Dette reduserer prisen per enhet (ca. 700 W hver) fra ¥1.5m (NOK 113 000) til ¥1.2m (NOK 90 000).
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Anvendelsesomrader for stasjonaere brenselceller inkluderer elektrisitetsproduksjon i omrader uten
(tilstrekkelig) strgmnett, og reservekraft, for eksempel for ngdsituasjoner eller for a sikre kritiske
funksjoner som telekommunikasjon og IT systemer (Shell, 2017). Kapasiteten til installerte
brenselcellebaserte reservekraftsystemer varierer fra noen fa kW til over 1 GWe (Shell, 2017).

Brenselceller produserer ogsa varme, og hvis denne varmen utnyttes kan man oppna opptil 80%
energieffektivitet basert pa lavere brennverdi'® (Shell, 2017) (US EPA, 2015). Disse systemene kalles
«Combined Heat and Power» (CHP) systemer, og har en typisk stgrrelse fra 0,7 kW til 1,4 MW (US EPA,
2015), hvor de som brukes for husholdninger er oftest under 5 kW (Shell, 2017). Mange CHP-systemer
bruker naturgass eller biogass som brensel, og har en intern eller ekstern reformer for 8 omdanne
gassen til hydrogen fgr den anvendes i brenselcellen (US EPA, 2015).

Mobile anvendelser

P 2000-tallet ble det utviklet en rekke prototyper pa transport anvendelser med en hydrogen-
forbrenningsmotor, men nyere hydrogendrift-anvendelser i transportsektoren bruker generelt
brenselcelleteknologi (Shell, 2017). Dette skyldes at brenselceller har hgyere energieffektivitet, at utslipp
fra forbrenningsprosessen unngas, og at stremmen som produseres kan brukes direkte i elektriske
motorer og elektroniske systemer.

Shell vurderte i (Shell, 2017) markedsmodenheten (TRL)!° til brenselceller for ulike
mobilitetsanvendelser. Resultatet av denne analysen er vist i Figur 2-7.
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Figur 2-7: Markedsmodenhet (TRL) til brenselceller for ulike mobilitetsanvendelser. Kilde: (Shell,
2017).
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TRL niva 6 tilsier at en systemlgsning p& pilotskala er validert (oppfyller alle funksjonskrav) under
relevante driftsbetingelser, normalt med sluttbrukerinvolvering. Figur 2-7 antyder eksempelvis at
skipsfarten som helhet ligger mellom TRL 5 og 6. Siden skipsfarten er en sammensatt bransje, forventes
sprik i TRL mellom ulike anvendelser, ogsa fremover. Norges fgrste hydrogenferje skal settes i drift i

18 opptil 95% basert pa total brennverdi.
19 ge for eksempel (Enova) for en beskrivelse av teknologimodenhetsnivene 5-9.
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2021, og dette representere at TRL nivd 7 oppnas for denne skipskategorien. Frem mot 2030 antas det
at hydrogendrift i skipsfart med kommersielle rammer etableres for noen skipstyper (som da vil
representere TRL 8-9), men at andre store havgaende skip fremdeles vil drive uttesting.

Generelt vil teknologiutvikling vaere ngdvendig for at de ulike hydrogenteknologiene i Figur 2-7 blir
konkurransedyktig med konvensjonelle teknologier og andre relevante lavutslippsteknologier.
Teknologiutvikling er derfor en premiss for at hydrogendrift skal oppnd hgyere markedsandeler. Utvikling
fra TRL 7 til TRL 9 gjenspeiler i stor grad hvilken utbredelse en teknologi har i markedet, fra uttesting av
prototype i markedsrelevant skala, til drift over tid under kommersielle rammer og forskjellige
driftssituasjoner. Det bemerkes at TRL 8 og 9 0gsa krever at en fullskala systemlgsning er etablert. For
hydrogen betyr det at det kreves etablering av tilstrekkelig fylleinfrastruktur. For batterikjgretgy kreves
tilsvarende etablering av ladeinfrastruktur. Etablering av tilstrekkelig infrastruktur for hydrogenfylling vil
kunne veere bremsende for at hydrogendrift p& personbiler modnes fra TRL 8 til 9. Det antas at dette i
mindre grad vil vaere bremsende for utvikling av TRL for lastebil, buss, tog og skipsfart. Dette skyldes at
det i stgrre grad vil vaere Ignnsomt for aktgrer i disse segmentene 8 etablere egen infrastruktur.

Anvendelser av brenselcellesystemer i veitrafikk bruker i dag omtrent utelukkende lav-temperatur
PEMBC (Shell, 2017). Dette skyldes blant annet enkelt og kompakt oppsett, rask respons til last-
endringer, god kaldstart-egenskaper, og hgy energieffektivitet. Disse anses ogsa & ha stgrst potensial for
kostnadsreduksjoner, og 250 NOK/kWei er anslatt & vaere mulig for brenselcellekjgretgy pa lengre sikt
(Shell, 2017). Dette er sammenlignbart med dagens forbrenningsmotorer. E4Tech antyder at
kapitalkostnaden for brenselcellekjgretgy kan veere konkurransedyktig med plugg-inn batteri og
bensin/diesel-hybridbiler rundt 2025 (E4Tech, 2017). For & nyttiggjore den elektriske energien produsert
i brenselcellene til transportformal, ma systemene ogsa inkludere en elektrisk motor.

2.5 Tilstandskonvertering

Metoder for produksjon av hydrogen leverer hydrogen i gassform under typisk relativt lavt trykk. Dette
betyr at hydrogenet har lav energitetthet per volumenhet. Eksempelvis har hydrogen ved 50 bar og
250C en tetthet pd 3,95 kg/m3 (h2tools.org), som tilsvarer en energitetthet pd rundt 132 kWh/m3. For
effektiv transport og lagring er det derfor ngdvendig & gke den volumetriske energitettheten ved & endre
tilstanden til hydrogenet.

De mest aktuelle metodene for tilstandskonvertering av hydrogen for @ oppna hgyere energitetthet er:

e kompresjon til hgyere trykk;
e nedkjgling til -253°C for flytendegjgring;

e kjemisk konvertering/innblanding til/i et stoff i vaeskeform under moderat trykk og temperatur.

Vi diskuterer nedenfor komprimering og flytendegjgring av hydrogen, og konvertering av hydrogen til en
midlertidig energibaerer som ammoniakk og sykloalkaner.

Det er ogsad vist en del interesse for bruk av metanol fremstilt av lav-karbon hydrogen og CO- (se f.eks.
(EUDP, 2017) og (MefC0O2, 2017)) som en en-veis hydrogenbaerer. Dette kan vaere fordelaktig da
metanol er flytende ved normal atmosfaerisk trykk og temperatur. Verdikjeden blir kalt karbonngytral
fordi tilfgrt CO:2 blir frigitt ved forbrenning, men den baerer med seg karbonfotavtrykket til
hydrogenproduksjonen og energi brukt til synteseprosessen. Utslippsreduksjoner oppnds derfor fgrst og
fremst ved 3 redusere karbonfotavtrykket til hydrogenet som brukes som innsatsfaktor.

Det forskes ogsa aktivt pa absorpsjon av hydrogen pa et fast stoff, slik som metall-hydrider. Dette er en
kjent Igsning for U-bater (tu.no), en applikasjon der sikkerhet er mer viktig enn vekt og pris. Forelgpig
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har imidlertid lagringstettheten vaert begrenset og absorpsjonsprosessen er langsom (Shell, 2017)
(Commonwealth of Australia, 2018). I tillegg kreves mye energi for 3 frigjgre hydrogenet, og totalvekten
til lagringsmediet er hgy (Shell, 2017). Til tross for enkelte fordeler, slik som hgy hydrogenrenhet ved
frigjgring og lav risiko for utilsiktet hydrogenutslipp, anses slik lagring fremdeles som umoden for
kommersielle anvendelser.

2.5.1 Komprimert hydrogen

Ved & gke trykket til 300 bar kan man oppna lagringstetthet pa rundt 20 kg/m3. Ved 700 bar, som er
standarden for trykk-spesifikasjon p@ hydrogentanken i dagens brenselcellebiler, far man en
lagringstetthet pa over 40 kg/m3. Ved & kombinere trykksetting og moderat nedkjgling (f.eks. 1000 bar
og -60°C) kan man ogsa oppna lagringstettheter over 60 kg/m3, se Figur 2-8.

Komprimering til 30 bar, for eksempel, vil kreve energi tilsvarende 4-5% av det opprinnelige
energiinnholdet til det som komprimeres. Ytterligere kompresjon til 350 eller 700 bar krever ytterligere
4-8% av det opprinnelige energiinnholdet. Det betyr at ved lagring er det en avveining mellom
investeringskostnader for tilstrekkelig lagringsvolum, og kostnader forbundet med komprimering.

Hydrogen tetthet (kg/m3) ved forskjellig trykk (bar) og temperatur (°C)
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Figur 2-8: Hydrogen tetthet ved forskjellig trykk og temperatur. Kilde: (NIST).

2.5.2 Flytende hydrogen

Hydrogen ma kjgles ned til ca. -253 °C (20 °K) for at gassen skal omgjgres til flytende form ved
atmosfaerisk trykk. Flytende hydrogen ved 20 °K har en lagringstetthet pa 71 kg/m3, som er vesentlig
hgyere enn det man oppndr med komprimering ved omgivelses-temperaturer (se Figur 2-8).

Energimengden som i dag brukes for nedkjgling av hydrogen til ngdvendig temperatur for
flytendegjgring utgjgr 25-35% av den opprinnelige energimengden (Commonwealth of Australia, 2018)
(Idealhy, 2013) (IEA, 2015) (NREL, 2006) (Shell, 2017). EU prosjektet Idealhy konkluderte imidlertid
med at det er mulig & redusere energiforbruket til 6,4 kWh/kg (Idealhy, 2013). Dette tilsvarer 19.2% av
energiinnholdet basert pa lavere brennverdi.

Flytendegjgring av hydrogen er dyrt sammenlignet med trykksetting (Commonwealth of Australia, 2018)
(NREL, 2006), og er en prosess med betydelig storskalafordeler med hensyn til kostnader. Teknisk er
0gsd mindre skala mulig. Tilgjengelig informasjon indikerer at nedre grense for et kommersielt anlegg
for flytendegjgring vil vaere mellom 5 og 10 tonn LH2 per dggn (Pratt & Klebanoff, 2016).
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Ved transport eller lagring av flytende hydrogen har man ogsd noe avdamping, som gir et tap av lagret
volum pa typisk 0.2-0.5% per dag (IEA, 2015) (USDrive, 2013). I tillegg vil man kunne ha opp mot 5%
avdampning ved lossing av hydrogen (USDrive, 2013).

Det finnes i dag betydelig erfaring med hydrogengass blant norske aktgrer, og tilsvarende lite erfaring
med flytendegjgring av hydrogen og drift ved sa lave temperaturer som kreves. Norge har betydelig
erfaring med LNG, men flytende hydrogen har andre egenskaper, og ma lagres ved en betydelig lavere
temperatur enn LNG for 8 unnga at vaesken fordamper. Det er hittil ikke bygget anlegg for
flytendegjgring av hydrogen i Norge, og det finnes i dag kun tre slike anlegg i Europa. Disse 3 anleggene
har produksjonskapasitet i stgrrelsesorden 5-10 tonn LH2/dggn. I USA er det mer erfaring med LH2,
spesielt pa grunn av betydelig bruk til romfartsformal.

2.5.3 Ammoniakk

Ammoniakk inneholder over 17.6% hydrogen basert pa vekt. Flytende, vannfri ammoniakk har ved -
33,41°C og atmosfeerisk trykk en tetthet pa 682.6 kg/m3 (Aqua-Calc). Det betyr at den gravimetriske
hydrogentettheten i ammoniakk er ca. 121 kg/m3, 70% hgyere enn for flytende hydrogen. Tilsvarende er
hydrogentettheten til flytende, vannfri ammoniakk ved 25°C og 10 bar omtrent 107 kg/m3, 50% hgyere
enn flytende hydrogen (CSIRO, 2018). Dette gjgr at ammoniakk betraktes av flere aktgrer som et mulig
medium for transport av hydrogen, for eksempel i H21 North of England prosjektkonseptet (H21, 2018),
og i Australia sin National Hydrogen Roadmap (CSIRO, 2018). Ammoniakk er ogsa foresl|att som
energibaerer for Svalbard for & erstatte kullkraftverket i Longyearbyen (Statkraft, 2018b).

Ulemper ved bruk av ammoniakk som hydrogenbaerer er investeringskostnader og energitap forbundet
med anlegg for syntese og reformering. H21 rapporten estimerer at energieffektiviteten til
hydrogenproduksjon ved autotermisk gassreformering og Haber-Bosch ammoniakksyntese med integrert
CO2-fangst til & vaere 71% basert pa total brennverdi (65% basert pa lavere brennverdi). Den estimerer
0gsd energieffektiviteten til reformering (cracking) av ammoniakk til hydrogen til 8 vaere 87-89% basert
pa total brennverdi (83-85% basert pa lavere brennverdi). Dette medfgrer at energieffektiviteten til hele
verdikjeden blir omtrent 55% basert pa lavere brennverdi.

2.5.4 Flytende hydrogenbaerere

Flytende hydrogenbaerere (FHB) er hydrokarboner som kan oppgraderes til hgyere hydrogeninnhold, og
fraktes under atmosfeerisk trykk og temperatur i konvensjonelle tanker. Den tilfgrte hydrogenmengden
kan frigjgres i egne prosessanlegg, og den opprinnelige vaesken kan gjenbrukes til samme formal.

Et eksempel er toluen (C7Hs) som kan oppgraderes til metylsykloheksan (C7H14). Metylsykloheksan har
en tetthet ved atmosfaerisk trykk og 20°C pa ca. 770 kg/m3 (PubChem). Den gravimetriske tettheten til
hydrogenet som er innblandet i toluen er da omtrent 47 kg/m3. Alternative FHB med hgyere karbontall
kan gi hgyere hydrogentetthet. For eksempel vil difenylmetan (Ci3H12) kunne baere ekstra hydrogen med
en gravimetrisk tetthet p& 71 kg/m3, som tilsvarer den volumetriske tettheten til flytende hydrogen.

Relativt til ammoniakk har FHB fordelen at mye mindre energi kreves for & blande inn og frigjgre
hydrogen enn det som krevers for syntese og dekomposisjon av ammoniakk. Det er estimert at kun
rundt 1% av energimengden til hydrogenet som skal blandes inn kreves for 8 gjgre dette (Teichmann,
Arlt, & Wasserscheid, 2012). Men rundt 20% av energimengden til det tilfgrte hydrogenet kreves for &
frigjgre hydrogenet (Teichmann, Arlt, & Wasserscheid, 2012). Energimengden for disse to prosessene er
likevel samlet lavere enn det som kreves for flytendegjgring av hydrogen, og gir store fordeler forbundet
med at transport og lagring kan skje under atmosfaerisk temperatur og trykk.
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2.6 Transport og lagring

For en sluttbruker er det levert hydrogen som gir verdi. Det betyr at hele hydrogenverdikjeden, fra
produksjon til ferdig levert produkt i den formen kunden vil ha produktet, ma vurderes for & analysere
konkurransedyktighet. Parametre som kan ha betydning for kunden inkluderer pris pa levert hydrogen,
klimagassutslipp, leveringspalitelighet, og tilgjengelighet. Disse parametrene vil ogsa kunne pavirke
foretrukken metode og lokalitet for hydrogenproduksjon. Kostnadsbesparelser ved sentralisert stor-skala
produksjon kan potensielt veies opp av gkte kostnader ved transport til forbruker og behov for stgrre
lagringstanker. Om det er aktuelt & benytte elektrolyse s vil det typisk vaere mer hensiktsmessig innen
et kontinent & eksportere energi i form av kraft og ha lokal hydrogenproduksjon, enn 8 etablere ny
rgrinfrastruktur eller benytte skip til 8 transportere produsert hydrogen.

For sma volum kan det veere hensiktsmessig & lagre hydrogen i tanker og transportere hydrogen med
tankbiler, og da er lagringstetthet en viktig faktor. Den mest kostnadseffektive metoden for transport og
lagring i en hydrogenverdikjede vil imidlertid avhenge av mange faktorer, slik som varighet pa lagring,
transportdistanse, og kostnad og energitap forbundet med tilstandskonvertering. En analyse av effekten
av disse faktorene pa totalkostnad for transport og lagring bgr derfor gjgres i et verdikjedeperspektiv.

Hovedalternativene for transport og lagring av moderate mengder hydrogen er i dag flytende (LH2) og
trykksatt (CGH2). For transport med tankbiler eller skip over lengre avstander kan LHz veaere
kostnadseffektivt sammenlignet med CGHa, basert pd dagens teknologi, fordi ekstra energitetthet kan
kompensere for gkte produksjonskostnader og avdampning for LHa.

For transportformal er ofte systemvekten av stor betydning. Derfor brukes komposittanker, og ikke
staltanker, til lagring av trykksatt hydrogen (typisk 700 bar) i hydrogenbilene som produseres i dag.
Tilsvarende Igsninger, men med trykk i omradet 200-300 bar, ses i planlagte maritime prosjekter basert
pa trykksatt hydrogen som drivstoff.

For transport av store volum hydrogen over lengre avstander (1000-4000 km (CSIRO, 2018)29) er det,
som for naturgass2!, normalt mest hensiktsmessig a transportere CGH> med rgrledning. Totalt finnes det
i dag kun ca. 4 500 km hydrogenrgrledninger. Disse blir hovedsakelig driftet av hydrogenprodusentene.
Mesteparten av dette er i USA (2 600 km), men hydrogenrgrledninger finnes ogsa i Belgia (613 km),
Tyskland (376 km), Frankrike (303 km) og Nederland (237 km) (Shell, 2017). Betraktninger forbundet
med transport av hydrogen med rgrledninger blir videre diskutert i kapittel 0.

Det finnes i dag ingen skip for transport av hydrogen. Skipskonseptene som utvikles i dag planlegger &
transportere hydrogen i nedkjglt, flytende form (Kawasaki, 2018a). Forelgpige anslag tilsier at slike skip
vil ha en veldig hgy kapitalkostnad (DNV GL, 2018b). Kawasaki har kommet med forelgpige prognoser
for et stort skip med kapasitet til & transportere 11 000 tonn hydrogen. Kapitalkostnaden til dette skipet
tilsvarer omtrent NOK 650 per kg hydrogenlagringskapasitet (Kawasaki, 2018b). M3lt i kapasitet til 8
transportere energi er denne kostnaden over ti ganger dagens kapitalkostnad for LNG skip (Shipping
Intelligence Network).

For transport over lange avstander, spesielt for oversjgisk transport, fremstar ammoniakk og flytende
hydrogenbzerere (FHB) som attraktive. Ammoniakk har hgyere gravimetrisk hydrogentetthet, men har
0gsa stgrre energiforbruk for tilstandskonvertering fra og til hydrogen. Da kostnaden for skip og
lagringstanker per kubikkmeter lagringstetthet for disse to alternativene er sammenlignbare, vil
verdikjeder med oversjgisk transport og lagring av hydrogen via FHB kunne vaere mer kostnadseffektivt

20 Hyis man ser pé hydrogenproduksjon fra elektrolyse, og kostnadsvurderinger relatert til transport av stram med hgyspent likestrgm
sammenlignet med transport av hydrogen i rgrledninger (antatt volum er 210 tonn H/dag), s har denne rapporten konkludert med at
transport av hydrogen med rgrledninger vil veere mest kostnadseffektivt for avstander mindre enn 2600 km.

21 Transport av naturgass med rgrledning er normalt mer kostnadseffektivt enn transport av flytende naturgass (LNG) for avstander mindre enn
3000-4000 km (UK Committee on Climate Change, 2018).
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enn transport og lagring av hydrogen med brukt av ammoniakk som medium. Imidlertid er FHB basert
pa gjenbruk av energibaereren, mens ammoniakken kan ogsa forbrukes direkte.

I kapittel 5.3 viser vi en sammenligning av kostnader forbundet med 3 verdikjeder for transport og
lagring av hydrogen, hvor hydrogenet fraktes som flytende hydrogen, ammoniakk, eller
metylsykloheksan. Transporten er basert pa bruk av skip, og tanker er brukt til lagring.

Ved behov for lagring av store volum hydrogen over lengre tid, er lagring av hydrogen i undergrunns-
formasjoner, tilsvarende gasslagring i undergrunnsformasjoner, en mulig Igsning hvis geologien i det
aktuelle omradet er egnet for dette. Lagring av hydrogen i undergrunnsformasjoner gjgres i dag kun i
salt kaverner, og bare 3 steder i USA og ett sted i Teesside i UK (H21, 2018). Til sammenligning vil det
vaere behov for 90 salt kaverner med en stgrrelse pa 400 000 m3 for 8 dekke behovet for sesonglagring
av hydrogen ved implementering av H21 North of England konseptet (H21, 2018). Dette er det samme
antallet som antall salt kaverner brukt for lagring av naturgass i Etzel i Tyskland (H21, 2018).

Hydrogen kan ogsa lagres med en midlertidig energibaerer som ammoniakk eller FHB. Det finnes i dag
ammoniakk tanker som kan romme 60 000 tonn ammoniakk, og ammoniakktankere som kan frakte

50 000 tonn ammoniakk (H21, 2018). Med en hydrogentetthet pa 17,6% tilsvarer disse mengdene
henholdsvis omtrent 10 600 og 8800 tonn hydrogen. Kostnaden for denne formen for lagring av
hydrogen per energienhet er imidlertid omtrent tre ganger kostnaden for lagring av hydrogen i gassform
i undergrunnsformasjoner (H21, 2018). Langtidslagring av hydrogen som ammoniakk kan likevel vaere
aktuelt i omrader uten tilgang til egnede undergrunnsformasjoner.

Sikkerhetsrisiko

De ulike hydrogenbaererne har forskjellige sikkerhetsmessige egenskaper. Hydrogen er den letteste av
alle gasser, og sammenlignet med metan diffunderer hydrogen tre ganger sd raskt gjennom luft.
Hydrogengass er brennbar i konsentrasjoner mellom 4 og 75 volumprosent i luft, og har ogsa lav
tennenergi sammenlignet med andre gasser. For komprimert og trykksatt hydrogen er det viktig at valg
av materialer og layout pa systemene tilpasses disse egenskapene. Siden hydrogen er den letteste av
alle gasser, vil hydrogen som lekker fra en tank eller utstyr med trykksatt hydrogen under normale
forhold stige raskt og tynnes raskt ut i luft, om den ikke samles opp i et lukket rom eller antennes.

Temperaturen til flytende hydrogen er sd lav at alle gasser, bortsett fra helium vil fryse ved direkte
eksponering av flytende hydrogen. En lekkasje av flytende hydrogen kan dermed f& nzerliggende luft til &
fryse, og hydrogengassen som dannes vil i starten vaere s kald (tung) at hydrogenet ikke stiger. Dette
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kan, avhengig av forholdene, medfgre en annen type oppsamling av hydrogen enn for lekkasjer av
komprimert hydrogen.

Det er noe uenighet/usikkerhet basert pa tilgjengelig informasjon nar det gjelder konkrete
sikkerhetsforhold og konsekvenser av lekkasjer med hydrogen, og da spesielt flytende hydrogen. Dette
selv om det er betydelig erfaring fra anvendelser som industri og romfart. Bruk av hydrogen som
energibaerer i transportsektoren er en relativt ny anvendelse og medfgrer andre utfordringer.
Hovedrisikomomentene ved lekkasje og oppkonsentrering av hydrogen er at hydrogen er lett antennelig
og at hydrogen, spesielt i lukkede rom kan medfgre en betydelig eksplosjonsfare.

I motsetning til hydrogen er ammoniakkgass giftig ved inndnding og kan medfgre dgd ved hgye
konsentrasjoner (UK Committee on Climate Change, 2018). FHB, pa den annen side, har lignende
karakteristikker til bensin og diesel, herunder lettantennelige. Det betyr at disse risikoene ma handteres
ved transport og lagring av hydrogen med ammoniakk eller FHB som baerer.

Direktoratet for samfunnssikkerhet og beredskap (DSB) kategoriserer hydrogen som et farlig stoff og
handtering og bruk av hydrogen i Norge faller dermed inn under retningslinjene for slike anlegg. DSB har
publisert temaveiledninger som gir fgringer for hdndtering av hydrogen (DSB, 2012). Norsk forskrift om
handtering av farlig stoff (Lovdata, 2009) gjelder for hydrogen, og dette er et sentralt dokument som
setter krav til implementering av forebyggende sikkerhetstiltak, og hdndtering av risiko.

2.7 Bruk som kjemisk innsatsfaktor i industriproduksjon

2.7.1 Anvendelser

Over halvparten av verdens hydrogenproduksjon brukes i dag til fremstilling av ammoniakk (NH3)
(Hydrogen Council, 2017) (Shell, 2017). Nesten 90% brukes i gjgdselproduksjon. Dette forbruket, og
tilhgrende konsum av hydrogen, forventes derfor 8 vokse i takt med gkende jordbruksproduksjon. I
(DNV GL, 2018b) estimerer vi at ammoniakkproduksjon vil vokse 30-100% frem mot 2050.

Omtrent en fjerdedel av verdens hydrogenproduksjon brukes i dag i petroleumsraffinering, blant annet i
avsvovlingsprosesser og katalytisk hydrocracking. Shell (Shell, 2017) hevder at det vil veere et gkende
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behov for hydrogen i raffinerier p& grunn av gkende utnyttelse av hvert fat rdolje og nye kvalitetskrav til
drivstoff. Dette er i trad med IEA som anslar 3% arlig vekst mot 2030 (IEA, 2015). Pa lengre sikt vil
imidlertid denne veksten motvirkes av fallende oljeproduksjon. Legger vi estimert oljeproduksjon i 2050
fra (DNV GL, 2018e) til grunn, vil vi fa et 50% fall i oljeproduksjon fra 2030 til 2050. Med et tilsvarende
fall i hydrogenforbruk fra 2030 til 2050, og bruk av IEA sin prognose frem mot 2030, far vi et
hydrogenforbruk i raffinerier i 2050 pa 13 millioner tonn, rundt 4 millioner tonn under dagens niva.

Rundt 10% av verdens hydrogenforbruk gar til metanolproduksjon (Hydrogen Council, 2017) (Shell,
2017). Metanolproduksjon har hatt sterk vekst de senere ar, og arlig produksjon forventes & veere
omtrent fordoblet i 2030 (DNV GL, 2018b).

Hydrogen kan ogsa brukes som reduksjonsagent i stdlproduksjon via DRI (Direct Reduced Iron)
prosessen. Hydrogen Council estimerte et begrenset potensial for bruk av hydrogen frem mot 2030
(Hydrogen Council, 2017), men pekte pa at dette kan endres pa lengre sikt. I samsvar med dette,
estimerte DNV GL et hydrogenforbruk pa rundt 140 000 tonn i Hz/ar 2030 og 4-11 millioner tonn Hz/3r i
2050 (DNV GL, 2018b). I Sverige har SSAB, LKAB og Vattenfall gdtt sammen i et felles
innovasjonsselskap, Hybrit, for & produsere stal med bruk av hydrogen fra elektrolyse i DRI prosessen.
Bruk av hydrogen i denne prosessen har potensial til 8 redusere de nasjonale COz-utslippene i Sverige
og Finland med hhv. om lag 10 og 7% (Hybrit).

@vrige anvendelser inkluderer produksjon av syntetiske harpikser, metall-legeringer, glass, elektronikk,
m.m., og utgjgr rundt en tiendedel av verdens hydrogenforbruk. Vi har ikke innhentet tall som tilsier om
denne andelen vil endres. I (DNV GL, 2018b) har vi lagt til grunn at andelen som brukes som kjemisk
innsatsfaktor i industri til andre formal enn ammoniakk, metanol og oljeraffinering, eller i stalproduksjon,
vil vaere noenlunde stabil. P& dette grunnlaget anslar vi at totalt forbruk av hydrogen som kjemisk
innsatsfaktor i industriproduksjon vil vokse 25-100%, med 60% som referansecase.

Det bemerkes at verdikjedene knyttet til dagens forbruk av hydrogen som innsatsfaktor i industri er
naert koblet med petroleumsverdikjeder. Etableringen av et lavutslippssamfunn med stgrre grad av
produksjon fra fornybare kilder (elektrolyse eller biomasse) vil kunne endre dette bildet. @kt
elektrifisering av transport vil ogsa bidra til redusert behov for drivstoffraffinering.

2.7.2 Marked

Markedet for hydrogen er i dag relativt lukket. Store brukere av hydrogen i industri produserer normalt
hydrogen selv for eget forbruk. Dette gjelder ammoniakkproduksjon, metanolproduksjon og
oljeraffinering, hvor hydrogenproduksjon og bruk er tett integrert i en petroleumsverdikjede. I
oljeraffinerier, for eksempel, er hydrogen et biprodukt av bensinproduksjon, og dette brukes normalt til
videre behandling av petroleumsprodukter eller som del av fyringsgass. Bare rundt 4% av verdens
hydrogenproduksjon omsettes i et fritt marked (Shell, 2017).

Hvis et vidt marked for hydrogen til energiformdl vokser frem, som diskutert i kapittel 2.8, sa vil det
vaere mulig for mange av dagens industriaktgrer 8 gke hydrogenproduksjonen for salg av
overskuddshydrogen til et 8pent marked. Potensialet for dette vil avhenge av transport og
lagringsinfrastruktur, markedsverdi pa hydrogen, og karbonfotavtrykket til hydrogenet. For eksempel
konkluderer (DNV GL, 2018b) med at hydrogen i transportsektoren trolig vil veere hovedsakelig grgnn
hydrogen, og at fortrinnsvis bla hydrogen vil bli brukt til oppvarming av bygg.
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2.8 Bruk som energibaerer
2.8.1 Drivstoff for transport

Veitrafikk

I transportsektoren blir hydrogenbiler promotert som null-utslippskjgretgy. Disse bilene bruker en
brenselcelle, i dag primaert en PEM-brenselcelle (se kapittel 2.4), til & produsere strgm fra hydrogen, og
en elektrisk motor brukes til fremdrift. Ettersom bade elbiler og hydrogenbiler benytter en elektrisk
motor til fremdrift, er det sannsynlig at det vil utvikles ulike hybridvarianter som har bade en stor
batteripakke, og en hydrogentank og brenselcelle. Dette vil kunne gi el-biler lengre rekkevidde og
potensielt tilsvarende fleksibilitet som dagens hybride el-bensin og el-dieselbiler. Mercedes var med sin
Mercedes-Benz GLC F-Cell Plug-In fgrst ute pa@ markedet med en slik modell (Daimler).

I veitrafikksegmentet konkurrerer hydrogenbiler i fgrste rekke med elbiler. Hydrogenbiler og el-biler har
et sammenlignbart karbonfotavtrykk per km (basert pa en livssykelanalyse), og dette er 50-90% det
tilsvarende karbonfotavtrykket til en lignende bensin- eller diesel-bil (Hydrogen Council, 2017) (DNV GL,
2018b), avhengig av strgmmiks og produksjonsmetode for hydrogen. S8 fra et klimautslippsperspektiv
konkurrerer hydrogenbiler ogsd med andre lavutslippsalternativ.

Et annet element er hvor mye en gradvis overgang til lavutslippskjgretgy (el- og hydrogenbiler) vil
redusere totale klimagassutslipp fra transportsektoren. Eksempelvis har vi, basert pa projeksjoner for
stgrrelsen pa bilparken i (DNV GL, 2018e), estimert at de totale globale klimagassutslippene for lette
kjgretgy vil gke 8% fra 2020 til 2030. Dette til tross for at hele gkningen i den totale bilparken, totalt
120 millioner ekstra lette kjgretgy, forventes & vaere «nullutslippskjgretgy». Veksten i klimagassutslipp
er estimert til & vaere enda stgrre for tunge kjgretgy, med en estimert gkning pa 27% fra 2020 til 2030.

Flere faktorer spiller inn i forbrukeres valg av kjgretgy. Forskjeller mellom el- og hydrogenkjgretgy er:

o Elbiler har, og vil fortsette & ha, lavere drivstoffutgifter.

. Hydrogenbiler har (i dag) kortere fylletid og normalt lengre rekkevidde. De minste
hydrogenbilene pa markedet i dag har en rekkevidde pd i overkant av 500 km, og
fyllehastighet pa 3 til 5 minutter fra tom til full tank (Thinkstep, 2017). Til sammenligning
har Tesla Model 3, en av toppmodellene i elbilklassen, en rekkevidde p% 500 km og ladetid
pd minimum en time med dagens 50 kW hurtigladere (Elbilgrossisten).

o Volumet og vekten til hydrogentanken og brenselcellen i store hydrogenkjgretgy er vesentlig
mindre enn volumet og vekten til batteriet i tilsvarende el-kjgretgy.

o Lade og fylleinfrastruktur er under utvikling, og tilgjengelighet avhenger av region.

Hydrogenkjgretgy har per dags dato en hgyere innkjgpskostnad enn elkjgretgy med tilsvarende
motorstgrrelse. Det er imidlertid billigere & gke stgrrelsen til hydrogentanken enn & gke batteri-
kapasiteten i et elkjgretgy. Dette medfgrer at kapitalkostnaden til tunge hydrogenkjgretgy vil kunne
konkurrere med tilsvarende elkjgretgy, og gjgr at hydrogenkjgretgy vil normalt ha lengre rekkevidde enn
sammenlignbare elkjgretgy. Den ekstra rekkevidden er spesielt viktig for kjgretgysegment med hgy arlig
kjgredistanse, slik som godslastebiler og busser som trafikkerer langdistanseruter.

Hydrogen Council (Hydrogen Council, 2017) har estimert at i 2030 vil elbiler med en batterikapasitet
over 55 kWh ha hgyere kapitalkostnad enn hydrogenbiler med tilsvarende elektrisk motor. Denne
batterikapasiteten finnes i dag i det gvre sjiktet av dagens elbilpark i Norge.?? For tunge lastebilsegment

22 chevrolet Bolt/Opel Ampera-e, Hyundai KONA, Tesla Model 3, og de minste batteripakkealternativene for Tesla Model S og Model X.
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kan en forvente at totale eierkostnader for hydrogenkjgretgy er lavere enn for tilsvarende elkjgretgy
allerede i 2030 (DNV GL, 2018b) (ICCT, 2017).

Tog

Tog har, slik som tungtransport pa vei, behov for hgy ytelse og lang rekkevidde, og kan vaere et
attraktivt segment for brenselcelleteknologi. Verdens fgrste hydrogentog, Alstoms Coradia iLint, ble i
september 2018 satt i drift i Tyskland. To tog opererer nd@ mellom byene Cuxhaven, Bremerhaven,
Bremervérde og Buxtehude. I mai 2018 ble det ogsd annonsert at Alstom skal konvertere opptil 321 el-
drevne tog til hydrogendrift i England. Dette er et ledd i britiske myndigheters ambisjon om & eliminere
dieseldrevne tog innen 2040.

Maritim transport

I maritim sektor jobbes det med a8 bygge Norges farste hydrogenferje, som etter planen skal settes i
drift hgsten 2021 pd sambandet Hjelmeland - Skipavik — Nesvik i Rogaland. Norled AS er tildelt
kontrakten for utvikling, bygging og drift av ferjesambandet (Statens Vegvesen). En rekke aktgrer
jobber med initiativer med hydrogen og/eller brenselceller i skip, og beskrivelse av flere norske initiativ
er gitt i kapittel 3.4.3. I mai 2018 ble det 0gsd annonsert at California Air Resources Board (CARB) har
bevilget 3 millioner USD til bygging av hydrogenfergen «Water-Go-Round» i San Fransisco (Marine
Propulsion, 2018) i regi av Golden Gate Zero Emission Marine (GGZEM). Fergen skal vaere basert pd 360
kW PEM brenselceller fra Hydrogenics i en hybridlgsning med batterier. Hydrogenet skal lagres i 250 bars
trykktanker fra Hexagon, og de vil inneholde nok hydrogen til to dagers drift (GGZEM, 2018). Hvis
fergen settes i drift i 2019, som planlagt, vil det etter alt 8 dsmme bli verdens farste kommersielle
hydrogenferge i drift. Dette prosjektet kommer i etterkant av flere omfattende mulighetsstudier av
introduksjon av hydrogen i skip, fgrst for fergen SF-Breeze (Pratt & Klebanoff, 2016), og deretter for det
hydrogendrevne forskningsfartgyet Zero-V (Klebanoff, et al., 2018). Race for Water er et annet prosjekt
der uttesting av hydrogen og brenselceller inngdr (Ship Technology, 2017).
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Introduksjon av hydrogen i maritim sektor er naert knyttet opp mot bruk av brenselceller. I 2016
publiserte EMSA (DNV GL, 2017c) en stgrre studie med en grundig gjennomgang status og erfaringer fra
gjennomfgrte maritime prosjekter med brenselceller. En del av de maritime prosjektene med
brenselceller bruker andre drivstoff enn hydrogen, for eksempel LNG, metanol og diesel.

Ulike drivstoff krever ulike brenselceller, og dermed er det i disse prosjektene gjennomfgrt testing med
ulike typer brenselcellesystemer. For andre drivstoff enn hydrogen kreves mer kompliserte
brenselcellesystemer. Slike systemer har blant annet blitt testet i prosjekter som FELICITAS, METHAPU,
PaXell og e4ships (e4ships, 2016). Videre testing planlegges blant annet i MARANDA prosjektet (FCHJU,
2017-2021), som skal teste to 82.5 kW PEM brenselceller, og HySeas III (EC, 2018-2021) som skal teste
ut et hydrogen brenselcelle batterihybrid system i fullskala for integrering i en ferge som er planlagt satt
i drift p@ Orkengyene (Skottland).

For hydrogen anses PEM brenselceller som mest aktuelt, og flere maritime prosjekter har testet slike
Igsninger i praksis. Brenselceller benyttes ogsa i U-bater. ZemShip som var i drift med en 100 kW PEM
brenselcelle pa Alsterwasser ved Hamburg i perioden 2006 til 2013 er en av prosjektene som
opparbeidet lengst driftserfaring. Gjennom driftsperioden pd over 2500 timer fraktet bdten mer enn

43 000 passasjerer. MF Vagen, en liten passasjerferge i Bergen havn, testet i 2010 en 12 kW hgy
temperatur PEM brenselcelle (uten passasjerer) i et prosjekt initiert av CMR Prototec. I perioden 2003-
2010 utviklet og testet FellowSHIP prosjektet (Eidesvik Offshore, Wartsila og DNV) et 320 kW
brenselcellesystem som hjelpemotor for offshore supply-baten Viking Lady. Dette er etter det som er
kjent fremdeles det stgrste brenselsellesystemet som er testet, men det bemerkes at drivstoffet var
LNG. Prosjektet etablerte ogsa grunnlag for utvikling av DNV GLs fgrste regelverk for brenselceller i skip.

Flytrafikk

'Q - T % ‘ TG e . 4

L —

Hydrogen har ogsd veert vurdert som drivstoff for fly. P& 1980 tallet ble et Tupolev Tu-154 ombygd (og
kalt Tupolev Tu-155) med hydrogen tank, og gjennomfgrte den farste flygningen i 1989 (Wikipedia, c).
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Siden den gang har mange andre eksperimentelle fly-konsepter med hydrogen blitt introdusert, og i
2016 ble HY4 det forste passasjerflyet (4-personer) med en brenselcellemotor til 8 gjennomfgre en
prgveflyging (The Engineer).

Nout van Zon analyserte i (Zon, 2012) utsiktene til 8 ha kommersielle flygninger med flytende hydrogen
som drivstoff i 2040. Han konkluderte med at dette er teknisk gjennomfgrbart, badde med hensyn til fly
og ngdvendig infrastruktur, og at det vil vaere mulig & fa en overgang til bruk av slike fly for
kommersielle flygninger i tidsrommet 2025-2040. En forutsetning i denne analysen er at hydrogen blir
konkurransedyktig pd pris med parafinbasert flybensin.

Den Europeiske forskningsorganisasjonen EREA - Association of European Research Establishments in
Aeronautics - har i sin fremtidsanalyse (EREA, 2016) plassert kommersielle hydrogendrevne passasjerfly
i sin «revolusjonerende teknologi» kategori, med mulig anvendelse etter 2050. Interessen for forskning
og utvikling av hydrogenfly har ogsa tilsynelatende avtatt blant flyprodusenter, se for eksempel (BBC).
Vi mener derfor at det er lite sannsynlig at hydrogen vil bli brukt som drivstoff for fly i noen betydelig
grad i overskuelig fremtid. Denne anvendelsen vil derfor ikke bli vurdert i kapittel 3.

2.8.2 Brensel i oppvarming av bygg

Bygninger representerer rundt en tredjedel av verdens energiforbruk, og stdr for omtrent en femtedel av
verdens klimagassutslipp (IPCC, 2014) (DNV GL, 2018b). Reduksjon av disse klimagassutslippene er
avgjgrende for at malene i Parisavtalen fra COP 21 kan nas.

Bruk av hydrogen for oppvarming av hus er et relevant klimatiltak i land som i dag har utstrakt bruk av
gass for oppvarming, og som har en etablert infrastruktur for distribusjon av slik gass. Det inkluderer
land som Australia, Canada, Nederland, Storbritannia, Sgr Korea og USA. I England er man i gang med
demonstrasjonsprosjekter som skal vise at dette er teknisk og gkonomisk gjennomfgrbart. For eksempel
skal H21 Leeds City Gate (NGN, 2017) «konvertere» Leeds fra naturgass- til hydrogen-basert
oppvarming av bygg. Dette prosjektet er foreslatt utvidet til & omfatte hele Nord-England i (H21, 2018).

For at en overgang fra naturgass til hydrogen skal bidra til reduksjon av klimagassutslipp m& imidlertid
karbonfotavtrykket til hydrogenverdikjeden vaere lavere enn den tilsvarende naturgassverdikjeden. Dette
krever at hydrogenet har et lavere karbonfotavtrykk enn ca. 7 kgCO2e/kgH2 (210 gCO2e/kWh) (NGN,
2017). I H21 Leeds City Gate prosjektet er planen 8 produsere hydrogen med dampreformering av
naturgass, og fange og lagre produsert CO2. Det estimeres at dette vil gi et utslipp pa omtrent 86
gCO2e/kWh, som tilsvarer i underkant av 3 kgCO2¢e/kgH2. Nye analyser er gjort for H21 North of England
prosjektet, og her beregnes det at den foreslatte hydrogenverdikjeden basert pa autotermisk
reformering vil ha et karbonfotavtrykk pa 1,8 kgCO2e/kgH: hvis dagens britiske gassmiks antas.

Vi har estimert et potensielt hydrogenforbruk for oppvarming av bygg pa totalt 3.6 millioner tonn i 2030
(DNV GL, 2018b). Dette samsvarer med estimatet som Hydrogen Council presenterer for denne
anvendelsen (Hydrogen Council, 2017). Med en gjennomsnittlig reduksjon av klimagassutslipp pa 5
kgCOze/kgH2, s& far vi en mulig utslippsreduksjon pa omtrent 18 millioner tonn i 2030. Dette vil
imidlertid kreve fangst og lagring av rundt 30 millioner tonn CO2 per ar, og vil derfor ogsa kreve
tilsvarende utbygging og anvendelse av karbonfangst i de aktuelle regionene.

Det bemerkes at denne anvendelsen er lite relevant i Norge. Dette skyldes flere forhold.

e Hoveddrivkraften bak bruk av hydrogen for oppvarming er behovet for & redusere
klimagassutslipp fra energibruk i bygninger. Klimagassutslipp fra oppvarming av bygninger
utgjer kun 2,1% av norske klimagassutslipp (Miljgdirektoratet, 2018c), og denne prosentandelen
er forventet & ga betydelig ned mot 2020 og 2030, som fglge av vedtaket om & forby oljefyring
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fra 2020 (Miljgdirektoratet, 2018c). Bruk av hydrogen har derfor et veldig begrenset potensial til
3 bidra til reduksjon av klimagassutslipp. Eventuell bruk av hydrogen produsert fra norsk strgm
til fyring eller i stasjonaere brenselceller vil ogsa, pa grunn av energitap ved transport, frakt og
lagring, ha et hgyere karbonfotavtrykk enn det man far med & bruke norsk strom direkte.

e En generell premiss for at en overgang til hydrogen er aktuelt er at det er mer kostnadseffektivt,
eller praktisk gjennomfgrbart, enn elektrifisering med kraft med et lavt karbonfotavtrykk. Dette
betinger at landet har en etablert gassinfrastruktur, og at gass utgjgr en stor andel av
energibruk til oppvarming pa nasjonalt eller regionalt nivd, og at elektrifisering av oppvarming
krever store investeringer i utbygging av kraftinfrastruktur. I tillegg kreves det typisk kapasitet
til lagring av gass (og hydrogen) i salt kaverner eller egnede undergrunnsformasjoner.

Disse forholdene tilsier at forutsetningene for at bruk av hydrogen for oppvarming av bygg som et
klimatiltak ikke er tilstede i Norge. Denne anvendelsen vil derfor ikke vurderes i denne rapporten.

2.8.3 Brensel for oppvarming i industri

Industri23 representerer rundt en tredjedel av bdde totalt energiforbruk og karbonutslipp (IPCC, 2014).
Rundt 40% av dette karbonutslippet er forbundet med bruk av fossile brensler for oppvarming
(McKinsey&Company, 2018).

Dette karbonutslippet kan potensielt reduseres ved 8 erstatte fossilt brensel for oppvarming i
varmeintensiv industri, slik som sement og smelteverk, med hydrogen som er produsert med et lavt
karbonfotavtrykk. Dette vil imidlertid ofte kreve omfattende ombygging, og kostnader og
gjennomfgrbarhet ma avveies mot andre tiltak, slik som bruk av trekull eller biobrensel, karbonfangst og
-lagring, og energieffektiviseringstiltak.

23 Dette inkluderer ikke kraftverk.
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Hydrogen Council (Hydrogen Council, 2017) peker pd et potensial for bruk av 4 millioner tonn hydrogen
for dette formalet i verden i 2030, og over 100 millioner tonn hydrogen for samme formal i 2050. Bak
disse estimatene ligger det antagelser om at hydrogen vil bli brukt i bl.a. stalproduksjon, kjemisk
industri, etylenproduksjon og sementindustri, men forbruk i hver sektor er ikke angitt.

I (DNV GL, 2018b) s3 vi naermere pa potensialet for slik bruk av hydrogen i industri. Vi konkluderte med
at andre tiltak er mer modne og lettere & anvende i sementindustrien, inklusiv karbonfangst og -lagring,
og vil ha stgrre effekt pa utslippsreduksjoner da store deler av karbonutslippet er fra kalsineringen og
ikke forbrenningen. Vi fant begrenset data som understgtter et potensial for betydelig fremtidig bruk av
hydrogen for oppvarming i andre industrier. I arbeidet med denne rapporten har vi imidlertid hatt
dialogmgter med relevante industriaktgrer i Norge, og forsgkt 8 komme frem til et kvalifisert syn pa
nasjonalt potensial for slik bruk.

2.8.4 Lagring av overskuddstrgm

Sol- og vindkraft opplever i dag en sterk vekst, og mange land har ambisjoner om at fornybar energi
skal utgjgre en betydelig og gkende andel av nasjonal strgmproduksjon (IRENA, 2018b). Denne veksten
forsterkes av at verden blir stadig mer elektrifisert. DNV GL spar i (DNV GL, 2018e) at verdens
stremforbruk vil gke fra 23 PWh per 8r i 2016 til 61 PWh per &r i 2050, og gke andelen av verdens
energiforbruk fra 19% til 45%.

En utfordring med & gke andelen av strgm fra variable fornybarkilder som sol og vind er at man far
perioder med overproduksjon ndr &rlig stremproduksjon fra variable fornybarkilder overstiger et visst
niva av total arlig stremproduksjon. Dette inntreffer normalt ndr regional stramproduksjon fra variable
fornybarkilder overstiger ca. 25%-30% av arlig stramproduksjon i regionen (DNV GL, 2018b), men
avhenger av andel sol- og vind-kraft, og kapasitet nettet har til & overfgre strgm til andre regioner. Hvis
man ikke benytter denne stremmen til 8 skape verdi, vil verdien pa investeringene reduseres, og dette
vil bidra til 8 bremse eller stoppe ytterligere investeringer i variabel fornybar strgmproduksjon.

Denne problemstillingen er mindre relevant i Norge fordi vi har fa omrader hvor stremproduksjon fra sol,
vind og eventuelt andre variable fornybarkilder vil nd et slikt nivd, og vi har god overfgringskapasitet til
naboland. Vannkraftproduksjonen i Norge og overfgringskapasitet fra Norge bidrar imidlertid til at norsk
vannkraft kan brukes som balansekraft for naboland og tillate en stgrre andel kraft fra variable
fornybarkilder i disse landene enn det ville vaere kostnadseffektivt 8 bygge ut uten denne balansekraften
(Statkraft, 2018a).

I regioner med lite vannkraft og begrensede muligheter for & hente fornybar balansekraft fra nabo-
regioner er hydrogenproduksjon fra overskuddstrgm et tiltak for @ stimulere videre utbygging av
fornybar stremproduksjon. Dette fordrer at man kan selge hydrogenet for en pris som minimum dekker
kostnadene ved produksjon, eller at hydrogenet kan lagres og brukes til & produsere strgm ved et
senere tidspunkt hvor strgmprisen er tilstrekkelig hgy til & dekke kostnadene for denne verdikjeden (EC,
2016), (Institution of Mechanical Engineers, 2018).

I (DNV GL, 2018b) analyserte vi kostnadene for slik hydrogenproduksjon. Denne kostnaden reflekterer
bade kapitalkostnaden fordelt pd levetiden, og kostnaden forbundet med hydrogenproduksjon via
elektrolyse av vann et visst antall timer per &r. Det ble antatt at hydrogenproduksjonen foregar nar
stremprisen er under et gitt niva. Fra denne analysen trakk vi tre hovedkonklusjoner.

1. Det vil vaere uforholdsmessig kostbart (i overskuelig fremtid) 8 produsere hydrogen bare nar
man har overproduksjon. For & oppna Ignnsomhet bgr man produsere minst 2000 timer.
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2. Produksjonskostnaden har et minimum. For eksempel, i California i 2016 ville gjennomsnitts-
kostnad per kg hydrogen produsert veere lavest hvis man produserte hydrogen 4100 timer.

3. Minimumskostnaden for slik produksjon fra elektrolyse kan i noen regioner konkurrere p%
pris med gassreformering (uten CCS) i 2030. Dette forutsetter lav strempris nar man
produserer hydrogen, og at kapitalkostnaden for elektrolysgrer faller kraftig.

Disse konklusjonene er det viktig 8 ta med i betraktning nar aktuelle land legger politiske ambisjoner og
strategier for utbygging av variabel fornybar kraft med hydrogenproduksjon. I tillegg m& man sikre at
man har et marked for produsert hydrogen, eller eventuelt at man har distribuert produksjon eller
utbygget kapasitet for lagring av produsert hydrogen.
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3 POTENSIELLE ANVENDELSER - TRANSPORT

Dette kapitlet beskriver mulige hydrogenanvendelser i Norge for veitransport, jernbane og maritim
transport, og beskriver status pa marked og teknologi, samt potensial for videre utvikling og
utfordringer knyttet til innfasing av hydrogen som drivstoff. Kapitlet tar utgangspunkt i ambisjoner
nedfelt i Nasjonal Transportplan 2018-2029 og andre relevante politiske fgringer, og gjar en
vurdering av sannsynlig hydrogenforbruk for transport med antatt teknologi- og markedsutvikling.
Hydrogenanvendelsene vurderes opp mot konkurrerende lavutslippsalternativer.

3.1 Bakgrunn

Transportsektoren stdr for omtrent en fjerdedel av netto innenlands energiforbruk i Norge, og 31 % av
nasjonale klimagassutslipp (Miljgdirektoratet, 2018b). Dette omfatter energibruk i innenlands
veitransport, kysttransport, lufttransport og banetransport. I 2016 var samlet energibruk og utslipp i
transportsektoren pa henholdsvis 54,6 TWh og 16,5 millioner tonn COze (Miljgdirektoratet, 2018b).
Innenlands energibruk og utslipp er illustrert i Figur 3-1.

ENERGIBRUK (GWh) KLIMAGASSUTSLIPP (Mill.tonn CO2-ekvivalenter)
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Kilde: SSB, 2018 og Miljodirektoratet, 2018

Figur 3-1: Energibruk og utslipp fra innenlands transport.

I Energimeldingen legger Regjeringen frem sin energipolitikk frem mot 2030 (Regjeringen, 2016). Her
nevnes transport som en av sektorene hvor det vil tilrettelegges for en mer effektiv og klimavennlig bruk
av energi for @ na utslippsforpliktelsene for 2030. For & sikre at klimavennlige teknologier blir
konkurransedyktige, fremheves Enovas rolle i samspill med gvrig virkemiddelapparat. Enova skal bidra
til innovasjon og utvikling, samt gi stgtte til etablering av ngdvendig infrastruktur for effektiv og
klimavennlig transport. Slik status er i dag vil det kreve bdde etablering av ny infrastruktur samt
utvikling p8 kjgretay og fartgy for & ta i bruk hydrogen i transportsektoren.
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I Regjeringens melding om "Klimastrategi for 2030 - norsk omstilling i europeisk samarbeid" ble det
vedtatt krav som er relevante for nasjonale ambisjoner for bruk av hydrogen (Regjeringen, 2018b).
Vedtaket ber bl.a. om «krav og reguleringer til utslipp fra cruiseskip og annen skipstrafikk i turistfjorder
samt andre egnede virkemidler for 8 sgrge for innfasing av lav- og nullutslippslgsninger i skipsfarten
fram mot 2030, herunder innfgre krav om nullutslipp fra turistskip- og ferger i verdensarvfjordene s§
snart det er teknisk gjennomfgrbart, og senest innen 2026». 1 tillegg ba Stortinget om en helhetlig
strategi for forskning, teknologiutvikling og bruk av hydrogen som energibaerer.

Det er satt mal om en betydelig innfasing av lav- og nullutslippslgsninger i transportsektoren. Ifglge
Nasjonal transportplan (NTP) for 2018 - 2029 (Regjeringen, 2017) vil regjeringen bl.a.:

= Legge til grunn folgende méltall for nullutslippskjoretay i 2025:
o Nye personbiler og lette varebiler skal vaere nullutslippskjoretoy.
o Nye bybusser skal vaere nullutslippskjoretay eller bruke biogass.

= Innen 2030 skal nye tyngre varebiler, 75% av nye langdistansebusser og 50% av nye lastebiler
vaere nullutslippskjgretay.

= Innen 2030 skal varedistribusjonen i de stgrste bysentra tilneermet vaere nullutslipp.

=  Ha en ambisjon om at innen 2030 skal 40% av alle skip i neerskipsfart bruke biodrivstoff eller
veere lav- og nullutslippsfartgy.

M3ltallene for veitransport legger til grunn at «forbedringer av teknologisk modenhet i
kjoretgysegmentene» realiseres, slik at nullutslippskjgretgy blir konkurransedyktige med konvensjonelle
Igsninger.

De norske utslippsmalene og norske krav til null og lavutslipp for ferger, hurtigbdter og innenlands
transport som nevnt over, er viktige drivere bade for elektrifisering med batterier, og for bruk av
elektriske motorer basert pd brenselceller og hydrogen i transportsektoren. Det er viktig & merke seg at
malene i NTP ikke gir bindende fgringer. Det er derfor betydelig usikkerhet med hensyn til hvordan
malene vil bli implementert politisk i perioden fram mot 2030.

Det har i tillegg vaert en videre utvikling i 2018 som forventes 8 pavirke utviklingen innen maritim
transport, bade nasjonalt og internasjonalt. I tillegg til ovennevnte stortingsvedtak, har FNs
sjofartsorganisasjon (IMO) vedtatt et mal om & minimum halvere de totale klimagassutslippene fra
internasjonal sjgfart innen 2050 (sammenlignet med utslippsnivaet i 2008). Dette vil ogsa vaere
ngdvendig for 8 nd IMOs visjon om at shipping skal dekarboniseres fullstendig i perioden 2050 til 2100.

Disse malene er forventet & bidra til store omveltninger i transportsektoren de neste tidrene, men dette
vil ikke skje automatisk. Slike endringer vil kreve betydelig virkemiddelbruk. I de pafglgende
delkapitlene vurderer vi potensialet for hydrogen i de ulike transportsegmentene frem mot 2030 basert
p3 m%lsetningene i NTP, antatt teknologiutvikling og sannsynlige rammevilkar. Potensialet vurderes
basert pd antatt konkurransedyktighet ovenfor batteriteknologi og andre relevante
lavutslippsteknologier, samt hydrogenets ndvaerende rolle i transportsegmentet og forventet utvikling i
naer fremtid. Det forventes ogsd at endringene i transportsektoren vil fgre til utvikling av nye Igsninger
som det er vanskelig & forutse i dag.

For anvendelser i transportsektoren er det ofte aktuelt 8 sammenligne hydrogen med andre aktuelle
drivstoff i denne sektoren. Figur 3-2 gir en oversikt over aktuelle drivstoff/energibaerere, og viser at
hydrogen, med god margin, har stgrst energitetthet pa vektbasis av alle drivstoff. Dette sammen med
muligheten for nullutslipp, gjgr hydrogen som til en attraktiv energibaerer.
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Figur 3-2: Sammenligning av energitetthet (pa vekt og volumbasis) for hydrogen og andre relevante
drivstoff/energibaerere. Utvidet versjon av Figur 13 i (Shell, 2017).

Figur 3-2 viser energitetthet til de ulike drivstoffene i ren form. For transportanvendelser er ogsd den
samlede vekten av drivstoff, tank og fremsdriftssystem av betydning, og da vil den relative forskjellen
veaere mindre. Hvordan dette sl&r ut, vil variere mye avhengig av blant annet anvendelse og
lagringsalternativer. For eksempel veier drivstofftanken i en Toyota Mirai rundt 88 kg, og brenselcellen
veier rundt 56 kg (Toyoya). Til sammenligning veier batteripakken i en Nissan Leaf med 24 kWh
batteripakke 294 kg, og batteripakken i en Tesla Model S med 85 Kwh batteripakke veier 540 kg. Den
relative vektforskjellen er derfor ikke veldig stor i personbilsegmentet.

Batterivekt skalerer tilnaermet linesert med energilagringskapasistet. Dette er til forskjell fra
hydrogenkjgretgy, der bade kost, volum og vekt per energienhet avtar med gkende tankkapasitet. Dette
medfgrer at forskjellen i volumetrisk og gravimetrisk energitetthet mellom hydrogen- og el-kjgretgy,
med vekten til hydrogentank og brenselcelle inkludert, gker med gkt stgrrelse pa batteri og lagringstank.
Den hgye gravimetriske tettheten til hydrogen bidrar derfor til at totalvekten til tunge hydrogenkjgretgy
er vesentlig lavere enn tilsvarende tunge el-kjgretgy.

Som Figur 3-2 viser, har batteriteknologi, som er det andre alternativet for nullutslipp for bruk innen
transport, en betydelig lavere energitetthet enn hydrogen. Siden batterilgsninger isolert sett i dag typisk
har en hgyere virkningsgrad og lavere kostnader enn hydrogen, foretrekkes vanligvis batterier sa lenge
vekt, ladetid, og rekkevidde kan aksepteres og tilstrekkelig elektrisk effektuttak er tilgjengelig. Norge er
i en unik posisjon i internasjonal sammenheng, med uvanlig god tilgang p§ regulerbar fornybar kraft
(vannkraft). Samtidig kan bade dette og Norges posisjon som en betydelig gassprodusent bidra til at det
blir tilgang p% billig hydrogen. For en del energikrevende anvendelser, for eksempel innen skipsfarten,
blir dagens batterilgsninger sa tunge at det ikke er teknisk gjennomfgrbart. For lagring av betydelige
hydrogenmengder, kan en lignende problemstilling ses med trykksatt hydrogen, da vekten av
lagertankene kan bli betydelig.

Internasjonalt, er bildet mer komplisert, og verdikjedene kan ha stor betydning for totale utslipp. I
mange tilfeller produseres i dag bade strgm og hydrogen med store utslipp. En valgt verdikjede med
hydrogen eller batteri kan derfor i verste fall fgre til gkte utslipp totalt sett. Men batterier og hydrogen-
brenselceller reduserer ogsa lokale og regionale utslipp som NOx, SOx og partikler, som kan ha stor
positiv innvirkning pa lokal og regional luftkvalitet.
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Hydrogen kan anvendes bade i brenselceller og i forbrenningsmotorer, men bruk i forbrenningsmotorer
gir lavere utnyttelse av drivstoffet (virkningsgrad) og i tillegg utslipp av NOx. Derfor vurderes ikke
Igsninger med hydrogen i forbrenningsmotorer som aktuelle for vei- og jernbanetransport, eller for
kystnaer maritim transport.

3.2 Veitransport

Veitransport er en lite ensartet naering, og bestar av et sveert vidt spekter av ulike modeller, kjgretgy og
bruksmgnstre. Det finnes en rekke mater & gruppere veitransporten inn i ulike segmenter. Her legger vi
til grunn fglgende inndeling; lette kjgretgy (inkluderer person- og varebiler), busser og tungtransport. De
fleste norske kjgretgy ferdes primaert pd norske veier, med enkelte unntak innenfor tungtransport der
enkelte ferdes pd europeiske veier i tillegg til i Norge.

Dette delkapitlet gir en oversikt over dagens situasjon for energibruk og utslipp for norsk veitransport.
Aktuelle utslippsreduserende teknologier beskrives og diskuteres sammen med forhold som bidrar til 3
gjgre hydrogen og brenselceller til en aktuell Igsning. Vi diskuterer deretter en overordnet status for
hydrogen i veitransport i Norge. Dette brukes som bakgrunn for & estimere det vi anser som sannsynlig
etterspgrsel for hydrogen for veitransport i Norge frem mot 2030. For at et slik potensiale skal
realiseres, ma en rekke utfordringer handteres, og disse diskuteres avslutningsvis.

Fremveksten av hydrogenteknologi innenfor veitransport i Norge frem mot 2030 er avhengig av politiske
fgringer innenfor klima- og miljgpolitikken. DNV GL anser langdistansebusser og tungtransport som de to
segmentene innen veitransport der hydrogen har stgrst potensial i Norge innenfor den gitte tidsperioden.
Dette bygger bade pa vurdering av teknologiens egnethet og dets forventede konkurranseevne mot
andre drivstoff innenfor segmentene.

3.2.1 Energibruk og utslipp

Veitransport sto for anslagsvis 40 TWh av netto energiforbruk i Norge i 2016, tilsvarende 75 % av
energiforbruket i transportsektoren (SSB, 2018a). Av dette utgjgr persontrafikk 60% og varetransport
40%. Dette er illustrert i Figur 3-3.

Energiforbruk i transportsektoren (2016)

Veitransport (persontrafikk) m Veitransport (varetransport) @vrig

Figur 3-3: Energibruk i transportsektoren i Norge i 2016. Kilde: (SSB, 2018a).
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Veitrafikken i Norge i dag benytter i liten grad nullutslippslgsninger, og det meste av energiforbruket
kommer fra ulike fossile drivstoff. Av den samlede kjgretgyflaten bruker over 90 prosent ulike former for
fossile drivstoff som hoved-energibaerer. De samlede utslippene fra veitransporten er i dag betydelig og
utgjorde 9,8 millioner tonn CO2-ekvivalenter i 2016 (Miljgdirektoratet, 2018b). Dette tilsvarer i
underkant av 20 % av de totale utslippene i Norge.

Kapittel 3.1 beskriver en klar politisk satsing pd & gke andelen lavutslippsteknologier innenfor
veitransport frem mot 2030. I flere &r har det blitt gjennomfert en satsing pa batteri- og
hydrogenkjgretgy gjennom reduserte avgifter, og senest i 2018 ble det innfgrt skjerpede krav om
innblandingsforhold av biodrivstoff. For personbiler er det i NTP en malsetning om 100 prosent
nullutslippsbiler av det totale nybilsalget i 2025. For busser og tyngre kjgretgy er det i NTP en
malsetning om henholdsvis 75 og 50 prosent av nybilsalget skal vaere nullutslippsigsninger innen 2030. I
tillegg til nasjonale myndigheter har en rekke kommuner, deriblant Oslo og Trondheim, lansert planer
om & redusere klimagassutslipp fra veitrafikken frem mot 2030. DNV GL forventer at dette vil bidra til et
skifte fra fossilt til lav- og nullutslippslgsninger.

3.2.2 Aktuelle teknologier og drivstoff

Bensin og diesel er de mest utbredte teknologiene innenfor veitransporten i dag. Begge disse gir bade
lokale utslipp av NOx og PM, og klimagassutslipp i form av CO. De siste to tidrene har flere lav- og
nullutslippsteknologier blitt introdusert innenfor veitransportsegmentet. Hydrogen anvendt i brenselceller
er en av disse. Blant andre teknologier nevnes biodiesel, biogass, batterielektrisk, elektrisk fremdrift via
kontaktledning og metanol. Drivstoffene har ulike karakteristikker som er med 3 pgvirke
konkurransedyktighet innenfor ulike veitransportsegment.

Batterielektrisk drift har for eksempel hgyest virkningsgrad, men ogsd den laveste energitettheten (se
Figur 3-2). Hydrogen har til sammenligning en hgyere energitetthet enn batterier, men lavere enn diesel
og biodiesel. Tilgangen til fyllestasjoner er en utfordring for drivstoff som hydrogen og metanol.
Hydrogendrift basert pa brenselceller og batterielektrisk drift er i utgangspunktet helt utslippsfri, i
motsetning til biodrivstoff og metanol. Det siste punktet er spesielt relevant i byomrader og tettsteder.
Alle disse faktorene pavirker konkurransekraften til drivstoffene.

Foretrukne energibaerere i ulike transportsegment vil variere avhengig av rammebetingelser og behov.
Relevante faktorer er illustrert i Figur 3-4. Dersom en teknologi er konkurransedyktig i ett segment
medfarer ikke dette ngdvendigvis at teknologien er like konkurransedyktig i et annet. En ulempe som er
av liten betydning i det ene segmentet kan ha stor betydning for teknologivalget i et annet segment.

For & eksemplifisere dette poenget bruker vi batteridrevne kjgretgy som eksempel. Grunnet lav
energitetthet opptar batterier, alt annet likt, stgrre plass og er tyngre enn drivstofftanken i andre
sammenlignbare kjgretgy. Dette reduserer kjgretgyets plass for nyttelast. Dette kan ha stor betydning
for varebiler og lastebiler, der inntjeningen kommer fra frakt av varer, mens det vil ha liten betydning i
personbilsegmentet sd lenge begrensningen ikke gdr utover muligheten til & frakte passasjerer. En fordel
med batterier er at de er modulbasert, noe som gjor det enklere 3 integrere dem i karosseriet. Dermed
kan de reelt sett ta mindre plass i de lettere kjgretgyklassene.

Et annet element er fyllingstid. I dag tar det betydelig lengre tid & «fullade» et batteridrevet kjgretgy
enn alle andre lavutslippsteknologier. I segmenter der en er avhengig av hgy tilgjengelighet og brukstid,
kan derfor batteridrevet teknologi vaere lite attraktivt (f.eks. varetransport og taxinaeringen). Hvor lang
tid det er gkonomiske rasjonelt & lade versus 8 bytte til en annen teknologi avhenger av brukstiden til
kjgretgyet, tilgjengelig tid for lading og personalkostnader.
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Figur 3-4: Elementer som pavirker valg av lavutslippsteknologi for transportanvendelser.

3.2.3 Status for hydrogen i veitransport

Energiforbruket i veitransportsektoren kommer i all hovedsak fra fossilt drivstoff. Det er imidlertid en
gkende trend mot lav- og nullutslippsteknologier. Denne trenden er stgrst innenfor personbilsegmentet;
Elbiler og ladbare hybridbiler sto for henholdsvis 20,8 % og 18,4 % av det totale nybilsalget i 2017.
Tilsvarende tall for 2018 var henholdsvis 31,1 og 17,9%. I varebilsegmentet var 4,7% av nye varebiler
nullutslippskijgretgy (Opplysningsradet for veitrafikk, 2018). I de tyngre kjgretgysegmentene er praktisk
talt alle nyregistrerte kjgretgy fortsatt dieseldrevet, med unntak av enkelte bybusser. Bygg- og anlegg er
ikke et fokusomrade for denne rapporten, men ogsa her er det relevante initiativ i Norge. Gjennom
PILOT-E-programmet utvikler for eksempel NASTA og SINTEF en hydrogengravemaskin med mal om
ferdigstillelse av en prototype i 2018. I de neste avsnittene gar vi gjennom status og mulig utvikling
frem mot 2030 innenfor de tre hovedsegmentene i veitransporten.

Lette kjoretay

I personbilsegmentet er det registrert totalt ca. 140 hydrogenbiler i Norge per januar 2019. I 2018 ble
det solgt totalt 51 hydrogenbiler i Norge, 7 % faerre enn i 2017 (Opplysningsradet for veitrafikk, 2018).
Av disse er overvekten produsert av de japanske og sgr-koreanske selskapene Toyota og Hyundai. Til
sammenligning finnes det 178 000 elbiler per oktober 2018. Det er en betydelig forskjell, til tross for at
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hydrogenbiler mottar de samme avgiftsfritak som elbiler; redusert engangsavgift og arsavgift,
momsfritak, fritak for bomavgift og mulighet til & benytte kollektivfelt.

Den fgrste bilprodusenten til & lansere hydrogenbil p& det norske markedet var Toyota med sin modell
Mirai i 2014. Siden den tid har Hyundai lansert to modeller (ix35 og Nexo). Andre bilprodusenter som
har lansert hydrogenbiler er Honda med sin Clarity og Mercedes med GLC F-Cell. Disse er forelgpig ikke
tilgjengelig i Norge. Audi, BMW og KIA har annonsert at de vil levere hydrogenbiler innen utgangen av
2020. Totalt solgte Toyota, en av de ledende bilprodusentene innen hydrogenbiler, 3 000 hydrogenbiler
globalt i 2017, med et mal om at volumet skal gke til rundt 30 000 &rlig tidlig i 2020-arene (Bil24,
2018). Dette er likevel relativt beskjedent tatt i betraktning av at Toyota selger rundt 9 millioner biler i
dret (Toyota, 2018).

Noe av forklaringen til begrenset salg av hydrogenbiler i Norge kan vaere at det er 3
hydrogenbilmodeller tilgjengelig i det norske markedet og fa fyllestasjoner. Tilgang pa kjgretgy har til nd
vaert en barriere for opptak av hydrogenkjgretgy. Flere bilprodusenter har utsatt lansering av
hydrogenbil og andre holder fortsatt pd 3 teste teknologien. Dette har fgrt til at utvalget av modeller har
veert svaert begrenset. Det kan tenkes at tilgangen til kjgretgy i Norge gker etter hvert som teknologiene
blir mer konkurransedyktige mot bade konvensjonell teknologi og andre lavutslippsteknologier.

Norge har per januar 2019 kun fem hydrogenfyllestasjoner for veitransport i drift (Trondheim, Bergen,
Sandvika, Skjetten og Oslo). Ytterligere 6 stasjoner skal etter planen etableres innen 2020.
Fyllestasjonen til Ruter p& Rosenholm er dedikert til Ruters 5 hydrogenbusser og kan per i dag ikke
brukes av vanlige hydrogenbiler (hydrogen.no, b). De gvrige fyllestasjonene er tilgjengelig for bruk for
bade personbiler og tyngre kjgretgy som krever fylling ved 700 bar. @konomien til stasjonene har veert
utfordrende, og samtlige etableringer har mottatt direkte tilskudd fra Enova. I august 2018 ble det klart
at den hittil storste leverandgren av hydrogendrivstoff til veitransport i Norge, HYOP, matte stenge ned
samtlige fem fyllestasjoner grunnet manglende lgnnsomhet (HYOP, 2018).

Buss

Som et ledd i & Igse klimautfordringen har EU gnsket & legge til rette for utviklingen av lav- og
nullutslippslgsninger i kollektivtransporten. Som del av dette arbeidet har det blitt opprettet et europeisk
fellesinitiativ for hydrogenkjgretgy (EC, 2016b). Initiativet har resultert i en rekke offentlig-private
partnerskap som har som mal & utvikle lokale nullutslippslgsninger for ulike former for kollektivtransport,
inkludert en rekke hydrogenbrenselceller bussprosjekter: CUTE (2001-2006), HyFLEET: CUTE (2006-
2009), CHIC (2010-2016) og JIVE (2017-2020). Prosjektene skal fremme kommersialiseringen av
brenselcellebusser som et kostnadseffektivt og driftssikkert alternativ.

Kollektivselskapet Ruter, som leverer kollektivtilbudet i Oslo og Akershus, har statt for det norske
bidraget i disse prosjektene. Ruter har testet hydrogenbusser i norsk rutetrafikk siden 2012, og drifter 5
hydrogenbusser pa strekningen Oppegard-Oslo. Ytterligere 10 nye hydrogenbusser skal etter planen
settes i drift i Akershus i Igpet av arsskifte 2020-2021 (Akershus Fylkeskommune, 2018). Dette er blitt
realisert gjennom deltagelse i de europeiske hydrogenbussprosjektene CHIC (2010-2016) og JIVE
(2017-2020), og med stgtte fra Enova og respektive fylkeskommuner. Hydrogenet som fylles pa bussen
har blitt produsert via elektrolyse ved Rosenholm bussanlegg, se Figur 3-5. Ruter sier at de forventer at
«Hydrogen og brenselceller vil veere dyrere og mindre teknologisk modent enn batterielektrisk i mange
&r fremover» (Ruter, 2018), men ser for seg at hydrogenbusser kan ha et potensial for kjgring i omrader
der batterielektriske Igsninger ikke har tilstrekkelig rekkevidde.
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Figur 3-5: Ruter sin hydrogenfyllestasjon ved Rosenholm. Bilde: Gerd Petra Haugom.

Tungtransport

Det finnes ingen registrerte hydrogenkjgretgy innenfor tungtransportsegmentet i Norge per januar 2019,
men flere selskaper i Norge har annonsert bestillinger av hydrogenlastebiler med leveringsdatoer fra
2018 til 2021. Asko blir trolig det farste selskapet til & ta i bruk hydrogenlastebil i sin varedistribusjon
(se faktaboks under). Utrullingen av hydrogenlastebilene farte ogsa til at Asko gikk til innkjgp av sin
egen hydrogenfyllestasjon i Trondheim. Av andre offentliggjorte planer er det flere selskaper som har
annonsert at de har lagt inn bestilling pa hydrogenlastebilen av type Nikola One, deriblant Tine, Tende
Transport og VT-gruppen (GreenSigth AS , 2018). Felleskjgpet er sist i rekken; de annonserte i
desember 2018 at de hadde gatt til bestilling av 50 hydrogenlastebiler av typen Nikola Tre (E24, 2018a).
Internasjonalt har det veert flere store nyheter det siste dret knyttet til hydrogenlastebiler som kan
pavirke utvalget i produsenter og modeller for hydrogenlastebiler ogsa i Norge. Det amerikanske
selskapet Nikola har presentert planer om en hydrogenlastebil med rekkevidde p& opptil 1 400 km og
bygging av fyllestasjoner langs de stgrste motorveiene i USA. Nikola lanserte ogsd en modell myntet pd
det europeiske markedet i november 2018, Nikola Tre, med planer om testing av modellen i Norge i
2020 (Lastebil.no, 2018). Blant andre nyheter i Europa annonserte Hyundai i september 2018 en avtale
om & levere 1 000 hydrogenlastebiler i Sveits over de neste fem drene (Reuters, 2018). Det er ogsa
planer om & bygge «hydrogenmotorveier» i Europa. Det vil si bygge et nettverk av fyllestasjoner som
muliggjer ferdsel pd tvers av landegrenser (H2ME, 2019).
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ASKO

ASKO er Norges stgrste dagligvaregrossist og en del av NorgesGruppen. Selskapet leverer varer til
hele landet, og er organisert i 13 regionale selskaper. De har en kjgretgyflate tilsvarende 600 biler, og
dette gjgr dem til et av Norges stgrste transportselskap.

Asko mener at nullutslippslastebiler vil veere rimeligere fra et totalkostnadsperspektiv enn dagens
bensin og diesellastebiler far 2030. De har ambisjon om & ligge i forkant av utviklingen og har en
uttalt malsetning om & ha en nullutslippsflate innen utgangen av 2026. Sammensetningen av flaten vil
avhenge av prisutviklingen pa de ulike kjgretgyteknologiene og elektrisk kraft. Selskapet ser for seg at
el-lastebiler vil bli benyttet pd kortere distanser i tettbebygde strok, mens hydrogenlastebiler vil bli
benyttet pa langdistanse.

Selskapet har igangsatt ulike piloter for & teste ut de ulike teknologiene. De har i den forbindelse gatt
til innkjgp av bade el-lastebiler og hydrogenlastebiler. I Trondheim pagar et pilotprosjekt der malet er
3 teste ut bruken av hydrogenlastebiler i varedistribusjon. Prosjektet omfatter fire hydrogenlastebiler,
som etter planen skal vaere i kommersiell drift senest april 2019. Lastebilene har en rekkevidde pa 400
km og et tankvolum p% 37 kg hydrogen. En fyllestasjon er bygget i tilknytning til varelageret, og har
en installert produksjonskapasitet pa 320 kg hydrogen per dag.

3.2.4 Hydrogenets konkurransekraft i de ulike segmentene

Norge har et stabilt og godt utbygget kraftnett, fleksibel vannkraft og relativt lave kraftpriser. Dette gir
et klart fortrinn for batterielektriske kjgretgy, spesielt for lettere kjgretgy, fordi batterielektriske kjgretgy
har hgy virkningsgrad, lave driftskostnader, og er avhengig av stabil kraftforsyning for & kunne lades. I
tillegg er kostnaden ved innkjgp er relativt sett lavere enn for hydrogenkjgretgy.

For tyngre kjgretgyklasser er ikke batteriteknologien forventet & veere like dominerende
(Transportgkonomisk institutt, 2016). P& verdensbasis tror de fleste bilprodusentene at batterielektriske
kjgretgy vil veere konkurransedyktig for lettere kjgretgystarrelser pd korte kjgreintervaller, og at
hydrogenkjgretgy vil vaere konkurransedyktig for tyngre kjgretgystgrrelser med lengre daglige
kjgreintervaller og/eller frakt av tung last (Morrison, Stevens, & Joseck, 2018). Dette skyldes
hovedsakelig tre forhold;

e Det er billigere & oppskalere tank og brenselcellesystem for hydrogenkjgretgy enn
batterikapasitet for et batterielektrisk kjgretay.

e Store batterier krever lengre ladetid eller sveert hgye effektuttak. Dette kan vaere utfordrende
med tanke p8 intern logistikk og kraftforsyning i stor skala.

o Et stort batteri krever stgrre plass enn et fremdriftssystem basert pa hydrogen.

Det er derfor ventet at det er i de tyngre kjgretgysegmentene, der en frakter tungt eller kjgrer lange
distanser, at hydrogenbiler har mulighet til 8 oppnd betydelige markedsandeler (Transportgkonomisk
institutt, 2016), (IRENA, 2018). Et annet element i denne sammenhengen er at i de tyngre
kjgretgyklassene er det som oftest private aktgrer som eier og drifter kjgretgyene. For dem er det
kostanden til kjgretgyet over livstiden, sakalt totalkostandsperspektiv, som er avgjgrende for hvilken
teknologi de velger. Dette kan medfgre at de vektlegger andre egenskaper, som for eksempel rask
fylletid, over kun innkjepspris der hydrogen pa er ventet & komme darlig ut.
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Lette kjoretoy

I de lettere kjoretgyklassene er det anslatt at totalkostnaden ved eierskap?# til en batterielektriskbil
(BEV) vil bli lavere enn for fossilbil i Norge innen 2025 (DNV GL, 2018e), (JP Morgan, 2018). Dette
skyldes i stor grad at batterikostnader er forventet 3 halveres fra dagens niva mot 2030, gkt
batterikapasitet, og gkt andel elbiler i storskalaproduksjon.

Lette hydrogenbiler (FCEV) er i dag dyrere fra et totalkostperspektiv (innkjgpspris og driftskostnader)
enn tilsvarende elbiler (Morrison, Stevens, & Joseck, 2018), og er forventet a8 vaere det 0ogsa i arene
fremover i Norge, se Figur 3-6. Dette til tross for at en betydelig kostnadsreduksjon er antatt for FCEV.
Et annet element som fremgar av figuren er at kapitalkostnad utgjer en betydelig del av totalkostnaden
til en personbil. Dette er i kontrast til de tyngre kjgretgyklassene. Vedlikeholdskostnaden er noe lavere
for batterielektriske biler, fordi det er ingen roterende deler i maskineriet. Dette fremgar ikke tydelig av
figuren, da denne kategorien ogsd inneholder andre driftskostnader som arsavgift, bompenger, osv.
Disse kostandene er noe lavere for nullutslippsbiler i dag grunnet subsidier, men det er i analysen tatt
hgyde for at subsidiene vil forsvinne ut ndr nullutslippskjgretgy blir konkurransedyktig.

Med rikelig tilgang til miljgvennlig strgm og et robust kraftnett, er det ventet at elbilen vil vaere den
dominerende lavutslippsteknologien for lette kjgretgy i Norge frem mot 2050. Det vil imidlertid finnes
nisjer der hydrogen kan tenkes & konkurrere som en lavutslippsteknologi for lette kjgretgy. Dette kan
skyldes begrenset tilgang pa kraft, lang avstand til ladestasjoner og/eller rekkeviddebehov, og hgy
brukstid som gjgr batterielektriske kjgretgy uegnet.

TOTALKOSTNAD VED EIERSKAP AV PERSONBIL [NOK/KM]
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Figur 3-6: Totalkostnad ved eierskap av personbil (NOK/km) for ulike teknologier i Norge frem mot
2030. Kapitalkostnaden for innkjgpspris og infrastruktur er diskontert over 15 ar til 6% rente.
Drivstoffkostnaden er basert pa prognoser fra Circle K og NVE. Drivstoffprisen er estimert basert pd
hydrogen produsert ved elektrolyse fra fornybar strom. Distanse kjgrt er basert pa
gjennomsnittsbetraktninger for en personbil i Norge per 2017. Kilde: DNV GL.

24 Totalkostnad ved eierskap er et estimat for alle direkte og indirekte kostnader ved eierskap av et produkt eller system. For kjgretgy inkluderer
dette avskrivning av innkjgpspris eller leasing pris, og lgpende utgifter som drivstoff, parkering, forsikring, reperasjoner og vedlikehold.

DNV GL - Rapportnr. 2019-0039, Rev. 1 - www.dnvgl.com Page 53



Busstransport

Konkurransekraften til hydrogenbusser avhenger av bruksmgnster. For busser som ferdes over relativt
kortere distanser med f& daglige avganger og i bynaere omrader, type skole- og bybusser, er det
forventet at elbusser vil vaere den dominerende teknologien i Norge. Dette skyldes at de har mange av
de samme fordelene som personbiler, deriblant lavere totalkostnad ved eierskap. Ved utgangen av 2017
var det totalt 386 000 elbusser i drift globalt, og Bloomberg anslar at tallet vil gke til 1,2 millioner innen
2025. Dette tilsvarer i underkant av 50 % av verdens bybusser (Bloomberg, 2018). Dette drives frem av
at totalkostnaden ved eierskap til en batterielektrisk bybuss blir konkurransedyktig med diesel innen
2025.

Hydrogenbusser er ventet & ha mulighet til 8 konkurrere med batteribusser i tilfeller der transporten
skjer over lengre avstander og i omrader med mindre utbygget nett. Flere land har introdusert planer
om hydrogenbusser i offentlig transport, deriblant USA, Frankrike og Japan. I Norge er det mulighetsrom
for utredelse av hydrogenbusser p& langdistansetransport, der batterielektriske busser vil ha for kort
rekkevidde og/eller kreve for lang ladetid mellom avgangene.

Figur 3-7 viser en sammenligning av totale eierkostnader for en 12m lang bybuss i Oslo (Ruter, 2018).
Ruter har laget en tilsvarende figur for 18 meter bybuss, som gir tilneermet samme bilde. Denne viser at
for bybusser forventes ikke hydrogenbusser & bli konkurransedyktig for tidligst etter 2025. Forskjellen
mellom depotladet- og hurtigladet buss skyldes at infrastrukturkostnad ved depotlading er betydelig
lavere enn for hurtiglading.

En nyere studie fra (Lozanovski, Whitehouse, Nathanael, & Whitehouse, 2018) antyder at totalkostnaden
for hydrogenbusser globalt kan vaere konkurransedyktig med dieselbusser innen 2030. Det er ingen
offentlig tilgjengelige studier sa vidt DNV GL bekjent som antyder konkurransekraften til hydrogenbusser
frem mot 2030 i Norge. Det er med andre ord sveaert usikkert i hvilken grad hydrogenbusser vil kunne bli
konkurransedyktig i Norge frem mot 2030. Per dags dato er hydrogenbussen betydelig dyrere enn
alternativene (Ruter, 2018) og en rask overgang til denne teknologien vil kreve offentlig statte.

Totalkostnad ved eierskap (NOK/km)
12m bybuss (inkl. behov for flere busser)

Infrastruktur B Personal M Drivstoff ™ Vedlikehold Anskaffelse
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Figur 3-7: Totalkostnad ved eierskap for 12m bybuss, inkl. behov for flere busser. Kilde: (Ruter,
2018).
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Tungtransport

Det er i de tyngste kjgretgyklassene at hydrogendrift er forst ventet & bli konkurransedyktig med diesel-
og el-kjgretgy. I dette segmentet er det ventet at rekkeviddebegrensningen til batterielektriske kjgretgy
sldr inn og at hydrogendrift dermed vil fremstd som den rimeligste nullutslippsteknologien. Denne
trenden er smatt synlig i bestillingstallene til Nikola i Norge som beskrevet i forrige delkapittel. Spesielt
den seneste bestillingen til Felleskjgpet, der de har lagt inn en bestilling av hydrogenlastebiler
tilsvarende en betydelig andel av sin kjgretgyflate.

Figur 3-8 viser en sammenligning av totale eierkostnader for vogntog i Europa. Figuren viser at
brenselcelle-vogntog er forventet & bli konkurransedyktig med tilsvarende diesel-vogntog innen 2025.
Nedgangen i totalkostnad for brenselcelle-vogntog blir drevet frem av en teknologiutvikling og egne
produksjonslinjer for hydrogen-lastebiler. @kte kostander for diesel-vogntog er ventet & bli drevet frem
av hgyere drivstoffkostnader som fglge av gkte avgifter.

Greensight gjennomfgrte i 2017 en studie for miljgorganisasjonen ZERO der de viser til at
hydrogenlastebiler kan bli konkurransedyktig i Norge innen 2025 med Enova-stgtte og senest innen
2035 uten noe form for stgtte (ZERO, 2017). De peker pd at konkurransedyktighet til hydrogen avgjgres
i hovedsak av to variabler: 1) Arlig produksjon fra leverandgr for 8 redusere kjgretgyskostnad og 2)
Tilstrekkelig marked i Norge for & fa lavest mulig hydrogenpris. Den fgrste variabelen vil bli drevet frem
av et internasjonalt marked, mens det andre punktet krever en nasjonal satsing. De estimerer et
minimumsvolum pa 800 tyngre kjgretgy i Norge far hydrogendrift blir bedriftsgkonomisk Ignnsomt.

TOTALKOSTNAD VED EIERSKAP- AR 1

1100\

675

2015 2020 2025 2030

EU-28 ICEV-Diesel =~ == ==EU-28 FCEV

Figur 3-8: Totalkostnad ved eierskap av diesel- og brenselcelle-vogntog (NOK/100 km) i det fgrste
driftsdret i EU-28. Kapitalkostnaden for lastebilen er diskontert over 10 3r til 10% rente. Vedlikeholds-
og reparasjonskostnadene er 1.12 NOK/km og 0.94 NOK/km for henholdsvis diesel- og brenselcelle
vogntog. Drivstoffprisen er estimert basert pa hydrogen produsert ved elektrolyse fra fornybar strgm.
Distanse kjort i det forste dret etter kjopet er fra tabell A4 i (ICCT, 2017). Kilde: (DNV GL, 2018b).
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3.2.5 Estimering av mulighetsrom for hydrogenetterspgarsel

DNV GL har gjort en overordnet vurdering av potensialet for bruk av hydrogen som drivstoff i norsk
veitransport frem mot 2030. Basert pd vurderinger diskutert over anser DNV GL langdistansebusser og
tungtransport som de to segmentene innen veitransport der hydrogen har stgrst potensial i Norge
innenfor den gitte tidsperioden. Dette bygger bade p& vurdering av teknologiens egnethet og dets
forventede konkurranseevne mot andre drivstoff innenfor segmentet. Av samme &rsak har vi valgt 8 se
bort fra bruk av hydrogen i personbiler og varebiler, der det forventes at elbiler vil vaere den
foretrekkende lavutslippsteknologien. Det bgr bemerkes at det kan komme et mindre antall hydrogen
person- og varebiler, men at den samlede etterspgrselen vil vaere begrenset i denne sammenheng.

Fremtidige opptak av hydrogenkjgretgy vil avhenge av at det utvikles en infrastruktur i parallell med at
teknologien gradvis tas i bruk. Det er antatt at infrastrukturen for fyllestasjoner fgrst vil utvikles rundt
storbyer og i naerheten av riksveiene. Denne utviklingen er imidlertid svaert usikker, og videre
betraktninger vil bli drgftet neermere i kapittel 6.4.

DNV GL har estimert etterspgrselspotensialet for hydrogen basert pa at de politiske ambisjonene
viderefgres samt at malene i NTP kapittel 3.1 innfris. Av disse fremgdr det at: «innen 2030 skal 50
prosent av nye lastebiler og 75 prosent av alle nye langdistansebusser veere nullutslippskjoretay?>».
Estimatene vi avleder av dette beskriver derfor en mulig situasjon gitt at malene i NTP innfris.

Per desember 2018 var det totalt 73 800 lastebiler og 16 000 busser registrerte i Norge (SSB, 2018c).
Fordelingen av busser som opererer i bynaere omrader(bybuss) og mer grisgrendte strgk (langdistanse)
er ikke spesifisert, og DNV GL gjgr derfor et grovt anslag pa fordeling. DNV GL ansl&r, pa bakgrunn av
SSBs statistikk for kollektivtrafikk, at alle busser som ferdes p& kommersielle ruter og 50 prosent av
busser som ferdes pa fylkeskommunale ruter vil vaere langdistansebusser (SSB, 2016). Dette gir oss et
estimat pa antall langdistansebusser p& 6 000.

Etterspgrselen etter nullutslippskjgretgy innenfor buss og lastebilsegmentet frem mot 2030 estimeres ut
ifra nullutslippsteknologiens andel av det forventede totale &rlige nysalget i perioden 2018 til 2030,
justert for andel langdistansebusser av den totale bussfldten. Her legger vi til grunn en bane for andel
nye nullutslippsbusser og -lastebiler frem mot 2030 som samsvarer med malene i NTP (se Figur 3-9).
Denne banen er utarbeidet av miljgdirektoratet som underlag til klimalov rapporteringen for 2018
(Miljgdirektoratet, 2018a). Vi antar videre at gjennomsnittlig levealder til en lastebil og buss i Norge i
snitt er 10 &r og legger til grunn statistikk for totale nyregistrerte kjgretgy i 2017 (Opplysningsradet for
veitrafikk, 2018).

DNV GL antar at 40 og 50 prosent av nysalget i nullutslippskjgretgyene i buss- og lastebil-segmentene
vil benytte brenselcelle og hydrogenteknologi. Dette er basert pa at hydrogenlastebiler forventes & bli
konkurransedyktig fra et totalkostnadsperspektiv med diesel innen 2025, og at hydrogendrift for
langdistansebusser blir konkurransedyktig noe senere. Fgr det kommersielle krysningspunktet antas det
kun en begrenset andel av lastebiler og busser vil veere hydrogendrevet.

25 Nullutslippskjgretgy er definert i rapporten til § vaere drevet utelukkende pd elektrisitet eller hydrogen, men beskriver ikke malsetninger for
andel av de to teknologiene, hverken samlet eller innfor de ulike kjgretgysegmentene.
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Figur 3-9: Baner for andel nye nullutslippsbusser og -lastebiler som kreves for oppnaelse av de relaterte
malene i NTP. Kilde: (Miljedirektoratet, 2018a).

Tabell 3-1 viser fremskrevet potensiell etterspgrsel etter hydrogen i de to segmentene i 2025 og 2030 pa
henholdsvis ca. 14 000 og 36 000 tonn hydrogen. Foruten faktisk markedsandel for hydrogenkjgretgy,
vil utskiftingstakten av eksisterende fldte innenfor de to segmentene vaere avgjgrende for hvor stor
etterspgrselen blir. Dette vil igjen bli drevet frem av politiske ambisjoner, og eventuelt tidspunktet
hydrogenkjgretgy blir konkurransedyktig med sine alternativer, og teknologiutvikling som delvis vil bli
drevet frem av vekst i andre land. Tabell 3-1 tilsier at hydrogendrevne kjgretgy vil utgjgre henholdsvis
13 og 7 prosent av den totale buss- og lastebilfldten i Norge i 2030. Dette kan vaere oppndelig med
hensyn til forventet konkurransesituasjon i nevnte segmenter og levetid pa eksisterende kjgretgy.

Tabell 3-1: Potensial for hydrogenforbruk i tungtransport og langdistansebuss i Norge i 2025 og 203025,

64 600 39 500 64 600 39 500
9 8 9 8
1100 400 5000 2220
12 800 1 300 29 000 7 000

Den stgrste veksten i etterspgrsel er ventet & komme i tidsrommet fra 2025 til 2030. Frem til dette er
det ventet en mer beskjeden vekst i etterspgrselen. Tidspunktet overlapper i stor grad sammen med
tidspunktet da hydrogenteknologien blir konkurransedyktig fra et totalkostperspektiv.

26 Basert pd gjennomsnittlig kjgrelengder (SSB kildetabell 07302), energibehov fra rapporten «1000 hydrogenlastebiler i
Norge innen 2023», antall kjgretgy antas 100 % er hydrogenkjgretgy fra NTP mal, og omregningsfaktor fra hydrogen til el p& 33 kWh/kg.
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Estimert hydrogenetterspgrsel beskrevet i dette kapitlet legger til grunn at opptrappingen av
nullutslippskjgretgy i Norge blir i samsvar med malsetningene for veitrafikk i NTP 2018-2029.
Beregningen bgr derfor anses som et potensial, og ikke utelukkende forventet etterspgrsel i 2030.

3.2.6 Utfordringer

Tilgang til infrastruktur Igftes ofte frem som en barriere for innfasing av hydrogenkjgretgy. I dag er
det bade fa fyllestasjoner for hydrogen og fa brukere. Dette bidrar trolig til at faerre kjgper
hydrogenkjgretgy enn potensialet fra et kost-nytte perspektiv tilsier. Vi anser imidlertid at dette fgrst og
fremst er begrensende for opptak av hydrogen-personbiler, og i vesentlig mindre grad vil pavirke opptak
av tunge hydrogenkjgretgy. Dette skyldes at eiere av store buss- eller lastebilfldter i naer-regional trafikk
vil kunne investere i egne fyllestasjoner for @ dekke hydrogenbehovet til sine egne fldter, slik Asko og
Ruter allerede har gjort. F& fyllemuligheter vil imidlertid kunne vaere noe begrensende for mulighet til 8
benytte tunge hydrogenkjgretgy pd langdistanseruter. Estimatene gitt i Tabell 3-1 inkluderer ikke
personbiltrafikk, men de legger til grunn at bade naer-regional og langdistanse tungtransport kan bruke
hydrogen som drivstoff. For 8 realisere dette kan det derfor vaere ngdvendig med offentlige stgtte til &
etablere hydrogenstasjoner for tungtransport langs trafikkdrer mellom stgrre byer i Norge. Se kapittel
6.4 for en videre diskusjon av denne problematikken.

Totalkostnad ved eierskap til hydrogenkjgretgy er i dag hgyere enn alternative teknologier, se Figur
3-6, Figur 3-7 og Figur 3-8. Innkjgpskostnaden til hydrogenkjgretgy er betydelig hgyere enn for
konkurrerende fossil- og lavutslippsteknologier innfor samtlige veitransportsegment. Med teknologisk
utvikling og stordriftsfordeler betinget av gkte produksjonsvolumer kan imidlertid kostnaden reduseres.
Sammenlignet med den stgrste nullutslippskonkurrenten, batterilgsninger, har ogsd hydrogenkjgretgy
betydelig hgyere driftskostnader. Dette pavirker konkurransekraften til hydrogenkjgretgy i segment med
lav brukstid, her spesielt personbiler. Som vist i Figur 3-8 forventes totalkostnad ved eierskap for
hydrogendrift i de tyngste kjgretgyklassene a bli konkurransedyktig innen 2030 (ICCT, 2017), (DNV GL,
2018b), (Morrison, Stevens, & Joseck, 2018). Bakgrunnen til dette er at innkjgpskostnaden utgjgr en
totalt mindre del av kostnaden innenfor varetransport og kollektivsegmentet.

Hgye vedlikeholdsutgifter for brenselseller har blitt Igftet som en utfordring i fgrste generasjons
brenselcellebiler (Nettavisen). Her pekes det pa at hydrogenbiler ma til service for hver 10.000 kjgrte
kilometer, og at servicen koster i dag rundt 10.000 kroner hver gang, og kan ta et par dager. Det er
imidlertid rimelig & anta at serviceintervallene vil avta med videre teknologiutvikling og gkende opptak
av brenselcelleteknologi i transportsektoren. Dette understgttes av statistikk utarbeidet av National
Renewable Energy Laboratory (NREL) i USA som beskriver serviceintervaller for hydrogenkjgretgy i USA
(NREL, 2016b), og vedlikeholdskostnader for fyllestasjoner (NREL, 2018).

3.3 Jernbane

Dette kapitlet gir en oversikt over dagens situasjon for energibruk og utslipp for jernbanen i Norge.
Deretter beskrives aktuelle utslippsreduserende teknologier og hydrogentogets status i Norge.
Avslutningsvis estimeres en mulig etterspgrsel etter hydrogen i sektoren frem mot 2030 og det pdpekes
hvilke utfordringer som ma lgses fgr hydrogenteknologien kan tas i bruk i jernbanesektoren i Norge.

3.3.1 Energibruk og utslipp

Jernbanesektoren i Norge hadde i 2016 netto energiforbruk pa 0,8 TWh. Dette tilsvarer 2 % av
energiforbruket i transportsektoren (SSB, 2018a). Av dette utgjgr persontrafikk 75% og godstransport
25%.
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Tog i Norge benytter i stor grad nullutslippslgsninger allerede. Mer enn 80% av togtrafikken skjer med
elektriske tog som far strgm via kontaktledning. I underkant av 60% av total skinnegang er utbygget for
denne teknologien. De resterende fire togstrekningene, Solgr-, Rgros-, Rauma- og Nordlandsbanen,
driftes pa diesel og det er ikke fattet noe politisk vedtak om elektrifisering. Deres samlede energibehov
utgjer i underkant av 200 GWh per ar. Dette er illustrert i Figur 3-10.

De samlede utslippene fra disse strekningene er relativt sma sammenlignet med transportsektoren
totalt, og var pa 50 000 tonn COz-ekvivalenter i 2016 (Miljgdirektoratet, 2018b). Med andre ord star
denne togtrafikken for omtrent 0,3 % av de totale utslippene fra transportsektoren i Norge.

Energiforbruk i transportsektoren (2016)

- Ikke elektrifisert

Elektrifisert

@vrig m Banetransport

Figur 3-10: Energiforbruk til elektrisk og dieseldrevet banetransport i Norge i 2016. Kilde: (SSB,
2018a).

3.3.2 Konkurrerende teknologier

Jernbane har ofte blitt ansett @ vaere den mest energieffektive og miljgvennlige formen for transport i
Norge. Dette skyldes kombinasjonen av en hgy grad av elektrifisering og at strammen kommer fra
fornybare energikilder.

Det er hovedsakelig fem konkurrerende teknologier for lav- og nullutslippsigsninger for jernbane i dag;
biodiesel, biogass, hydrogen, batteridrift og kontaktledning. Kontaktledning er det meste utbredte, og
ofte det rimeligste alternativet. Unntaket er lange strekninger med lav frekvenstetthet. I disse tilfellene
kan investeringene i kontaktledning vaere store sammenlignet med alternative nullutslippsteknologier.

Det mest hensiktsmessige teknologivalget for en gitt strekning vil avhenge av en rekke faktorer,
deriblant kostnad, kjgrelengde, fylletid til radighet og miljgeffekter. Biodiesel er den eneste
lavutslippsteknologien som kan settes inn pa kort sikt pa disse linjene uten store investeringer, da den i
stor grad kan benytte eksisterende infrastruktur for dieseldrevne tog (Regjeringen, 2018a). Tilgangen til
baerekraftig biodiesel og hgye frysetemperaturer (~0 grader) er imidlertid blitt Igftet som mulige
utfordringer (Teknisk Ukeblad, 2015), (SINTEF, 2015), (Teknisk Ukeblad, 2017). I tillegg er biodiesel en
lavutslippslgsning, imens hydrogen- og batterilgsninger er utslippsfrie.

P& oppdrag fra Jernbaneverket ble alternative driftsformer pa de ikke-elektrifiserte strekningene vurdert
av SINTEF (SINTEF, 2015). I rapporten konkluderer SINTEF med at nullutslipp pa ikke-elektrifiserte
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strekninger blir billigere b&de med hydrogen- og batteridrevne tog enn med kontaktledning eller bruk av
biodiesel. Dette forklares med at kontaktledning er lite hensiktsmessig p& baner med lite trafikkgrunnlag,
da investeringskostnaden blir for stor, og at baerekraftig biodiesel er dyrt sammenlignet med prisen pa
elektrisk kraft og hydrogen.

Analysen viste at hydrogendrift var forventet 8 vaere det rimeligste alternativet frem til 2021, derfra var
det ventet at batteritog ville bli konkurransedyktig. Dette fremgar av Figur 3-11. Det fgrste helelektriske
batteritoget i verden ble satt i drift hgsten 2018 i Berlin og har en rekkevidde pa 100 km. Kjente
utfordringer for implementering av batteridrevne tog er stgrrelsen og vekten pa batteriet samt
rekkevidde (SINTEF, 2015). En hybrid variant med batteri-kontaktledning har veert lgftet som et mulig
alternativ, men dette vil ogsd kunne medfgre betydelige investeringskostnader. Hydrogentog har sitt
stgrste konkurransefortrinn sammenlignet med batteritog ved lengre distanser og/eller ved frakt av tung
last. Hydrogendrift vil derfor trolig kunne bli en god og konkurransedyktig lgsning for godstog pa sikt.

TOTALKOSTNAD VED EIERSKAP AV BANE

M Drivstoff-/Energi M Innkjgpspris M Infrastrukturkostnad Investering, nye teknologier m Drift og vedlikehold

2015 2021 2027 2015 2021 2027 2015 2021 2027 2015 2021 2027 2015 2021 2027 2015 2021 2027

ANUITET /MNOK PER AR

DIESEL BIODIESEL KONTAKTLEDNING BATTERI BATTERI, HYDROGEN
MELLOMLADING

Figur 3-11: Totalkostnad ved eierskap av Rgrosbanen (NOK per &r) for ulike teknologier frem mot 2030.
Kilde: (SINTEF, 2015).

Totalkostnaden ved ulike teknologier er avhengig av faktorer som trafikktetthet, strekningens lengde og
topografi, som pavirker egnetheten til de ulike teknologiene. I SINTEF sin studie ble Rgrosbanen valgt
som referansecase, da den ga det mest «ngytrale» bildet pd de ulike teknologiens konkurransekraft.

Av figuren fremgar det at bade batteri- og hydrogentog er konkurransedyktige med konvensjonelle
dieseltog pa Rgrosbanen. Likevel er det kun dieseltog som opereres pa linjen. Det gis ikke en forklaring
pa dette, men det papekes at tilgangen til teknologien er en mulig barriere for implementering. Det bgr i
denne sammenhengen nevnes at studien er fra 2015. Bade hydrogentog og batteritog var da ventet & bli
rimeligere fram mot 2030, men forskjellene mellom teknologiene var ventet 8 vaere marginale. P8 lengre
togstrekninger er ikke batterilgsninger kommersielt tilgjengelig teknologi per dags dato, da stgrrelsen og
vekt pa batteriene vil medfgre betydelig gkte kostander som ikke fremgar av figuren. Dette gir
hydrogenteknologi et fortrinn som nullutslippslgsning p& mellomlang sikt.
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3.3.3 Status

Det franske selskapet Alstom satte i september 2018 verdens to fgrste hydrogentog, Coradia iLint, i
ordineert drift i Tyskland (ALSTOM, 2018 ). Toget har en rekkevidde pa 1 000 km og skal ifglge selskapet
veere klart for serieproduksjon. Delstatsmyndighetene i Niedersachsen har signert en kontrakt med
Alstom om 3 levere ytterligere 14 hydrogentog innen utgangen av 2021 (ALSTOM, 2018 ).

Det er ingen passasjer- eller godstog som har hydrogenfremdrift i Norge per desember 2018.
Teknologimodenheten til passasjertrafikk er noe mer modent enn for godstrafikk. Dette fremgar av tabell
Figur 2-7 i kapittel 2.4. Det er derfor ventet at hvis hydrogentog kommer til Norge, vil dette fgrst
komme innenfor passasjertog segmentet.

Hgsten 2018 ble det fremmet et representantforslag i Stortinget om & gjennomfgre et pilotprosjekt for
hydrogendrevet tog p& minst en av landets ikke-elektrifiserte jernbanestrekninger, med sikte pa
operasjonell drift innen 2020. Forslaget ble ikke vedtatt, men Stortinget ber regjeringen vurdere
oppstart av et forssk med hydrogentog i mindre skala, for & teste ut om teknologien kan skaleres opp til
3 benyttes pa de lange strekningene som bruker dieselfremdrift i dag (Stortinget, 2018).

Videre har Jernbanedirektoratet lagt frem en handlingsplan for 2018-2029 som skal vaere styrende for
hvordan en samlet jernbanesektor skal utvikle seg fremover. Der papekes det at & redusere
klimagassutslippene er i trad med jernbanenaeringens omstilling til et lavutslippssamfunn
(Jernbanedirektoratet, 2017a). Videre star det at det skal arbeides for «Nullutslippslgsninger i alle
framtidige materialanskaffelser — i den grad teknologiutviklingen tillater det». Av andre miljgtiltak
nevnes det utvikling og fornying av kjgretgyfldten og gkt bruk av biodrivstoff pa kort sikt.

Jernbanedirektoratet har en rolle i 8 legge til rette for at nullutslippslgsninger tas i bruk i Norge. Et av
eksemplene pa dette finnes i Trafikkpakke 2 - Nord, der det er lagt til en skonomisk bonus for uttesting
av nullutslippsteknologier. I utlysningsdokumentet pdpekes det at bonusordningen kun gjelder for
fremdriftssystem som verken slipper ut CO2, NOx, partikler eller andre klima- eller miljgskadelige stoffer
under drift (Jernbanedirektoratet, 2018).

3.3.4 Estimering av etterspgrsel

Hvis alle ikke-elektrifiserte togstrekninger i Norge skulle benyttet hydrogen for bade passasjertrafikk og
godstrafikk ville den totale etterspgrselen tilsvare 8 000 tonn Hz, se Tabell 3-2. Dette er basert pa
energibetraktninger for ikke-elektrifisert baner i (SINTEF, 2015) og jernbanestatistikk for Norge
(Jernbanedirektoratet, 2017b). Beregningen legger til grunn dagens energiforbruk pa de aktuelle
strekningene, og tar ikke med eventuelle gkninger i banetrafikken som fglge av gkning i godstrafikk pa
bekostning av vei.

Tabell 3-2: Potensial for hydrogenforbruk pa ikke-elektrifiserte togstrekninger i Norge.

6,6 8,2 1,3 14
4 200 6 000 1 800 3 000
50 % 50 % 50 % 50 %
2 730 2 980 163 2 540
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Det er imidlertid lite sannsynlig at alle ikke-elektrifiserte strekninger vil bli drevet av hydrogen innen
2030. Nedstemmingen av hydrogentogvedtaket i stortinget desember 2018 (Regjeringen, 2018a)
underbygger dette. Begrunnelsen for nedstemmingen pekte pa at hydrogentogteknologien bgr farst
testes i et pilotprosjekt i liten skala. Videre medfgrer ikke en innfgring av hydrogentog at eksisterende
dieseltog ikke kan ferdes pd den aktuelle togstrekningen. Det er derfor sannsynlig at det vil veere en
kombinasjon av diesel- og hydrogentog i en lengre innfasingsperiode.

I var vurdering av hydrogenetterspgrsel i norsk jernbanesektor frem mot 2030 har vi antatt hydrogentog
vil hovedsakelig bli brukt for passasjertrafikk pa ikke-elektrifiserte togstrekninger i dette tidsrommet.
Dette bygger bdde pd vurdering av teknologiens modenhet og dets forventede konkurranseevne mot
andre drivstoffer innenfor segmentet. Det kan komme et mindre antall hydrogentog innenfor godstrafikk
segmentet pa ikke elektrifiserte strekninger, men vi har i var analyse valgt & se bort fra dette da vi antar
at den samlede etterspgrselen fra godstrafikk vil veere liten sammenlignet med bruk i passasjertrafikk.
Videre har vi vurdert at modenheten til batterielektriske tog, for langdistanse og tungtransport, forelgpig
er for langt unna til & kunne konkurrere pé’\ de aktuelle strekkene. For eksempel er rekkevidden til Alstom
sitt hydrogentog omtrent 10 ganger rekkevidden til Bombardier sitt batteritog i Berlin.

For & estimere en mulig etterspgrsel etter hydrogen fra jernbanen frem mot 2030 legges det til grunn at
en togstrekning av gangen vil bli bygget ut for hydrogen. Det antas at Rgrosbanen og Raumabanen er de
to mest aktuelle i denne sammenheng, da de har den stgrste andelen passasjertog. Den legges til grunn
at de fgrste hydrogentoget farst vil komme i drift i Igpet av 2022. Videre antas det at det er kun
passasjertog pa disse strekningene som vil elektrifiseres fgrste omgang. Resultatet av denne analysen
fremgar av Tabell 3-3. Det er stor usikkerhet i estimatene. Opptrappingen av tog pa ulike ruter og
fordelingen mellom hydrogentog og dieseltog er faktorene med stgrst betydning for estimatet.

Tabell 3-3: Potensial for hydrogenforbruk i jernbanesektoren i Norge i 2025 og 2030.

Rgrosbanen Rgrosbanen, Raumabanen
30 60
900 1 900

Av tabellen fremgar det at den estimerte etterspgrselen etter hydrogen fra norsk jernbane vil vaere pd
900 og 1 900 tonn per &r i 2025 og 2030. Dette forutsetter at hydrogentog blir kommersielt
tilgjengelige i Norge og at utfordringen som papekes i neste delkapittel Igses.

3.3.5 Utfordringer

Brenselcelletog drevet pa hydrogen har noen sikkerhetsmessige utfordringer. Hydrogen er som tidligere
nevnt en lettantennelig gass og eksplosjonsfarlig gass og vil dermed kunne utgjgre en sikkerhetsrisiko
(SP Fire Research AS, 2018). Dette medgfrer en sikkerhetsrisiko i jernbanetunneler, spesielt der det
hgyeste punktet i tunnelen ligger hgyere enn begge tunnelinngangene. Dette medfgrer at det kan oppsta
en ansamling av hydrogen i tunnelen ved ukontrollerte utslipp. Hydrogentog vil dermed ikke kunne
driftes pa strekninger med slike tunneler fgr det er funnet en Igsning for & handtere denne risikoen.
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Fremtidige opptak av hydrogentog vil kreve at det bygges fyllestasjoner parallelt med at togene fases
inn. For de strekningene som vurderes for Norge vil det trolig vaere nok med én fyllestasjon i hver ende.
Det bemerkes at det kan ogsd veere betydelige synergier ved utbygging av fyllestasjoner for jernbane,
ettersom de potensielt kan anvendes av andre transportformer (veitransport og maritim transport).

3.4 Maritim transport

Maritim transport og tjenester bestar av sveert ulike skip som opererer i ulike markeder og farvann, og
med fundamentalt ulike forretningsmodeller og rammebetingelser. Enkelte skip opererer lokalt, andre
opererer regionalt, og andre igjen opererer globalt. En stor andel av skipene i norske farvann trafikkerer
ogs% i internasjonale farvann. Det er derfor en sammenheng mellom maritim skipsfart nasjonalt og
internasjonalt. Sammenlignet med veitransport og jernbane, er det stgrre forskjeller mellom ulike
skipssegmenter og skipstyper p& grunn av ulike bruksomrader og driftsmgnstre. Dette har stor
betydning for valg og implementering av utslippsreduserende tiltak, inkludert mulig bruk av hydrogen.

Dette kapitlet gir en oversikt over dagens situasjon for energibruk og utslipp for skipsfartkategoriene
som opererer i norske farvann. Aktuelle utslippsreduserende teknologier beskrives og diskuteres, fgr vi
gir en overordnet status for hydrogen i maritim transport i Norge. Vi diskuterer deretter forhold som
bidrar til 8 gjore hydrogen og brenselceller til en aktuell Igsning. Dette brukes som bakgrunn for &
estimere et mulig etterspgrselspotensial for hydrogen i Norge frem mot 2030. For at et slikt potensiale
skal realiseres, ma en rekke utfordringer handteres, og disse diskuteres avslutningsvis.

Transport av hydrogen med skip som last (cargo) er beskrevet i kapittel 5.3.

3.4.1 Energibruk og utslipp fra norske farvann

For & beregne energiforbruk og utslipp fra skip i norske farvann benytter DNV GL data fra AIS
(Automatic Identification System) i sin modell MASTER?7. AIS-data muliggjgr aktivitetsbasert analyse av
utslipp innenfor et gitt geografisk omrade. Beregninger blir gjort for enkeltskip og aggregert til
segmenter. Beregningene vil inkludere all forbruk av drivstoff, ogsd om det er kjgpt utenfor Norge. En
svakhet ved AIS-beregningene er at de minste skipene, som ikke har AIS-transponder, ikke inkluderes.

Alternativet til den AIS-baserte metoden for a kartlegge drivstofforbruk er 8 ta utgangspunkt i rapportert
salg av drivstoff. Da inkluderes forbruket til de sma skipene som ikke har AIS, for eksempel mindre
passasjer- og fiskebdter. Metoden kan ikke benyttes til & beregne forbruk for enkeltskip og
skipssegmenter, og det er derfor utfordrende 3 beregne innfgring av tiltak og kost/nytte. Metoden fanger
heller ikke opp forbruk av drivstoff bunkret i utlandet. Siden vi her gnsker 8 se pa innfgring av hydrogen
som tiltak for utslippsreduksjon pa skip, er den AIS-baserte metoden benyttet som utgangspunkt.

Analysen utfgres for de fglgende skipstypene:

o Fiskefartgy: Kystfiskefartgy eller havgdende fiskefartgy?2s.

o Offshorefartgy: Forskjellige typer spesialskip som forsyner og utfgrer ulike stgtteoppgaver for
olje- og gassaktiviteter pd sokkelen.

e Cruiseskip: Stort sett utenlandske skip som trafikkerer norske farvann i mindre deler av aret.
Disse besgker normalt kun noen fa havner langs kysten.

« Bilferger: Alle bilferger som trafikkerer et eller flere fergesamband i Norge.

o Hurtigb&ter / passasjerskip: Hurtigbdter som gar i faste ruter og andre passasjerskip.

27 Mapping of Ship Tracks, Emissions and Reduction potentials

28 1 ynderkant av 1000 fiskefartgy har AIS-sender ombord og inngdr i denne AIS-analysen. Rundt 5000 fiskefartgy i norske farvann er under 11
meter og registreres ikke av AIS. Disse mindre fiskebdtene st8r imidlertid for kun 20% av det totale utslippet fra fiskefldten.
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e Kystruten: Skipene som trafikkerer kystruten Bergen-Kirkenes, og frakter passasjerer og gods.
¢ Utenlandsferger: Passasjer- og bilferger fra Norge til Danmark, Sverige og Tyskland.
e Vat- og tarrbulkskip: Tarrbulkskip, oljetankere, kjemikalie- og produkttankere og gasstankere.

e Godsskip: Stort sett stykkgodsskip — godsskip som frakter varierte enhetslaster - samt en del
containerskip, ro-ro lasteskip og kjgle- og fryseskip.

e Service / andre: Blant annet bater benyttet i havbruksnaeringen, forsknings- og seismikkskip,
taubater, kystvaktfartgy og oljevernfartgy.

DNV GL - Rapportnr. 2019-0039, Rev. 1 - www.dnvgl.com Page 64



Figur 3-12 viser tetthetsplott av trafikk for et utvalg skipstyper i norske farvann.

¢ PR
s

Figur 3-12: Tetthetsplott over skipstrafikk (drivstofforbruket) i norske farvann for ulike skipstyper
(DNV GL, 2014).
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Figuren for passasjerskip omfatter alle passasjerskipstyper, og her er det hgy trafikk langs hele kysten.
Offshoreskipene skiller seg ut ved at en hovedvekt av trafikken foregar naer offshorefelt eller naer
sentrale havner.

Siden det norske utslippsregnskapet er basert pa rapportert drivstoffsalg, inngar ikke alle utslipp fra
skipstrafikk i norske farvann i dette utslippsregnskapet. Vi beregner norsk innenriks utslipp, basert pd
trafikk som skjer mellom to noder innenfor N@S. Med node menes havn, ankringssted, oppdrettsanlegg,
offshoreanlegg, etc. Inndelingen til Kystverket (basert pd data mottatt fra Kystverket i 2018) er
benyttet. @vrig trafikk i norske farvann kategoriseres som gjennomgangstrafikk eller utenlandstrafikk.

Figur 3-13 viser antall skip og COz-utslipp fordelt over de ulike skipssegmentene for 2017. For hvert
skipssegment vises hvor stor andel innenriks CO2-utslipp utgjgr av totalt CO2-utslipp i N@S. Totalt ble
det i AIS registrert i overkant av 6 500 skip i norske farvann i 2017, med et totalt CO-utslipp pa i
overkant av 7 600 kilotonn. Av dette er rundt 4 700 kilotonn innenriks CO2-utslipp. Av alle skipene var
det i overkant av 1 000 skip som oppholdt seg minst 80% av aret i N@S. Disse skipene er vurdert som
sarlig relevante med tanke pa politiske virkemidler for 8 fremme drivstoffomlegging, siden disse har
hgye bidrag til innenriks utslipp, og derved det norske klima- og miljgregnskapet.
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Figur 3-13: Antall skip og COz-utslipp i norsk gkonomisk sone (N@S), 2017.

Vat-/terrbulkskip utgjer det stgrste segmentet med tanke pa antall skip og CO2-utslipp i N@S. Imidlertid
tilbringer de aller fleste mindre tid i N@S. Innenriks utslipp fra vat-/tgrrbulk er omtrent det samme som
for godsskip, men her er det betraktelig flere som tilbringer minst 80% av tiden i N@S. Utslippet fra bade
offshore- og fiskefartgy er i stor grad innenriks. Det samme gjelder skip for andre aktiviteter.

For passasjerskipene (bilferger, hurtigbater, kystruten) er nesten hele utslippet i N@S innenriks utslipp,
med unntak av utenlandsfergene som stort sett har alle turene sine mellom norske havner og utlandet.
Passasjerskipene har totalt sett det stgrste innenriks COz-utslippet. Av cruiseskipene er det omtrent
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ingen som tilbringer minst 80 % av tiden i norske farvann, men de har et betydelig bidrag til innenriks
utslipp, siden de gjerne seiler mellom norske havner nar de er her.

3.4.2 Aktuelle teknologier og drivstoff

Bade nasjonalt og internasjonalt er det gkende fokus pa tiltak for & redusere forurensing og utslipp av
klimagasser i maritim sektor. Det finnes en lang rekke tiltak som kan bidra til slike reduksjoner. Tidligere
analyser av DNV GL (DNV GL, 2018a) har indikert at det er hensiktsmessig med en kombinasjon av
teknisk-operasjonelle (energieffektiviserings-) tiltak og innfgring av alternative drivstoff. En del av de
teknisk-operasjonelle tiltakene vurderes som Ignnsomme over skipenes levetid. Dette gjelder spesielt for
de stgrste skipene med tilsvarende hgyt drivstofforbruk, noe som ogsd gir et hgyt reduksjonspotensial.

For vurderinger av tiltak og teknologier for perioden fram mot 2030, anbefales det & se teknisk-
operasjonelle tiltak og innfgring av alternative drivstoff i sammenheng. Siden teknisk-operasjonelle tiltak
kan bidra til reduksjon av energiforbruket, kan det ogsa bidra til at behovet for alternativt drivstoff
reduseres for det enkelte skip. Siden nye drivstoff forventes & vaere dyrere enn de konvensjonelle, vil
fokus p& innfgring av teknisk-operasjonelle tiltak sammen med slike drivstoff, ogsa kunne bidra til en
mer kostnadseffektiv innfasing.

Drivstoff som LPG, LNG, metanol, etanol, syntetiske drivstoff, biodiesel, biogass (LBG), elektrisitet
(batterier) og hydrogen vurderes som aktuelle alternative drivstoff for marine anvendelser. Potensialet
for marin anvendelse avhenger av behov for infrastruktur pa land og tilpasninger pa skip, kjemisk
karakteristikk/sammensetning, tilgjengelighet, kostnader, sikkerhet og miljgavtrykk. Mange av
drivstoffene er allerede i bruk bade i skipsfarten, og i annen transport og industri. Ulike studier har
vurdert alternative drivstoff for skip og status og prognoser for fremtidig opptak og
energibaerersammensetning, for eksempel (IEA, 2014). En rekke nyere studier fra DNV GL har ogs§
vurdert alternative drivstofftyper for anvendelse i norske farvann (DNV GL, 2016a), (DNV GL, 2016b)
(DNV GL, 2016c), (DNV GL, 2015). Pa sikt anses bruk av brenselceller med hydrogen eller andre
drivstoff som aktuelt for 8 dekke deler av energibehovet, eks. (DNV GL, 2016d).

Hydrogen og batteri ses p& som komplementaere energibaerere for elektrifisering og elektrisk fremdrift
av skip. Hydrogen og batteri har ulike styrker, og derfor trengs begge for & nd norske og internasjonale
mal om utslippsreduksjoner. Bade brenselceller og batterier gir stillegdende fremdrift, som er fordelaktig
der stgy er en utfordring.

I tiden etter at den fgrste helelektriske norske fergen, Ampere, ble satt i drift pa fergestrekningen Lavik -
Oppedal i 2015, har mange flere kommet etter, og det har skjedd en rask innfasing av maritim
batteriteknologi, bade helelektrisk og i hybridigsninger, spesielt i norsk fergesektor. Et eksempel er
Fergestrekningen Anda-Lote som fra 2019 skal ha to ferger i drift. Disse skal kunne driftes med
minimum 90% av energien levert fra stremnettet.

For de lengste overfartene og/eller de mest energikrevende rutene, er imidlertid ikke hel-elektriske
lgsninger basert pa batteri i stand til & dekke energibehovet. Batterilgsningene blir for tunge, og/eller
ladebehovet blir for stort i forhold til tilgjengelig tid og kapasitet ved kai (se illustrasjon i Figur 3-2). For
noen skipstyper, for eksempel hurtigbater, er i tillegg gkt vekt en faktor som gker energibruken. I slike
tilfeller kan hydrogen veere en attraktiv Igsning siden vekt av energilageret kan reduseres sammenlignet
med batteri. I praksis vil Igsningene, og valg av energibzerere, matte tilpasses og optimaliseres for de
enkelte skip og ruters energibehov og driftsprofiler.

Norges rederiforbund har kartlagt hvilke drivstoff rederiene mener de vil benytte om 15-20 ar (Norges
Rederiforbund, 2018). Nesten halvparten mener de vil benytte en hybridlgsning pa skipene, og rederiene
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i naerskipsfart har stgrst forventninger til drivstoffskifte. Naer ingen av rederiene tror de vil benytte
tungolje om 15-20 &r, og godt under halvparten tror de vil benytte diesel. Innen naerskipsfarten tror
naermere 60 prosent at de vil benytte hybridlgsninger, og mer enn 40 prosent tror skipene vil benytte
batteri. Ett av fem rederier i dette segmentet tror de vil benytte hydrogen om 15-20 ar.

For de skipene som bruker svaert mye energi og opererer over lange avstander, og for eksempel
trafikkerer lengre ruter internasjonalt, kan det vaere utfordrende & dekke energibehovet med lagring av
hydrogen siden vekt og volum for lagring av hydrogen da gker sammenlignet med dagens skip. Det
vurderes derfor som aktuelt at dagens bunkringslgsninger ikke vil veere tilstrekkelig for morgendagens
lavutslippstransport, og at nye Igsninger med hyppigere bunkring ma aksepteres dersom nasjonale og
internasjonale utslippsmal skal nds. Figur 3-2 illustrerer forskjellene nar det gjelder energitetthet pa vekt
og volumbasis for hydrogen sammenlignet med andre relevante energibzerere.

Biodrivstoff vurderes ogsa som en mulighet, men det er noen utfordringer ogsa for innfasing av
biodrivstoff i stgrre skala i skipsfarten (DNV GL, 2018d). Dette inkluderer mulige tekniske utfordringer,
for eksempel ved innblanding av biodiesel som bestdr av FAME (fatty acid metyl ester). Biodiesel som
bestdr av HVO (hydrotreated vegetable oil) har ikke de samme tekniske utfordringene, men
tilgjengelighet og konkurranse med innblanding i annen transport kan vaere en utfordring. Biogass er
attraktivt siden det kan benyttes uten vesentlige modifikasjoner i eksisterende LNG-skip, men
tilgjengelighet og pris kan vaere en utfordring her ogsa.

Tidligere studier har synliggjort behovet for flere forskjellige drivstoff for & nd norske og internasjonale
utslippsmal for skipsfarten, fordi forskjellige Igsninger vil veere egnet for forskjellige skip. Figur 3-14
viser en oversikt over en mulig innfasing av energieffektiviseringstiltak (teknisk-operasjonelle tiltak) og
alternative drivstoff for 8 nd det norske malet om 40% CO> reduksjon fra norsk innenriks skipstrafikk
innen 2030 (DNV GL, 2018a). Studien antok en gradvis innfasing av trykksatt hydrogen for store ferger
og middels store passasjerskip som bygges i perioden fra 2021. Dette gav et beregnet hydrogenbehov
rundt 17 000 tonn i 2030. Introduksjon av hydrogen pa andre typer skip og skip med stgrre
energibehov, eller bruk av flytende hydrogen, var ikke inkludert i studien.
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Figur 3-14: Mulig innfasing av energieffektiviseringstiltak (teknisk-operasjonelle tiltak) og alternative
drivstoff for & nd malet om 40% CO> reduksjon fra norsk innenriks skipstrafikk innen 2030.
Referansebanen er estimat uten tiltak. Kilde: (DNV GL, 2018a).
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3.4.3 Status for hydrogen i maritim transport i Norge

Det finnes flere prosjekter bade internasjonalt og i Norge, der bruk av hydrogen pa skip vurderes.
Overordnet beskrivelse av situasjonen for utprgving av hydrogen i skip internasjonalt er gitt i kapittel
2.8.1. Dette kapitlet beskriver initiativ fra norske miljger til prosjekter som vurderer muligheten for
hydrogen som drivstoff i skip.

Statens Vegvesen sin utviklingskontrakt for hydrogenferge som skal settes i drift i 2021 p& sambandet
Hjelmeland - Skipavik — Nesvik i Rogaland er et viktig prosjekt. Dette er en oppfglging av
Stortingsvedtaket om nullutslippsteknologi i fremtidige fergeanbud. Norled AS er tildelt kontrakten, som
skal gjelde perioden 2021 til 2030, for utvikling, bygging og drift av fergesambandet (Statens Vegvesen,
2018a). Prosjektet er basert pa lagring av hydrogen i flytende form om bord pa fergen. Dette kan bidra
til 8 gi norske miljger et konkurransefortrinn nar det gjelder bruk av flytende hydrogen pa skip. Flytende
hydrogen forventes 8 bli et viktig alternativ for stgrre skip (tu.no, 2018), og skip med behov for & lagre
mye energi om bord.

Det finnes i dag ikke noe anlegg for flytendegjgring av hydrogen i Norge. Konkurransen som er
gjennomfgrt for prosjektet legger ikke fgringer for CO2 utslipp fra produksjon av hydrogen fgr etter
2022. Etter dette m8 prosjektet forholde seg til krav om at produksjonen av hydrogen ikke skal generere
mer CO:2 utslipp enn hydrogen produsert ved elektrolyse med strgm fra det nordiske strgmnettet
(Statens Vegvesen, 2018b). Dette kravet kan bidra til at det blir etablert et anlegg for produksjon av
flytende hydrogen i Norge, men det avhenger av mulighet for stgtte til oppfgring av et anlegg, samt at
det blir en tilstrekkelig etterspgrsel. Videre forventes det at et anlegg for & fremstille flytende hydrogen
vil vaere av en viss stgrrelse, og dette kan bidra til etablering av en tidlig distribusjonskjede for hydrogen
i Norge. Denne kan potensielt betjene bade skip og andre forbrukere, ogs8 forbrukere som bruker
trykksatt hydrogen. Gasnor og andre norske aktgrer er i gang med vurderinger av Igsninger for a gjgre
hydrogen tilgjengelig for norsk kystskipsfart.

Det finnes en rekke andre initiativer for maritim bruk av hydrogen der norske aktgrer deltar aktivt.
Fiskerstrand sitt HYBRIDskip (Hydrogen- og Batteriteknologi for Innovative Drivlinjer i skip)
(Sjefartsdirektoratet, 2017a) startet i 2017 basert pa tilsagn om stgtte fra PILOT-E i forrige
sgknadsrunde. HYBRIDskip har som mal & bygge om en eksisterende ferge til hydrogendrift.
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Innovasjon Norge har offentliggjort at de bevilger stgtte til fire nye prosjekter for utslippsfri maritim
transport gjennom PILOT-E (Innovasjon Norge, 2018).

e Selfa Arctic og Flying Foil AS far stgtte til samarbeidsprosjekter for hurtigbdter med elektrisk
fremdrift basert pa batteri- eller brenselcelledrift.

e Havyard Group ASA vil lede et prosjekt med ambisjon om utslippsfri drift basert pa batterier og
hydrogen brenselceller i verdensarvfjordene og for deler av Kystruten.

e Samskip AS skal utvikle utslippsfri containertransport pd sjg med hydrogen og brenselceller, pa
en mate som samtidig muliggjer & flytte transport av last fra vei til sjg.

Trondelag fylkeskommune har initiert et utviklingsprosjekt for fremtidens hurtighat i samarbeide med 10
andre fylkeskommuner. Hurtigbdter har hgyt drivstofforbruk og er en betydelig kilde til utslipp malt per
passasjerkilometer. Prosjektet har signert kontrakt med fem konsortier som skal jobbe frem konsepter
for nullutslipp i hurtigbater (Trgndelag fylkeskommune, 2018). Flora kommune har ogsa initiert et
pilotprosjekt for en hurtiggdende passasjerbat for hydrogendrift. Prosjektet er en av pilotene i Grgnt
Kystfartsprogram (DNV GL, 2018g).

Cruise er et segment som vurderer hydrogen som interessant. Viking Cruises jobber for eksempel med
planer for et cruiseskip som skal benytte brenselceller og flytende hydrogen som drivstoff, med basis i
mulig etablering av produksjon av flytende hydrogen, samt distribusjon til cruiseskipet ved hjelp av
tenderskip (Sjgfartsdirektoratet, 2017b).

Hydrogen brenselceller er Igsningen for konvertering av hydrogen til energi som gir best energiutnyttelse
og samtidig mulighet for nullutslipp. Hovederfaringene med brenselceller i skip sa langt er med mindre
systemer, eller med hjelpemotorer, men interessen er gkende (DNV GL, 2017c). Det er derfor behov for
videreutvikling av teknologien for storskala bruk i skip. Dette inkluderer tilpasning til maritime forhold,
det vil si marinisering og kvalifisering av brenselcelleteknologi utviklet for annen bruk, oppskalering av
teknologien til stgrre energikrevende applikasjoner, samt optimalisering og integrering i skip.

Flere initiativer vurderer innblanding av hydrogen med konvensjonelle drivstoff for & forbedre utnyttelsen
av det konvensjonelle drivstoffet gjennom mer effektiv/fullstendig forbrenning (DNV GL, 2018f). Dette
kan bidra til redusert drivstoff-forbruk og reduserte utslipp. En utfordring er at mer effektiv forbrenning
0gsa kan gke utslippene av NOx pa grunn av hgyere forbrenningstemperatur. NOx utslipp er en
utfordring, seerlig for kystnaer transport. For store skip i internasjonal fart, vurderes slik innblanding som
en del av mulighetsrommet for utslippsreduksjoner fremover. Det pdgar flere initiativ for & utvikle
lgsninger for @ benytte hydrogen i forbrenningsmotorer pa skip. Wartsila har gjennomfgrt testing av
innblanding av hydrogen i naturgass for noen av sine motorer (Wartsild, 2016). Testene viste at en
innblanding av opp til 28% hydrogen pa volumbasis er akseptabelt for disse motorene. Hydrogen og
naturgass har ulike egenskaper, for eksempel brenner hydrogengass raskere enn metan. Forskjellene
ma& hensyntas for & fa et sikkert system og for & unngd gkte utslipp av NOx.

3.4.4 Virkemiddelbruk og synergimuligheter

En rekke virkemidler kan brukes for & fase inn hydrogen i skipsfarten. Introduksjon av LNG og batterier i
norske ferger er gode eksempler pa at myndighetskrav og insentiver kan ha stor betydning for ndr og
hvor fort nye miljglgsninger blir implementert. Statens Vegvesen og Fylkeskommunene har benyttet
tildelingskriterier for fergesamband som har premiert energieffektivitet, grgnne drivstoff og lavutslipp.
Dette har fatt tidlige markeder for disse Igsningene til 8 fungere pd en effektiv mate. Dette er Igsninger
som kan benyttes ogsa for andre teknologier og andre sektorer av innenriksfarten. Utvikling og
realisering av LNG- og batteriteknologier har fatt direkte skonomisk stgtte gjennom NOx-fondet,
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Innovasjon Norge og ENOVA. En tilsvarende situasjon forventes for hydrogen, selv om ogsa andre
virkemidler kan pavirke positivt. Pagdende utviklingskontrakt for hydrogenferge underbygger dette.

Ferger og andre skip som gar i faste ruter/linjefart, gjerne mellom fa havner, er attraktive kandidater for
testing av hydrogendrift siden de ikke krever etablering av en omfattende infrastruktur for 8 komme i
gang. Slike skip kan ha behov for faerre ulike bunkringssteder. Dette vil gjgre det lettere & etablere
nedvendig infrastruktur for fylling av drivstoff. Hvis hydrogeninfrastrukturen etableres i omréder med
mange skip, vil den ogsa bidra til at hydrogen blir mer aktuelt for andre skip som trafikkerer samme
omréader.

Det er noen eksempler der det kan vaere positive synergier mellom ulike behov. Oppdrettsnaeringen er et
eksempel, da denne naeringen har behov for oksygen. Lokal hydrogenproduksjon ved elektrolyse vil ogsa
gi produksjon av oksygen. Det finnes anslagsvis 1100 anlegg med fiskeoppdrett langs norskekysten.
Disse anleggene benytter mindre skip som forb3ter, arbeidsbater, m.fl. og det er mye aktivitet i
tilknytning til anleggene. I tillegg vurderes denne bransjen generelt som kapitalsterk.

Slik som for andre transportanvendelser forventes det at hydrogen i skip vil utvikles i hybridlgsninger der
noe av energien, i alle fall for kortvarige lasttopper, forsynes fra batterier (Gasworld, 2018). Dersom
hydrogen benyttes sammen med batteri, kan man fa en helelektrisk Igsning med nesten nullutslipp
(forutsatt at energikilden er fornybar). Hydrogen er imidlertid ogsd aktuelt i ulike hybridigsninger
sammen med andre drivstoff, for 8 bidra til reduserte utslipp. Hydrogen kan slik bidra i en gradvis
overgang mot nullutslipp.

3.4.5 Estimering av etterspgrselspotensiale for hydrogen

DNV GL har gjennomfgrt en overordnet vurdering av potensialet for bruk av hydrogen som drivstoff pa
skip i norske farvann. Introduksjon av hydrogen som drivstoff i skip vil kreve at det i parallell utvikles en
infrastruktur som gir sikker tilgang p& hydrogen for de skipene og rutene som anvender hydrogen. Her
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kan det veere synergier mellom forskjellige segmenter av brukere, slik som veitransport, jernbane og
industri.

For & estimere etterspgrsel etter hydrogen som drivstoff for skip i 2030 har vi forst beregnet et teoretisk
potensial. Med bakgrunn i det teoretiske potensialet og segmentspesifikke betraktninger, vurderer vi s
sannsynlig innfasing av hydrogendrift for de aktuelle skipstypene, og estimerer resulterende etterspgrsel
i 2030.

Teoretisk potensial basert pa identifisering av tidlige hydrogenhavner

Det er antatt at infrastrukturen for hydrogendrevne skip farst vil utvikles rundt et begrenset antall
havner, og at dette vil veere mest attraktivt for havner med et stort potensial for etterspgrsel etter
hydrogen over tid. Siden utbygging av infrastruktur for hydrogen for skip vil ta tid og kan antas & skje
stegvis, antar vi at hydrogenbunkringsanlegg blir tilgjengelig i 5 havner innen 2030. Disse havnene er
identifisert ved 8 kvantifisere potensialet for drivstoffbunkring i alle havner i Norge. For hver havn
summerer vi drivstofforbruket til alle skip med minst 80% av aret i norske farvann som benytter
havnen2, Det antas at havnene med hgyt summert drivstofforbruk fra skip som benytter havnen ogsa
kan ha potensiale for hgy fremtidig etterspgrsel etter hydrogen. De fem havnene som blir rangert hgyest
med denne metoden er:

e Bergen
e Alesund
e Tromsg

e Kristiansund

e Stavanger

Det bemerkes at dette er kun er én av flere mulige mater & rangere havnene pa. En annen
tilneermingsmetode ville kunne gitt en annen rangering. Vi har for eksempel ikke tatt hensyn til hvilke
havner som har saerlig potensiale for synergier med andre hydrogenbrukere, eller tatt med i
betraktningen hvilke havner som allerede har konkretisert mal om utslippsreduksjoner eller som tilbyr
miljgrabatter for lav- eller nullutslipp i havn. Dersom slike ordninger videreutvikles, kan de pa sikt fa
betydning for hvilke havner som blir mest aktuelle for hydrogen. Oslo Havn har for eksempel et mal om
& bli en nullutslippshavn p§ sikt (Oslo Kommune, 2018).

Teoretisk hydrogenpotensial for skip som benytter de fgrste havnene

Skip med hydrogendrift i 2030 antas a vaere avhengige av a bunkre i minst en av de 5 fgrste
hydrogenhavnene. Unntaket er ferger, som trafikkerer egne kaier. Videre antas det at disse skipene m&
anlgpe disse havnene hyppig, ettersom lagringskapasitet ombord kan vaere en utfordring. Lagring av
alternative drivstoff som LNG og hydrogen tar mer plass enn konvensjonelle drivstoff. Denne
sammenhengen er illustrert i Figur 3-2. Lagersystemet kan ogsa bli tyngre enn tilsvarende system for
konvensjonelle drivstoff p3 grunn av de krav som stilles for 3 oppn% sikker lagring, for eksempel under
hoyt trykk. Det kan derfor vaere utfordrende 3 konstruere stgrre hydrogenskip med like stor rekkevidde
som konvensjonelle skip. Dette indikerer at det pd sikt kan bli behov for & utvikle nye Igsninger med en
tettere infrastruktur og at nullutslippsskip i fremtiden ikke vil ha like stor fleksibilitet til & bunkre sjelden,
og der det er billigst, som mange skip har i dag.

291 tillegg er alle cruiseskipene i norske farvann (uavhengig av tid i N@S) vurdert. Disse skipene opererer en lavere andel tid av aret i norske
farvann, men pé’] bakgrunn av Stortingsvedtak om innfgring av krav og reguleringer til utslipp fra cruiseskip i turistfjorder, inkludert krav
om nullutslipp fra slike skip i verdensarvfjordene innen 2026, vurderes hydrogen som en aktuell del av Igsningen ogsa for cruiseskipene.
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Gjennom en forenklet flateanalyse identifiserte vi 186 skip som bade har mer enn 80% av tiden i N@S og
minst halvparten av de arlige anlgpene i de fem havnene identifisert som aktuelle tidlige
hydrogenhavner. Disse skipene kan sies a ha et teoretisk potensial for hydrogendrift, gitt en utbygging
av infrastruktur rundt disse havnene. Fordelingen av disse skipene per skipssegment er oppsummert i
Tabell 3-1. Merk at dette er en liten del av de over 6 500 skipene som var registrert i AIS i norske
farvann i 2017. Det finnes i tillegg mange mindre fartgy (typisk under 300 grosstonn) som ikke har AIS-
registrering. Flere av disse kan veere aktuelle for hydrogendrift, men potensialet for disse er ikke
kvantifisert.

Anslag for realisert hydrogenvolum innen 2030

Den stgrste utfordringen for implementering av hydrogen som drivstoff i skip anses & veere de betydelige
tilleggskostnadene sammenlignet med konvensjonelle Igsninger. Dette gjelder blant annet systemene for
lagring av hydrogen om bord, brenselceller, integrering av systemene mot bunkringsanlegg og behov for
parallell utbygging av tilstrekkelig bunkringsinfrastruktur. Lite erfaring med hydrogendrift i skip gir gkte
kostnader, spesielt for de farste brukerne, siden teknologien m& gjennom en omfattende og
ressurskrevende oppskalering og uttesting, i tillegg til en meget omfattende prosess for godkjenning for
maritim bruk (se kapittel 3.4.6 for en naermere diskusjon). Dette representerer en betydelig
investeringsrisiko, ettersom skip har lang levetid. Noen skipstyper kan vaere i drift i 30-40 8r, men
kontraktene de opererer under er oftest veldig mye kortere.

Sammenlignet med batterilgsninger, som i mange ilfeller har hgyere virkningsgrad enn hydrogen (og
bruker strgmmen direkte), kan driftskostnadene (OPEX) vaere betydelig hgyere for hydrogen enn for
batteri. Derfor vil introduksjon av hydrogen vaere mer avhengig av myndighetskrav som begrenser
utslipp og initiativ som reduserer gkonomisk risiko enn batterilgsninger. Det antas at skip med
hydrogendrift vil ha szerlig stort fokus pa teknisk-operasjonelle tiltak (energieffektivisering) for &
minimere energibruken, siden dette kan bidra til 3 redusere OPEX.
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Eksisterende analyser indikerer at overgang til hydrogendrift i perioden mot 2030 ikke vil vaere
bedriftsgkonomisk lgnnsomt (DNV GL, 2018a) (Menon/DNV GL/T@I, 2018). En hydrogenpris rundt 20
NOK/kgH: vil vaere ekvivalent med dagens pris pa marin diesel. Som vist i kapittel 2.3, er prisestimat for
produksjon ved elektrolyse ca. 20-50 NOK/kgH2, og produksjon ved gassreformering med CCS ca. 10-15
NOK/kgH:. I tillegg kommer kostnad for komprimering eller flytendegjgring, samt transport, lagring og
bunkring. Hgye merinvesteringer for hydrogenteknologi pa skipet bidrar ogsa til & gjgre hydrogendrift
bedriftsgkonomisk ulgnnsomt. Introduksjon av hydrogen vil derfor veere avhengig av insentiver,
stgtteordninger og reguleringer fra myndighetene.

Nedenfor er det drgftet hvor stor andel av det teoretiske potensiale som det er sannsynlig at realiseres
innen 2030 for hvert skipssegment. Diskusjonen tar utgangspunkt i dagens situasjon, og eksisterende
utfordringer og barrierer som drgftet naermere i kapittel 3.4.6.

Bilferger

Stortingsvedtaket om nullutslipp p& ferger medfgrer at bilferger i stor grad blir elektrifisert der det er
teknisk mulig. Der det ikke er teknisk mulig, vil andre energibaerere vaere ngdvendig for & gi nullutslipp.
Utslippskravene for de enkelte samband stilles i anbudsunderlaget.

Kostnadene for nullutslipp for riksvegferger dekkes over statsbudsjettet, og ved utlgpet av 2018 har det
veert til sammen 10 riksvegsutlysninger som har gitt totalt 20 ferger med batterielektrisk drift.

For fylkesveisamband avgjgr fylkeskommunale budsjettprioriteringer i hvilken grad samband lyses ut
med formal om & utlgse ferger med lav- eller nullutslipp. Ved utlgpet av 2018 har 11 fylkeskommunale
utlysninger resultert i 39 ferger med batterielektrisk drift med hgy hybridgrad, ofte tilneermet
fullelektrisk. S8 langt har de aller fleste samband som er godt egnet for elektrifisering blitt realisert med
batterielektrisk drift. Flere fylkeskommunale utlysninger med krav om lav eller nullutslippsigsninger er
under utarbeidelse, og enkelte ferger har blitt bygget om pa rederienes eget initiativ. Fremover er det
ventet at en lavere andel av de fylkeskommunale utlysningene vil resultere i lav og nullutslippslgsninger
grunnet darligere kostnadseffektivitet (hgyere drivstofforbruk og/eller darligere teknisk egnethet grunnet
enkelte lengre overfarter og darlig tilgang pa strgm pa enkelte anlgpssteder).

P& grunn av ulike gkonomiske vilkar for riks- og fylkesveisamband, og at hydrogen-elektrifisering er et
dyrere tiltak enn batteri-elektrifisering, antas det i 2030-perspektiv mest aktuelt med hydrogendrift pa
riksvegsamband. Riksvegsambandene Halhjem-Sandvikvag (ny kontraktsoppstart i 2027) i Hordaland og
Bodg-Veaergy-Rgst-Moskenes (ny kontraktsoppstart i 2023) skiller seg ut med seerlig energikrevende
overfarter. Ren batteridrift er derfor lite aktuelt for disse sambandene, og hydrogendrift kan vaere et
godt alternativ. Hvis Statens Vegvesens utviklingskontrakt for hydrogendrift gir gode erfaringer, kan
derfor disse to sambandene veere kandidater til & driftes pa hydrogen fra neste kontraktsoppstart.

Hydrogenbehovet for ferjene som trafikkerer disse sambandene er estimert til 7 000 tonn/ar for
Halhjem-Sandvikvag (fem ferger), og 2 500 tonn/ar for Bodg-Vaergy-Rgst-Moskenes (tre ferjer). I tillegg
kommer hydrogenfergen for utviklingssambandet Hjelmeland - Skipavik — Nesvik der kontrakt nd er
tildelt og utviklingslgpet mot driftsstart i 2021 dermed er sikret. Erfaringene fra dette prosjektet
forventes & fa stor betydning for de etterfslgende maritime hydrogenprosjektene i Norge.

Det pagar ogsa andre hydrogenfergeprosjekter som kan bidra til ytterligere etterspgrsel etter hydrogen
for 2030. Fiskerstrand sitt HYBRIDskip prosjekt er et eksempel. Realisering av hydrogendrift pa
fergesamband krever etablering av egen infrastruktur for bunkring for hvert samband. Basert pa dette,
er etterspgrsel etter hydrogen for bilferger innen 2030 estimert til 10 000 tonn/ar.
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Hurtigbater

Stortingsvedtaket om lav og nullutslipp gjelder for all passasjertransport, og fslgelig ogsa for
hurtigbater. Innkjgp av hurtigb3ttjenester foregar i all hovedsak i fylkeskommunal regi. Realisering av
lav og nullutslippslgsninger pa hurtigbater vil falgelig vurderes sammen med eventuell batteri-
elektrifisering av ferjer, med tanke pa fylkeskommunenes gkonomiske rammer.

I 2017 var det rundt 80 hurtigbdter i norske farvann. Det er antatt at f3 av disse kan batteri-
elektrifiseres (Menon/DNV GL/T@I, 2018), og hydrogendrift er derfor et meget aktuelt alternativ, saerlig
tatt i betraktning at store utslippsreduksjoner kan oppnas for den enkelte hurtigbat. Analysen for d
identifisere mulige tidlige hydrogenhavner viste at 40 av hurtigbdtene benytter minst én av disse
havnene. Gitt slik etablering av lokal hydrogeninfrastruktur, kan disse hurtigbatene i teorien tilpasses til
hydrogendrift uten betydelige investeringskostnader til bunkringsanlegg. Gitt begrensinger i eksisterende
stgtteordninger er dette en fordel. Estimert teoretisk hydrogenetterspgrsel om alle disse hurtigbdtene
gar over til ren hydrogendrift med bunkring i de fem havnene er ca. 8 000 tonn Hz/3r.

Som beskrevet i kapittel 3.4.3 pagar det utviklingslgp som har som mal 8 fa nullutslippshurtigbater om
fa ar, og Selfa Arctic og Flying Foil har fatt stgtte gjennom PILOT-E til prosjekter for utvikling av
hurtigbdter med elektrisk fremdrift basert pa batteri- eller brenselcelledrift. Den hgye hastigheten gjgr at
disse batene har relativt hgyt energiforbruk, og dermed blir energioptimalisering og hydrogendrift szerlig
viktig i dette segmentet. Det antas her forenklet at utviklingslgpet lykkes og at dette i vil fgre til
realisering av fem hurtigbater med drift helt eller delvis p8 hydrogen i perioden fra 2021 til 2030.
Dermed ender vi opp med 5 hurtigbdter med en anslatt hydrogenetterspgrsel rundt 1 000 tonn/ar.

Siden hurtigbadtsegmentet i stor grad kontrolleres av myndighetene er dette, p& tilsvarende mate som
fergesegmentet, en god kandidat for etablering av viktige tidligmarkeder for hydrogendrift. Slik kan
ngdvendige erfaringer og grunnlag for videre kostnadsreduksjoner etableres. Dette kan i neste omgang
gi fordeler for de andre skipssegmentene og slik bidrda til betydelige fremtidige utslippsreduksjoner,
grgnn verdiskapning, og muligheter for eksport.

Kystruten Bergen-Kirkenes
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For Kystruten Bergen-Kirkenes estimerte vi en teoretisk mulig etterspgrsel etter hydrogen pa opp til

26 000 tonn Hy/ar, gitt full overgang til hydrogendrift. I AIS-grunnlaget inngar det 13 kystruteskip, altsa
gjennomsnittlig 2 000 tonn per skip. Den nye kystrutekontrakten gar fra 2021 til 2030, og skipene er
planlagt driftet med LNG og batteri. Ut fra ndvaerende kontrakt anses det derfor som mindre realistisk
med introduksjon av store hydrogenvolumer her i denne perioden. Havila Kystruten leder imidlertid et
utviklingsprosjekt med sikte pd 3 introdusere hydrogen og brenselceller, og de har satt av plass til
senere installering av brenselceller og hydrogentanker i de fire nye kystruteskipene (tu.no, 2018).
Driften vil skje i kombinasjon med batterier og andre tiltak. Altsa kan det vaere realistisk med noe
etterspgrsel etter hydrogen p& Kystruten fgr 2030. Dette kan for eksempel skje ved en gradvis uttesting
og innfasing, og kan vaere en del av posisjonering mot neste kontraktsperiode, der det kan forventes
strengere utslippskrav. Siden ny kontrakt Igper frem til 2030 og ikke omfatter krav til hydrogendrift,
antar vi at hydrogenvolumet pd Kystruten i 2030 tilsvarer forbruket for ett skip, altsd 2 000 tonn/ar. En
slik etterspgrsel kan fordeles mellom flere skip, for eksempel ved uttesting av hybridlgsninger der
hydrogen og brenselceller er en del av Igsningen.

Cruise

P& bakgrunn av stortingsvedtak som omfatter cruise, kan det antas at Cruiseskip som gnsker a
trafikkere de norske verdensarvfjordene vil matte innfgre betydelige utslippsreduserende tiltak i perioden
frem mot 2026. Dette vil vaere ngdvendig om de skal operere uten utslipp i disse omradene. Det er
usikkert om cruise kan bli omfattet av eventuelle initiativ frem mot 2030 for &8 nd IMOs malsetting om
halvering av klimagassutslippene fra internasjonal sjgfart innen 2050. Omfanget av tiltak er usikkert,
men som nevnt tidligere i rapporten pagar det flere prosjekter som vurderer elektrifisering, brenselceller,
hydrogen og andre hydrogenbaerere for cruise. Dette kommer i tillegg til bruk av landstream. For praktisk
gjennomfgring kan en se for seg at utbygging av en bunkringsinfrastruktur som gjgr hydrogen
tilgjengelig for cruiseskip i aktuelle omrader, ogsd kan ha betydning. Det vurderes derfor som realistisk
at det vil bli uttesting og innfasing av hydrogen i noen cruiseskip i norske farvann frem mot 2030. Siden
cruiseskip bruker store mengder drivstoff, kan flytende hydrogen vaere aktuelt i dette segmentet, og slik
sett kan etablering av et norsk anlegg for produksjon av flytende hydrogen bidra positivt.

DNV GL har beregnet energiforbruket til cruiseskip i verdensarvfjordene basert pa AIS-data for 2017.
Om kravet blir innfgrt, er det trolig at ogsd trafikksammensetningen i verdensarvfjordene vil endres fra
dagens situasjon, ettersom ikke alle skip vil kunne mgte kravene. Om skipene vil bruke hydrogen
utenfor omrader der det kreves nullutslipp er mer usikkert. Det er videre ventet en vekst i cruise-
trafikken i norske farvann (Kystverket, 2015). Med bakgrunn i disse momentene, antar vi at energi-
forbruket til cruiseskip i verdensarvfjordene i 2017 kan brukes til 8 estimere etterspgrsel etter hydrogen
for cruiseskip i norske farvann i 2030. Dette gir en estimert hydrogenetterspgrsel pa 1 200 tonn/ar.

Utenlandsferger

Det er usikkert om utenlandsfergene kan bli omfattet av eventuelle initiativ i perioden frem mot 2030 for
3 nd IMOs malsetting om halvering av klimagassutslippene fra internasjonal sjgfart innen 2050. Som vist
i Figur 3-13, bidrar ikke utenlandsfergene nevneverdig til innenriks CO2-utslipp siden skipene
hovedsakelig gar mellom norske og utenlandske havner. Utenlandsfergene driftes uten offentlige anbud,
i motsetning til bilfergene, hurtigbdtene og Kystruten. Mulighetsrommet for & stille miljgkrav fra norske
myndigheter for disse fartgyene forventes derfor & vaere begrenset. Det er derfor vurdert som lite
sannsynlig at utenlandsfergene vil benytte hydrogen i 2030. Avhengig av utvikling av utslippskrav og
eventuelle insentiver for nullutslipp som omfatter disse fergene, er det mulig at noen utenlandsferger vil
starte utprgving eller uttesting av brenselceller og hydrogenbaerere i perioden, men etterspgrsel etter
hydrogen antas & vaere neglisjerbar fra dette segmentet.
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Fiske

Basert pd dagens situasjon er det vanskelig & se at myndighetene vil sette krav som vil medfgre
overgang til vesentlig grad av hydrogendrift pa fiskefartgy innen 2030. Figur 3-13 viser at fiske har et
betydelig bidrag til CO2 utslipp fra norsk innenriks skipstrafikk, og fiske er derfor et aktuelt segment for
utslippsreduserende tiltak. Bergen, Alesund og Tromsg er de stgrste fiskerihavnene i Norge. Dersom
hydrogen blir tilgjengelig i noen av disse havnene, vil det gjgre det enklere og samtidig redusere
investeringskostnadene for utprgving av hydrogendrift pa fiskefartgy.

Fiskefartgyfldten er sammensatt og bestar av i underkant av 1000 fiskefartgy med AIS (analysert i
denne studiens datagrunnlag) og i tillegg rundt 5000 fiskefartgy under 11 meter (som ikke registreres i
AIS). For de minste fiskefartgyene kan det veere utfordrende & finne ngdvendig plass for hydrogen og
brenselceller. Dette indikerer at det vil vaere enklest & tilrettelegge for hydrogendrift pa nybygg siden en
da kan tilpasse design til hydrogendrift helt fra planleggingsfasen. Stgrsteparten av trafikken for
fiskefartgy er kystnaer, og slik sett skulle det ligge til rette for hydrogendrift. Det anses som utfordrende
3 etablere hydrogendrift i havgdende fiskefartgy som tilbringer lange perioder til havs. Hydrogendrift kan
veere mest aktuelt for fiskefartgy som opererer kystnzert, men volumene frem mot 2030 antas & vaere
sma&. DNV GL vurderer derfor etterspgrselen etter hydrogen for fiskefartgy innen 2030 som neglisjerbar.

Offshoreskip

Eventuelle myndighetskrav kan gi et insentiv for uttesting av hydrogen pa dette segmentet, og krav til
hydrogen i offshorefldten er nylig fremmet som politisk forslag, med positiv respons fra badde Norsk Olje
og Gass og Norges Rederiforbund (Aftenblad, 2018). Det er usikkert hvordan et eventuelt
myndighetskrav vil settes i kraft og fungere. Bergen er den stgrste offshorehavnen, og kan veere en
aktuell base for introduksjon av hydrogen i slike skip. Beregningen av teoretisk potensiale identifiserte 8
skip med et samlet teoretisk hydrogenbehov p& 5000 tonn. Det forventes imidlertid negativ vekst for
offshorefldten (Kystverket, 2015), og den gkonomiske situasjonen for offshorerederiene gjor det
utfordrende med merinvesteringer. Forenklet antas derfor her at hydrogendrift pa 4 offshoreskip fases
inn innen 2030, med et samlet &rlig hydrogenbehov p& 2500 tonn.

Service/andre
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Service/andre omfatter bl.a. skip benyttet i havbruksnaeringen, kystvaktfartgy og oljevernfartgy. For
havbruksneeringen kan en se for seg fremtidige myndighetskrav til utslipp i forbindelse med tildeling av
konsesjoner. Samtidig er det fokus pa baerekraftig vekst (Neaerings- og fiskeridepartementet, 2015).

Beregningen av teoretisk potensiale for hydrogen identifiserte 22 skip i dette segmentet med et samlet
teoretisk hydrogenbehov pa inntil 2 500 tonn/ar. I tillegg er det som tidligere nevnt mulige synergier
med behov for oksygen i oppdrettsnaeringen, siden elektrolyse ogsa gir produksjon av oksygen. Gitt at
det finnes anslagsvis 1 100 anlegg med fiskeoppdrett langs norskekysten, er det godt mulig at det i
2030 perspektiv etableres anlegg for produksjon og bruk av hydrogen ved noen av disse. Anleggene
benytter i stor grad mindre skip som forbater, arbeidsbater, og mye av denne aktiviteten er ikke
registrert i AIS. I tillegg vurderes denne bransjen generelt som kapitalsterk. Det antas derfor at det
realiseres en hydrogenetterspgrsel tilsvarende halvparten av det teoretiske potensialet for hydrogendrift
innen 2030. Dette tilsvarer en hydrogenetterspgrsel pa i overkant av 1 200 tonn/ar.

Vat- og togrr-bulkskip og godskip

Norske myndigheter prioriterer stgtteordninger som gir effekt i norske farvann. Som vist i Figur 3-13 er
en overvekt av aktivitetene til vat-/tgrrbulkskipene og godsskipene utenfor norske farvann. Figur 3-12
illustrerer at tgrrbulkskipene har mye gjennomgangstrafikk mellom Russland og Europa. Ellers gar
skipene fra utlandet til et mindre antall norske havner. Det samme gjelder olje- og kjemikalietankerne,
som gar til oljeterminalene. Stykkgodsskipene har noe gjennomgangstrafikk, men det meste er kystnaer
trafikk, med hovedvekt pd Sgr-Norge og med anlgp i et stort antall ulike havner. Disse segmentene har
totalt sett det st@rste antallet skip i norske farvann, og kjennetegnes overordnet blant annet av liten
grad av flatefornying og begrenset gkonomisk kapasitet hos rederiene (DNV GL, 2018g).

Det finnes skip ogsa innen disse segmentene som gar i relativt faste ruter og til fa havner, og det finnes
allerede noe interesse for & vurdere hydrogendrift for slike enkeltskip/ruter. Om det etableres en lokal
infrastruktur for bunkring av hydrogen i tilknytning til noen av disse skipene/rutene, kan det bli det
enklere 8 etablere prosjekter for uttesting av brenselceller og hydrogen ogsa for disse segmentene.

Basert pa dette vurderes en betydelig hydrogendrift i disse segmentene som lite aktuelt innen 2030.
Etterspgrsel etter hydrogen innen disse segmentene i perioden mot 2030 er derfor ikke kvantifisert.

Oppsummert etterspgrsel

Estimert etterspgrsel etter hydrogen for de vurderte skipssegmentene er oppsummert i Tabell 3-1.

Tabell 3-1: Estimat for etterspgrsel etter hydrogen innen 2030.

Antall skip i Antall skip med Estimert ettersporsel i

Skipssegment teoretisk potensiale | hydrogendrift i 2030 2030 (tonn H,/ar)
Bilferge 9 9 10 000
Offshore 8 4 2 500
Kystruten 13 ikke kvantifisert 2 000
Cruise 48 ikke kvantifisert 1200
Service/andre 22 ikke kvantifisert 1200
Hurtigbater 40 5 1 000

Fiske 48 begrenset uttesting neglisjerbar
Vat-/tgrrbulk og godsskip 7 begrenset uttesting neglisjerbar
Totalt 186 - 17 900
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For & estimere en mulig fordeling av hydrogenbunkring mellom de fem tidlige havnene gjgr vi folgende:

e For hurtigbatene og service/andre teller vi opp antall anlgp i disse fem havnene av skipene med
potensiale for hydrogendrift i 2030. Det antas at bunkringsvolumet ved hver havn i hvert
segment er proporsjonalt med antall anlgp.

e For offshoreskipene antar vi at hydrogenbunkringsvolumet er likt fordelt mellom de store
offshorehavnene Bergen, Stavanger og Kristiansund.

e For Kystruten er det antatt likt bunkringsvolum av hydrogen i Bergen, Alesund, Kristiansund og
Tromsg.

e For cruiseskipene fordeles hydrogenbunkringsvolumet likt mellom Bergen og Alesund, som er de
av havnene som ligger naermest verdensarvomradene.

For riksvegfergene antas egne bunkringsanlegg. Estimert hydrogenetterspgrsel er summert i Tabell 3-2.

Tabell 3-2: Estimert etterspgrselspotensial etter hydrogen fordelt bunkringsanlegg.

Estimert etterspgrselspotensial
Bunkringsanlegg — havn for hydrogen (tonn/ar)
Riksvegferge Halhjem-Sandvikvag 7 000
Bergen 2 800
Riksvegferge Bodg-Veergy-Rgst-Moskenes 2500
Alesund 1900
Kristiansund 1400
Tromsg 1000
Stavanger 800
Riksvegferge Hjelmeland-Skipavik-Nesvik / andre ferger 500
Totalt 17 900
Diskusjon

Dette er en av mange mulige mater & estimere en hydrogenetterspgrsel for maritim sektor i Norge.
Drivstofforbruk er estimert basert pd data for skip i norske farvann i 2017. Det er ikke tatt hensyn til
fremtidig trafikkvekst, og muligheter for forbedringer i skipsdesign, energieffektiviseringstiltak og annet
som kan pavirke energiforbruket og gjgre det mer (eller mindre) attraktivt med en overgang til
hydrogendrift. Ut over det som er beskrevet for riksvegferjene er det heller ikke tatt hensyn til
hybriddrift med batterier, bruk av landstrgm, plugg-inn hybridisering eller lignende.

Analysen beregner et mulig etterspgrselpotensial for hydrogen ut fra dagens situasjon. Vurderingene
inkluderer derfor ikke mulig gkning i skipstrafikk. Endringer i fordeling av totalt transportarbeid mellom
land og sj@, kan ogsa pavirke dette bildet. Flere studier (GL/Menon, 2018b) (DNV GL, 2016f) (DNV
GL/Shortsea Services/Marintek, 2015) viser til at overfgring av gods fra vei til sjg i seg selv kan bidra til
3 redusere de totale utslippene av CO: fra transportsektoren med 50-80 %.

Utvikling av maritim hydrogendrift til kreve at relevante myndigheter iverksetter tiltak. Eksempler pa
slike er premiering av eller krav til lavutslipp i innkjgp, for eksempel for ferger, hurtigbdter og offentlige
fartgy, og konsesjonsordninger, for eksempel innen havbruk, fiske og olje og gassnaeringen.
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3.4.6 Utfordringer ved implementering

Den stgrste utfordringen for implementering av hydrogen som drivstoff i skip anses & vaere de betydelige
tilleggskostnadene sammenlignet med konvensjonelle lgsninger, som tidligere diskutert. Tilstrekkelig
infrastruktur ma ogsa bygges ut. Et kostnadselement er knyttet til manglende hydrogenrelatert
kompetanse og til sikkerhetsmessig godkjenning. I det fglgende belyses dette. Avslutningsvis diskuteres
noen praktiske og kostnadsmessige elementer.

Hydrogenskip under norsk flagg m& generelt godkjennes av Sjgfartsdirektoratet fgr de settes i drift. Det
finnes i dag ikke regelverk som dekker lagring av hydrogen om bord p% skip. Derfor medfgrer lagring av
hydrogen som drivstoff p& skip store regulatoriske utfordringer. Imidlertid har DNV GL og andre
klasseselskap utarbeidet egne klasseregelverk som muliggjgr godkjenning av selve
brennselcellesystemene. Skip som skal bruke hydrogen som drivstoff m3 tilfredsstille IMOs krav for
drivstoff med flammepunkt under 60 °C som er gitt i del A av IGF-koden (Code of safety for ships using
gases or other low flashpoint liquids). Her stilles det en rekke funksjonskrav samt krav om
gjennomfgring av omfattende risikoanalyser, noe som innebeerer at en sveert arbeidskrevende
«Alternativ design prosess» ma gjennomfgres for godkjenning. Hovedmalet med prosessen er 8
demonstrere at sikkerhetsnivaet med hydrogen er like godt som for konvensjonelle skip. Frem til et
hydrogenspesifikt regelverk blir utviklet vil alle skip som skal benytte hydrogen som drivstoff matte
gjennomfgre denne prosessen. Det er per i dag ikke etablert noen mekanisme for erfaringsoverfgring- og
utveksling mellom ulike maritime hydrogenprosjekter.

s
&
@)
®

Hydrogen 350 bar
(5000 psi)

Flammable, High pressure gas.
Turn off motor. Dispensg only
to correct pressure vehicle tanks.

Siden det er lite erfaring med bruk av hydrogen som drivstoff i skip, er det usikkert om de
sikkerhetsmessige og regulatoriske utfordringene vil bli stgrst ved valg av flytende eller komprimert
hydrogen. Utfordringene forventes ogsa & avhenge av skipstype(r), samt spesifikke design- og
konseptlgsninger. For & redusere utfordringene og sikre enklest mulig godkjenning av lagring av
hydrogen, har en rekke av konseptene som er under utvikling i dag basert seg pa lagring av hydrogen
over dekksniva. Sikkerhetsmessig er dette betydelig mindre utfordrende enn lagring av hydrogen under
dekk. For mange skipstyper og stgrrelser, anses det som mest hensiktsmessig & kunne lagre drivstoffet
under dekk, for eksempel for 8 oppna lengst mulig rekkevidde ved & ha stor kapasitet for lageret. Det vil
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derfor vaere ngdvendig 8 opparbeide kunnskap om relaterte sikkerhetsmessige forhold for aktuelle
maritime Igsninger. Dette vil kreve gjennomfgring av IMOs alternativ design prosess, med omfattende
sikkerhetsstudier, samt uttesting, og sertifisering av aktuelle komponenter og systemer.

Det finnes ogsa initiativ som vurderer lagring av hydrogen for eksempel som ammoniakk eller i flytende
organiske hydrogenbaerere (LOHC). En motivasjon for denne type Igsninger, er at de sikkerhetsmessige
og regulatoriske utfordringene vurderes som betydelig mindre enn for lagring av hydrogen alene. I
tillegg kreves det ikke spesialtilpassede anlegg for lagring, noe som betyr at billigere og allerede kjente
og utprgvde teknologier kan anvendes. LOHC er tenkt resirkulert og systemene bade om bord og pa land
ma da tilpasses dette. Disse Igsningene vil stille andre krav til brenselceller som anvendes (eventuelt
andre Igsninger) om bord. For ammoniakk-baserte Igsninger, far en utslipp av nitrogengasser.

Det gar i mange henseende et sikkerhetsmessig skille mellom maritime anvendelser som har passasjerer
og neerhet til tredjepart, noe som gjgr at det ma stilles saerlig strenge sikkerhetskrav, og andre typer
anvendelser. Dette er en tilsvarende situasjon som for annen bruk av hydrogen, der det er lang erfaring
med hydrogen i industrien, samtidig som hydrogen i bil, buss, tungtransport og tog gjgr at det stilles
saerlige krav til Igsningene ndr det gjelder sikkerhet, samtidig som de m& veere tilstrekkelig robuste for
lang tids bruk i det offentlige rom. Erfaringene som er opparbeidet med sikkerhet, standardisering og
utvikling av regelverk og praktiske Igsninger for disse, anses derfor ogsd som nyttige for utvikling av
hydrogenlgsninger innen maritim. Landbaserte bunkringsanlegg for hydrogen, eller bruk av slike anlegg
sa neer kai at det kan pavirke tredjepart pa land vil kreve gjennomfgring av risikoanalyser for a
demonstrere at risikoen er akseptabel ut fra DSB sine kriterier for relevante kategorier av tredjeparter.

Det er sikkerhetsmessige forskjeller mellom flytende og komprimert hydrogen. For begge ma valg av
materialer og layout tilpasses hydrogens sikkerhetsmessige egenskaper. Lekkasje av kald LH2 som
fordamper kan medfgre fare for kvelning, frostskader, og forsinket antenning av gasskyen. Bunkring og
annen handtering av flytende hydrogen for skip ma tilpasses at alle gasser bortsett fra helium vil fryse
ved direkte eksponering av LHa.

Det er usikkert om forsyning av flytende hydrogen med tankbil, eller eventuell bruk av bunkringsfartgy
vil fgre til andre sikkerhetsavstander/hensynssoner enn tilsvarende anlegg med komprimert hydrogen.
Det er noe uenighet om dette, og konklusjonen kan ogsa avhenge av parametrene i en konkret case. En
artikkel fra Nederland sammenligner risiko for hydrogen fyllestasjoner med flytende og komprimert
hydrogen (Timmers & Stam, 2017). Studien vurderer tilkjgrt LH>, tilkjgrt CGH2 og CGH2 med lokal
produksjon. Studien peker pa gkt risiko for de alvorligste, men ogsd mest sjeldne scenarioene, for
flytende hydrogen, samt hgyere sannsynlighet for forsinket antenning for LH2 enn for CGHa.

Det er verdt 8 merke seg at selve overfgringskoplingene i dag er forskjellige for overfgring av
komprimert hydrogen for forskjellige trykk, og at koplingene som typisk anvendes for biler og busser
ogsa er ulike. Det er videre store forskjeller mellom bunkring av flytende og trykksatt hydrogen. Dersom
potensialet for fremtidige storskala anvendelser av hydrogen pa skip skal utlgses, vil det vaere behov for
a utvikle (standardiserte) Igsninger tilpasset skip, helst med mulighet for betydelig raskere bunkring av
drivstoffet enn det som trengs for hydrogenbiler og busser

Skip kan i teorien forsynes direkte med hydrogen sjgveien. Slike bunkringsskip finnes for LNG, men
teknologien vil matte tilpasses og videreutvikles fgr den kan tas i bruk for hydrogen. Det kan vaere
aktuelt med forsyning sjgveien bade for komprimert og flytende hydrogen. For flytende hydrogen ma det
tas hensyn til at lagringen krever en mye lavere temperatur enn lagring av flytende naturgass. For de
stgrste og mest energikrevende skipene eller skip som trenger betydelige mengder energi mellom mulige
bunkringssteder, er lagring av hydrogen i flytende form szerlig aktuelt siden et slik lager tar mindre
plass, kan veie mindre og bli billigere enn tilsvarende lager for komprimert hydrogen. Produksjon av
flytende hydrogen krever kjgling til -253 °C. Dette er en energikrevende prosess og krever etablering av
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dyre anlegg for flytendegjgring. Det finnes s8 langt ikke noe slikt anlegg i Norge, og kun tre mindre
anlegg (kapasitet i omradet 10 tonn hydrogen/dggn) i Europa. I teorien kan et bunkringsanlegg med
flytende hydrogen tilpasses til & forsyne skip og andre brukere med bade flytende og trykksatt hydrogen,
og det er lang erfaring med slike tankingsanlegg.

Sandia har kartlagt kostnader for levering av flytende hydrogen i USA (Pratt & Klebanoff, 2016). Med
USA data estimerte de at drivstoffkostnadene ville gke med en faktor mellom 3 og 5 sammenlignet med
diesel for ikke-fornybar flytende hydrogen (tilsvarende 45-60 kr/kg LH239) og en faktor mellom 5 og 26
sammenlignet med diesel for 100% fornybar LH2 produsert basert pa biodrivstoff, tilsvarende anslagsvis
70-170 kr/kg LH2. De vurderte ulike Igsninger for bunkring av flytende hydrogen, og valgte tilkjgrt LH2
fra lastebil med «direkte» overfgring av LH: til konseptfergen SF-BREEZE (Pratt & Klebanoff, 2016). P3
tross av «direkte» overfgring fant de at det var behov for fast utstyr pa land ved bunkringsanlegget.
Kostnad for dette ble estimert til ca. 8 millioner NOK for den fgrste installasjonen. Dersom det i tillegg er
behov for installasjon av en tank for flytende hydrogen pa bunkringsstedet, for eksempel for gkt
fleksibilitet og leveransesikkerhet, gkte beregnet kostnad med nesten 5 millioner NOK.

Oppsummert er det en stor utfordring a sikre at maritime hydrogenlgsninger blir implementert pa en
sikker og effektiv mate. Mye kompetanse ma overfgres fra andre industrier som typisk jobber under helt
andre forhold og rammebetingelser og er ukjente med maritim industri. Kompetansen og Igsningene ma
tilpasses til sveert ulike maritime forhold. Det er derfor ngdvendig med et kompetanselgft for hele
verdikjeden inklusive rederier, verft og leverandgrindustri, og det vil vaere behov for 3 tilrettelegge for
effektiv kunnskapsdeling. For kommersialisering av hydrogenlgsninger i skip er det behov for & etablere
en sikker og effektiv godkjenningsprosess. Her er det mulig & lzere fra erfaringene fra tilsvarende
prosesser for batteriskip, der Norge i dag har en svaert sterk posisjon. For 8 utvikle ngdvendig kunnskap
om hydrogen sikkerhet og risiko samt godkjenningsprosessen, bgr det etableres en teknisk-vitenskapelig
basis som kan utvikles gjennom kunnskapinnhenting, analyser og tester.

30 ysD tall er omregnet til NOK antatt 1 USD = 8 NOK.
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4 POTENSIELLE ANVENDELSER - INDUSTRI

Dette kapitlet kartlegger eksisterende bruk av hydrogen i norsk industri, og vurderer muligheten for
at hydrogen vil bli tatt i bruk i andre industrielle anvendelser, eller brukt i stgrre omfang enn det som
brukes i dag i eksisterende anvendelser. Dette kapitlet er basert pa tilgjengelig litteratur og
dialogmgter med relevante industriaktgrer.

4.1 Eksisterende produksjon og bruk i norsk industri

I dag brukes omtrent alt produsert hydrogen, rundt 55 millioner tonn per &r pa verdensbasis (Hydrogen
Council, 2017), som innsatsfaktor for industriproduksjon. Ammoniakkproduksjon utgjgr over halvparten
av dette, og oljeraffinerier star for rundt en fjerdedel (Shell, 2017). Metanolproduksjon star for rundt
10%, og gvrige anvendelser i kjemisk, petrokjemisk, og annen industri utgjgr de resterende 10%.

Dette kapitlet beskriver dagens forbruk av hydrogen som kjemisk innsatsfaktor i Norge, og vurderinger
knyttet til hvordan dette forbruket vil endre seg mot 2030. De stgrste hydrogenprodusentene i Norge er
ammoniakkproduksjonen pa Hergya (Yara), metanolproduksjonen pa Tjeldbergodden (Equinor) og
oljeraffineriene pd Mongstad og Slagentangen som opereres av henholdsvis Equinor og ExxonMobil.
Denne hydrogenproduksjonen gjgres i dag med reformering av naturgass, og har et betydelig
klimagassutslipp som potensielt kan reduseres med bruk av elektrolyse og/eller CCS.

I mgter med Yara, Equinor og ExxonMobil har vi diskutert vurderinger knyttet til tiltak for 8 redusere
CO2z-utslippet fra hydrogenproduksjonen. Disse vurderingene er oppsummert nedenfor. Et sentralt
moment i disse vurderingene er kostnadsutvikling pa elektrolyse gitt strempris og teknologiutvikling,
sammenlignet med kostnad forbundet med anvendelse av CCS gitt pris pa gass og CO2-kvoter3!. I tillegg
er tilgang pa kraft et viktig element som vil bli diskutert i kapittel 6.5.

4.1.1 Ammoniakkproduksjon

Ammoniakkproduksjon pa verdensbasis star for over halvparten av verdens hydrogenforbruk. I Norge
produseres ammoniakk pa Yaras fabrikk pa Hergya. Fabrikken har en produksjonskapasitet pa rundt
500 000 tonn ammoniakk. For dette kreves i underkant av 90 000 tonn hydrogen. Arlig produksjon
ligger imidlertid neermere 400 000 tonn, med et hydrogenforbruk pa omtrent 70 000 tonn. Yara bruker
ammoniakk i sin gjgdselproduksjon, og de er ikke avhengige av & produsere ammoniakken selv. Siden
ammoniakk i dag hovedsakelig produseres fra naturgass, er kostnaden fglsom for naturgassprisen.

Yara sier det er lite sannsynlig at de vil gke ammoniakkproduksjonen i Norge. Grunnen til dette er at
norsk produksjon er konkurranseutsatt pa grunn av hgy norsk/europeisk gasspris. I perioder er det mer
gkonomisk & importere ammoniakk med skip fra omrader med billigere naturgass. Yara har ogsa en
ammoniakkfabrikk i Trinidad, og kan potensielt importere derfra hvis regionen har betydelig lavere
gasspris enn det vi har pa hjemmemarkedet.

Hvis ammoniakkfabrikken pd Hergya kjgres ved full kapasitet vil det gi et arlig CO2-utslipp pa ca.

895 000 tonn per &r (OED, 2016), se Figur 4-1. I tillegg selges omtrent 200 000 tonn til Praxair for
kullsyreproduksjon. Normalt er produksjonen lavere, og derfor ligger ogsa de arlige CO>-utslippene noe
lavere. Yara har gjort betraktninger rundt bade bruk av CCS og elektrolyse basert pd fornybar strgm for
3 redusere CO: utslippet fra hydrogen- og ammoniakkproduksjonen.

31 pisse industriene er underlagt det europeiske CO,-kvotesystemet. Prisen pa slike kvoter, som i dag er rundt 20 Euro, er bestemmende for hva
slags klimagassreduserende tiltak det er kostnadseffektivt 8 gjennomfgre. Ettersom disse industriene leverer produkter til et globalt
marked, vil en eventuell hgyere pris p8 utslipp fra disse anleggene i Norge medfgre svekket konkurranseevne.
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Figur 4-1: Utslippskilder for CO: fra Yaras ammoniakkfabrikk ved full produksjon (500 000 tonn per ar).
Kilde: Yara.

Yara deltok i mulighetsstudiet for det norske fullskalaprosjektet, og der ble det konkludert at det vil vaere
«teknologisk mulig & gjennomfgre CO2-fangst fra ammoniakkfabrikken, og at Hergya industripark som
lokalitet vil vaere et egnet sted for fangst, mellomlagring og utskiping av CO2.» Yara har imidlertid
trukket seg fra viderefgring av dette arbeidet i fullskalaprosjektet. Om stor-skala eksport av bla
hydrogen fra norsk sokkel blir en realitet, kan det, med en betydelig CO2-pris, veere gkonomisk
fordelaktig @ «kj@pe» slik hydrogen, fremfor & gjere gassreformering uten CO»-fangst pa Hergya. Dette
scenariet antas & ligge lenger frem i tid (etter 2030), og er p.t. ikke en aktuell betraktning pa Hergya.

For at Yara skal erstatte deler av hydrogenproduksjonen fra dampreformering med elektrolyse i et
konkurranseutsatt marked ma slik ammoniakkproduksjon vaere konkurransedyktig pa pris. I tillegg til
kostnadsreduksjoner pd teknologi, som diskutert i kapittel 2.3.1, styres dette av gasspris, strempris,
CO2-pris og eventuelle markedsinsentiver for grgnn ammoniakk. Men analysen i kapittel 2.3 tilsier at den
totale produksjonskostnaden med gassreformering med CCS vil frem mot 2030 fremdeles vaere betydelig
lavere enn hydrogenproduksjon fra elektrolyse. Det medfgrer at ekstra insentiver og lav strgmpris
kreves for at en slik overgang til elektrolyse er gjennomfgrbart pa kort til mellomlang sikt.

En overgang til grann ammoniakkproduksjon (fra grenn hydrogen (TUV SUD, 2011)) kan ogsa tvinges
frem med lovpdlegg. Dette kan veere i form av pdbud, eller eventuelt med krav til at karbonfotavtrykket
skal ligge under et visst niva. I dette bildet m& det imidlertid tas hensyn til at eventuelle nasjonale
forbud kan bidra til at gjgdselproduksjonen flyttes til land uten slike restriksjoner.

I kapittel 2.5.3 pekte vi p& at ammoniakk er en mulig hydrogenbaerer. En utfordring med dette er at
reformering fra ammoniakk til hydrogen er energikrevende (U.S. DOE, 2006). Yara peker derfor pd
muligheten for & bruke ammoniakk som karbonfri brensel, i stedet for hydrogen, eventuelt i en blanding
med hydrogen (J. Li, 2014). Dette gir imidlertid utslipp av NOx, som gir luftforurensning og pavirker
ozonlaget (Wikipedia, a), og lystgass (N20), som er en potent klimagass (IPCC, 2014). Disse utslippene
ma derfor hdndteres hvis man skal bruke ammoniakk som brensel og samtidig begrense miljgeffekter.
Yara antyder at dette kan oppnas for forbrenningsmotorer ved riktig tilpasning av motorteknologi, og
bruk av NOx renseteknologi.
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4.1.2 Metanolproduksjon

Metanol har mange anvendelser. Metanol brukes hovedsakelig til produksjon av diverse kjemiske
produkter som formaldehyd og eddiksyre (Shell, 2017). Videre kan den brukes i en forbrenningsmotor,
direkte i en metanol-brenselcelle, eller indirekte via reformering i en hydrogen-brenselcelle. Etterspgrsel
etter metanol har vokst de senere 3r, og er forventet & ha fortsatt sterk vekst frem mot 2025 (4.3% per
ar (IHS Markit, 2017)). I tr&d med denne veksten forventes hydrogenforbruk for metanolproduksjon &
gke fra rundt 6 millioner tonn per &r i dag til over 8 millioner tonn per &r i 2025.

Figur 4-2: Metanolfabrikken pd Tjeldbergodden. Bilde: Equinor.

Equinor og ConocoPhillips sin metanolfabrikk p8 Tjeldbergodden (TBO) er Europas stgrste, med en
produksjon pa omtrent 900 000 tonn per ar, som er rundt en fjerdedel av total produksjon i Europa.
Denne produksjonen bruker omtrent 112 500 tonn egenprodusert hydrogen per ar. Hydrogenet som
brukes pa8 TBO forekommer imidlertid ikke i ren form, men i form av syntesegass produsert pd anlegget
fra naturgassen som kommer inn. Syntesegass (bestdende av H2, CO og CO2) omdannes sa til rAmetanol
gjennom en kjemisk prosess. R&metanol raffineres sa til metanol via destillering.

I tillegg resirkuleres rundt 15 tonn Hz/dag (5500 tonn H2/3r) som brukes til fyring sammen med
naturgass. Det er mulig & rense denne gasstrémmen for & hente ut hydrogen med hgy renhetsgrad.
Dette kan veere kostnadseffektivt sammenlignet med 8 bygge et nytt hydrogenproduksjonsanlegg basert
pa elektrolyse eller reformering av naturgass. Men fordi volumet vil vaere relativt lavt, anses det som lite
relevant & anvende CCS pa produksjonen uten at det foreligger skonomiske insentiver for dette.

Equinor vurderer 8 gjennomfgre en teknologistudie pa TBO pa bruk av overskuddsoksygen og 10% av
naturgasstréemmen for metanolproduksjonen til & produsere hydrogen med auto-termisk reformering og
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CO2 fangst. Dette kan gi en produksjon pa ca. 30 tonn Hz/dag. Hvis TBO, som de har antydet, bruker
dette som fyrgass i metanolfabrikken i stedet for naturgass, vil det kunne redusere karbonutslipp med
omtrent 100 000 tonn CO2e/ar (Pustlauk & Rgdum).

4.1.3 Oljeraffinering

Det finnes i dag to oljeraffinerier i Norge. Raffineriet p& Mongstad eies og driftes av Equinor. Raffineriet
pd Slagentangen i Tgnsberg eies av ExxonMobil og driftes av Esso Norge.

Mongstad

Raffineriet p& Mongstad har en kapasitet pa naarmere 12 millioner tonn raolje per ar, hvor mesteparten
av produksjonen gar til eksport, seerlig til det europeiske kontinentet. Raffineriet produserer bensin,
diesel, flydrivstoff og andre lette petroleumsprodukter, samt petrolkoks som brukes til anoder i
aluminiumsindustrien.

Figur 4-3: Raffineriet p& Mongstad. Bilde: @yvind Hagen - Equinor

Mongstad har ikke en hydrocracker. Det medfgrer at Mongstad ikke har en egen hydrogenfabrikk, eller
behov for & kjgpe hydrogen. I stedet dekkes hydrogenbehovet (til f.eks. avsvovlingsprosesser) av bi-
produksjon av hydrogen i oppgradering av raolje til bensin. Dette utgjer i dag pa Mongstad mellom
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30 000 og 35 000 tonn hydrogen i dret. Omtrent halvparten av dette brukes i videre behandling av
petroleumsprodukter, og resten brukes til fyring som en del av fyrgasstrgmmen.

Rundt halvparten av overskuddshydrogenet p& Mongstad har en hydrogenkonsentrasjon som muliggjgr
kostnadseffektiv uthenting av hydrogenet for bruk i prosesser i raffineriet eller til bruk for andre formal
utenfor raffineriet. Per i dag er det derfor et kommersielt potensial til & produsere ca. 20-25 tonn
hydrogen per dag til bruk utenfor raffineriet om det skulle vaere et marked for dette. Det bemerkes
imidlertid at behovet for hydrogen for raffinering av tilleggsvolum med olje fra Johan Sverdrup feltet (fra
2019) vil bidra til at mengden «overskuddshydrogen» vil ga ned, og at det pa sikt kan bli behov for &
kjgpe ekstra hydrogen eller ha en egen hydrogenfabrikk pa Mongstad.

En eventuell beslutning om & produsere hydrogen for bruk utenfor Mongstad anleggene, eller eventuelt
dimensjonere en hydrogenfabrikk for slik produksjon, krever et sikkert marked for dette, og et robust
business-case med minst 10-15 ars perspektiv.

Slagentangen

Esso-raffineriet pa Slagentangen i Tgnsberg har en kapasitet pa rundt 6 millioner tonn raolje, og
produserer propan og butan, bensin, parafin, diesel og fyringsolje. Raffineriet har ogsa et anlegg for
blanding av biodiesel og innblanding av etanol i bensin. Om lag 60 prosent av raffineriets produksjon av
petroleumsprodukter eksporteres.

Esso-raffineriet har heller ikke en hydrocracker, og produserer alt hydrogen som brukes i
raffineriprosessen selv. Dette utgjgr rundt 9000 tonn Hz/ar, hvorav rundt 30-45% brukes til fyring. Pa
kort sikt er det ingen aktuelle planer som vil endre pa denne balansen. Det er derfor potensielt mulig a
trekke ut hydrogen fra denne fyringsgassen for bruk utenfor fabrikken. Dette vil imidlertid kreve ekstra
tilfarsel av naturgass (eller annet brensel), og vil kun vaere hensiktsmessig fra et klimaperspektiv hvis
produsert CO2 blir fanget og deponert i et egnet CO2-lager. Det foreligger ingen planer om dette. Totalt
er CO:z-utslippet fra raffineriet i dag ca. 360 000 tonn. Det er heller ingen annen industri i naerheten av
raffineriet som er aktuelle brukere av store mengder med hydrogen (Osnes).

P& lengre sikt kan det vaere aktuelt & produsere mer biodrivstoff pd Slagentangen, for eksempel fra
trevirke. Dette vil kreve store mengder hydrogen, og mer enn det som er tilgjengelig fra fyringsgassen.
Dette medfagrer at et eget anlegg for hydrogenproduksjon kreves for at en betydelig produksjon av
biodrivstoff fra trevirke skal vaere mulig. ExxonMobil gnsker derfor @ se p& muligheter for & etablere et
hydrogenanlegg i eller i naerheten av raffineriet, ikke ngdvendigvis eid av ExxonMobil, som kan levere
hydrogen for gkt konsum p& Slagentangen, og eventuelt ogsa for salg til andre forbrukere.

4.1.4 Petrokjemisk industri

Den petrokjemiske industrien i Norge er samlet i Grenland i Telemark og omfatter tre selskaper: INEOS
Bamble AS, Noretyl AS og INOVYN Norge AS. Disse bedriftene er lokalisert i Bamble p% Rafnes (INOVYN
og Noretyl) og Rgnningen (INEOS) og pa Hergya i Porsgrunn (INOVYN). Disse omdanner naturgass til
plastrdvarer. Noretyl omdanner gassen til etylen og polyetylen. INOVYN produserer klor og bruker dette
til 8 omdanne etylen til vinylkloridmonomier (VCM) og til & lage plastrastoffet polyvinylklorid (PVC). Lut
er et biprodukt fra klorproduksjonen. INEOS bruker etylen til & lage polyetylen.

McKinsey&Company (McKinsey&Company, 2018) har analysert muligheter for dekarbonisering av
industrielle sektorer, herunder etylenproduksjon. Her pekes det pa at utslippene, totalt 0,2 GtCOze pa
verdensbasis, stammer fra forbrenning av fossile brensler for oppvarming av pyrolyse-ovnen. De peker
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pa flere mulige tiltak for & redusere disse utslippene. Et av disse tiltakene er erstatte brenselet i
pyrolyse-ovnen med biomasse eller hydrogen produsert med et lavt karbonfotavtrykk.

Noretyl produserer en brenngass som bestar av hydrogen og metan som del av etylenproduksjonen.
Rastoffet som brukes har stor betydning for hvor mye hydrogen det blir i brenngassen. Noretyl bruker
ca. 80% etan, og dette gir en hgy andel hydrogen. Brenngassen brukes som fyring i pyrolyseovner. Her
kan ulike gassblandinger fungere bra, og fyring med rent hydrogen er fullt mulig. Men hvis
etylenfabrikken til Noretyl skulle veert fyrt pa rent hydrogen ville det krevd tilfgrsel av 90 000 til 100 000
tonn hydrogen per &r. Bruk av biomasse som fyring betraktes av Noretyl som bade teknisk og
energimessig lite relevant.

Alle de tre petrokjemiske fabrikkene pa Rafnes og Rgnningen er knyttet til det samme
brenngassystemet. Fyringsbehovet dekkes av brenngassen fra Noretyl, noe produsert hydrogen fra
INOVYNs klorfabrikk, og noe tilfgrt etan. En veldig liten del av hydrogenet fra klorfabrikken ble tidligere
solgt til HYOP sin hydrogenstasjon p& Hergya, som na er stengt.

Det bemerkes at det er relativt vanlig & ekstrahere hydrogen produsert fra etylenfabrikker, og bruke
dette til andre formal. Dette krever at hydrogen og metan skilles, for eksempel i en PSA enhet (Pressure
Swing Adsorption). Hydrogenet erstattes da normalt med naturgass for & dekke fyringsbehovet.

4.2 Potensiell produksjon og bruk i varmeintensiv industri

Behovet for & begrense klimautslipp er drivkraften bak bruk av hydrogen som brensel eller
reduksjonsagent i industri. Dette oppnas ved & erstatte fossilt brensel med hydrogen produsert med et
lavt karbonfotavtrykk. Hydrogen Council (Hydrogen Council, 2017) peker pa et betydelig potensial for
slik bruk av hydrogen (globalt 4 millioner tonn i 2030, og over 100 millioner tonn i 2050). I dette inngdr
bruk i sementindustri, stdlindustri, raffinerier (for oppvarming), og i kjemisk og petrokjemisk industri.

Hydrogen er imidlertid kun et av flere mulige tiltak for 8 dekarbonisere varmeintensiv industri. En
eventuell beslutning om & bruke hydrogen m& derfor veies opp mot kostnad, gjennomfgrbarhet, og
potensial for utslippsreduksjoner som kan oppnds med alternative tiltak. Relevante tiltak vil kunne
variere noe fra industri til industri, men tre tiltak som er bredt anvendbart er energieffektivisering, fyring
med biomasse, og anvendelse av CCS. Disse vil bli diskutert og sammenlignet med bruk av hydrogen i
de pafglgende industri-spesifikke kapitlene.

4.2.1 Sementproduksjon

I Norge produseres sement i Brevik og Kjgpsvik av Norcem, som er eid av HeidelbergCement konsernet,
verdens nest stgrste sementprodusent. Norcem leverer sement til det norske markedet, og, i samarbeid
med s@sterselskaper i HeidelbergCement, til markeder i land rundt Nordsjgen og @stersjgen. Norcem
eksporterer ogsa sement og klinker til det internasjonale markedet.

Den totale produksjonen til Norcem er i dag ca. 1 million tonn klinker, som videreforedles til ca. 1,3
millioner tonn sement. Energiforbruket er ca. 0,9 MWh per tonn sement, hvorav ca. 85% av dette er
termisk energi. Kalsinering av kalkstein representerer ca. 69% av CO:2 utslippet. Resten av CO: utslippet
kommer fra fyring av fossile brensler for oppvarming av en roterovn (sementovnen).

Norcem har analysert potensialet for bruk av hydrogen, men vurderer at dette ikke er et fornuftig
alternativ for sementproduksjonen. Dette skyldes flere forhold, deriblant fglgende:

1. Fyring av brensel star for kun 31% av CO2-utslippene.
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CCS vurderes, og dette vil redusere CO2-utslipp fra bade kalsineringsprosessen og sementovnen.
Elektrifisering av kalsineringsovnen vurderes, og dette vil ytterligere redusere COz-utslipp fra
fyring av brensel. Temperaturen i kalsineringsovnen er rundt 900 °C.
Kostnaden ved bruk av hydrogen vil vaere over 10 ganger dagens fyringskostnader per MWh.

5. Eksplosjonsfaren vurderes som hgy. Dette skyldes delvis at hvis man skulle fyre med hydrogen
ville det vaere gnskelig @ fyre med kun hydrogen og rent oksygen. Dette er fordi forbrenning med
rent oksygen avgir kun vanndamp, og forenkler vesentlig CO2-fangst (fra kalsinering) i etterkant.

Figur 4-4: Norcem sin sementfabrikk i Brevik. Bilde: Norcem.

Naturgass brukes som fyring hos en del sementprodusenter internasjonalt, og i noen tilfeller fyres ovnen
med bade kull, naturgass og andre brensler uten at dette krever vesentlige endringer i design av
kalsineringsovnen eller sementovnen. Dette tilsier at det kan vaere mulig & fyre med hydrogen uten at
dette krever omfattende ombygging av ovnen. Dette er imidlertid en hypotese som ma testes og
verifiseres gjennom forskning og utvikling. Norcem kjenner ikke til at det har blitt gjort forsgk pa dette i
sementindustrien.

4.2.2 Aluminiumproduksjon

I Norge produseres aluminium av Hydro ved 5 lokasjoner (Husnes, Hgyanger, Karmgy, Sunndal og
Ardal). I tillegg produserer Alcoa aluminium ved Lista og Mosjgen. Nesten all energibruk i norsk
aluminiumsproduksjon er i form av strgm. Men naturgass brukes som brensel i Alcoas anodebakeri i
Mosjgen og i stgperiene i Mosjgen og i Lista. LPG brukes som brensel i Hydros anodebakeri og stgperi
Ardal. Forbruket av gass ved disse anleggene kan potensielt erstattes med hydrogen.

Bruk av hydrogen i anodebakeriet og stgperiet til Hydro har blitt vurdert. Fordi fangst og lagring av CO:2
fra disse anleggene er veldig kostbart grunnet sma volumer og manglende infrastruktur, anses kun
hydrogenproduksjon med elektrolyse som aktuelt. En eventuell beslutning om & ga videre med dette
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krever at denne Igsningen er konkurransedyktig med bruk av LPG, gitt oljepris, strampris, CO2-pris, og
utvikling pa kapitalkostnad for elektrolyseanlegg. Hydro peker pa at sistnevnte faktor er, for dem, den
viktigste brikken i dette bildet (Valstad). De papeker ogsa at fordi Norge har rikelig tilgang pa ren og
billig strem, kan Norge spille en viktig rolle i 8 bidra til rask skalering av hydrogenproduksjon fra
elektrolyse, og at dette er ngdvendig for at & oppna tilstrekkelig nedgang i kapitalkostnaden pa
elektrolyseanlegg til at bruk av hydrogen blir aktuelt i deres anlegg.

Alcoa anser at bruk av hydrogen som erstatning for naturgass i anodebakeriet i Mosjgen er i dag lite
relevant. Men dette er mulig og kan potensielt vaere aktuelt om utvikling av kostnaden for lokal
hydrogenproduksjon fra elektrolyse gjgr at bruk av hydrogen som brensel blir konkurransedyktig med
bruk av naturgass som brensel. Alcoa angir at det ikke vil vaere mulig & elektrifisere oppvarming i
anodebakeriet da dette ikke vil gi nok induktiv varme (Myrvold, Lavseth, & Aufles). Alcoa sier at det ogsd
er teknisk mulig & erstatte naturgassbruk i stoperiene med hydrogen, men krever teknisk testing og at
utfordringer knyttet til logistikk og kommersielle barrierer kan overkommes.

4.2.3 Smelteverk

Det finnes mange smelteverk i Norge. Disse drives av Elkem, Eramet, TiZir (heleid av Eramet), Finnfjord,
Wacker Chemie, Washington Mills og Saint-Gobain Ceramic Materials. Felles for disse er at elektrisitet
brukes til & varme opp rdmaterialene i smelteovner til hgy temperatur og at karbon brukes til & fierne
oksygen fra disse rdématerialer for & fremstille metall eller legering. Noen industrier bruker ogsa fossilt
brensel til oppvarming av prosesser. Hvis fossilt brensel brukes, kan man potensielt oppnd reduksjoner i
klimagassutslipp ved & erstatte dette brenselet med hydrogen. I tillegg er det i noen tilfeller mulig 8
bruke hydrogen som agent for & redusere malm til metall. Dette vurderes for titandioksidsmelteverket til
TiZir i Tyssedal (Sysla, 2017).

Veikart for gass i metallindustrien (SINTEF, 2017) peker pa at gkt bruk av gass3? kan gjgre norsk
metallproduksjon mer miljgvennlig og konkurransedyktig. Fordi karbon bare brukes til & fijerne oksygen
fra malm og for 8 sgrge for at det kan transporteres ut som gass, hevder SINTEF at «karbonforbruk, og
dermed CO:z-utslipp, i metallproduserende industri er [...] i hovedsak prosessbetinget og ikke
produktbetinget.» I trdd med dette beskriver rapporten flere mulige anvendelser av gass sammen med
ny teknologi, og vurderer deres miljgeffekt, teknologiske modenhet og endringsgrad. Anvendelsene som
har hgyest teknologimodenhet, og vil potensielt kunne implementeres pd mellomlang sikt (fgr 2030), er:

1. Forbehandling og for-reduksjon av mangan.
2. For-reduksjon av ilmenitt med gass.

3. Direkteredusert jern (DRI, Direct Reduced Iron).

Her er 1 relevant for Eramet og 2 er studert av TiZir. Disse anvendelsene blir diskutert nedenfor. Punkt 3
er per i dag ikke aktuelt i Norge da det ikke produseres stdl fra jernmalm i Norge i dag33. Stalproduksjon
fra jernmalm med DRI prosess er imidlertid en anvendelse med stort potensial for bruk av hydrogen pa
verdensbasis, som skissert i (DNV GL, 2018b).

Elkem og Eramet deltok, sammen med Teknova, NCE Eyde, Hydro Vigelands Brug og Saint Gobain
Ceramic Materials, i et forprosjekt p& «Hydrogenteknologi i prosessindustrien». Rapporten fra denne
studien (NCE Eyde, 2017) antyder at mulighetsrommet for anvendelse av hydrogen i prosessindustrien
skiller seg fra det som er beskrevet i (SINTEF, 2017), samt i «Veikart for Prosessindustrien - @kt
Verdiskaping med Nullutslipp i 2050» (Norsk Industri, 2016). Bedriftene sier at «grunnleggende

32 Med gass menes naturgass, biogass, hydrogen og avgass fra egen og andres produksjon.
33 pet produseres st8l i Celsa p& Mo i Rana fra skapjern, men DRI prosessen brukes ikke til stdlproduksjon fra skrapjern.
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termodynamiske forhold gjgr at hydrogen ikke er anvendbart som reduksjonsmiddel i deres
industriprosesser». Derimot ser de muligheter for & produsere hydrogen eller andre verdiskapende
produkter fra avgassene fra deres prosesser. Det blir ogsa uttrykt at hydrogen kan vaere aktuelt til for-
reduksjon, men at dette forutsetter grunnleggende endring av produksjonsprosessene, og krever
langsiktig forskningsinnsats. Disse synspunktene reflekteres i de innspillene vi har fatt fra Elkem og
Eramet, som blir beskrevet nedenfor.

Elkem

Elkem er en av verdens ledende leverandgrer av silisiumbaserte materialer, og dekker hele verdikjeden
fra kvarts til spesialiserte silikonprodukter i tillegg til produksjon av ferrosilisium og karbonmaterialer.
Elkem har vurdert muligheter for 8 benytte hydrogen som reduksjonsagent, men ser ingen muligheter
for & utvikle en slik teknologi. Dette fordi det er dyrere enn kull og, ifslge Elkem, fordi «ovnene har stor
oppdrift og eventuell tilfgrt hydrogen vil forsvinne fgr det har reagert» (Haug).

Elkem sin hovedstrategi for & redusere sine CO utslipp er;
e Bruk av biokarbon fra lavkost fornybare kilder

e Lukking av smelteovn og forberedelse for karbonfangst

Ved lukking av smelteovnen far de en rgykgass med rundt 60% konsentrasjon av CO. Elkem vurderer
derfor muligheten for & produsere hydrogen fra karbonmonoksid (CO) basert pa vann/gass skift
reaksjonen. Elkems forelgpige analyser antyder at det kan gi kostnader tilsvarende eksisterende
teknologier for produksjon av hydrogen, og vil i tillegg produsere relativt hgykonsentrert CO2 som det
kan vaere kostnadseffektivt & fange. Hvis denne teknologien anvendes pd alle Elkem sine smelteverk i
Norge, vil man potensielt kunne produsere rundt 150 000 tonn H2/3r (Haug). Det presiseres, imidlertid,
at dette ikke er aktuelt pa nzer til mellomlang sikt.

Eramet

Eramet-konsernet er verdens nest stgrste produsent av manganmalm og manganlegeringer og verdens
ledende produsent av raffinerte manganlegeringer. Eramet Norway har prosessanlegg i Sauda, Kvinesdal
og Porsgrunn, som leverer manganlegeringer til den internasjonale stalindustrien. Naermere 90 prosent
av verdens totale manganlegeringsproduksjon gar til fremstilling av stal (Eramet Norway).

Mangan (Mn) produseres ved at malm med manganoksider (MnO2, Mn203, og Mn304) reduseres med
karbon til Mn-metall og CO234. Reduksjonen av malm med manganoksider skjer i flere trinn, der hgyere
ordens oksider fgrst reduseres til MnO og deretter ved reduksjon i flytende fase til mangan.

En potensiell anvendelse av hydrogen i produksjon av mangan er bruk til for-reduksjon. Dette innebaerer
at oppvarming, tgrking og delvis reduksjon til MnO skjer i en egen enhet fgr resten av oksygenet fjernes
med karbon og metall produseres i en tradisjonell smelteovn. I (NCE Eyde, 2017) hevdes det at det siste
reduksjonstrinnet vil produsere sa store mengder CO at det har ingen hensikt & bruke hydrogen i
tidligere reduksjonstrinn. For-reduksjon av manganmalm med CO gjgres imidlertid av Kashima Works i
Japan, som med dette har et energiforbruk som er 600 kWh/tonn lavere enn tilsvarende produksjon uten
for-reduksjon (SINTEF, 2017). Selv om bruk av noen gasser til for-reduksjon kan gi reduserte CO2
utslipp, antyder SINTEF at hoveddrivkraft for bruk av gass til for-reduksjon er fleksibilitet i energikilde,
mulighet for redusert energiforbruk, og mulige forbedringer i eksisterende prosess (SINTEF, 2017).

34 Mangan kan ogsd produseres fra malm med mangankarbonater (MnCO:s), eller fra andre mangan-forbindelser enn bare oksider.
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Figur 4-5: Eramet sin mangansmelteverk i Kvinesdal. Bilde: Eramet

Som Elkem vil f8 med lukking av ovn, har Eramet et hgyt innhold av CO (60-65%) i avgassen, i tillegg til
5-10% H2 og 10-20% CO2 (NCE Eyde, 2017). Det ligger derfor ogsa her et potensial for & produsere
hydrogen i hgy-konsentrert form fra avgassen. Hvert av produksjonsstedene produserer 17-20 tusen
Nm?3 avgass per time (Ravary). Dette betyr at et slikt anlegg kan potensielt produsere over 20 tonn
H2/dag. I dag selger Eramet gassen i Porsgrunn til Yara (erstatter nafta/etan i fyringsgass) og bruker
gassen i Kvinesdal i en gassturbin (NCE Eyde, 2017). I Sauda brennes noe av gassen i dag til
oppvarming av kritisk ildfastutstyr for produksjonsprosessene og oppvarming av bygg og ravarelager i
vintersesongen (Ravary). Men Eramet undersgker andre muligheter for verdiskapning, blant annet bruk
av deler av gassen til tgrking av malm (NCE Eyde, 2017) og bruk i gassmotorer (Ravary).

TiZir

TiZir Titanium & Iron i Tyssedal er et titandioksidsmelteverk som produserer titanslagg (TiO2) til pigment
og spesialkvaliteter av rajern. TiZir har vurdert mulighet for & erstatte kullbasert forreduksjon i
roterende ovner med en fluidisert prosess med hydrogen som reduksjonsmiddel (Norsk Industri, 2016).
Figur 4-6 viser en skisse til hvordan dette vil integreres i produksjonsprosessen.
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RAVARE FOR-REDUKSJON SMELTING PRODUKT

Roterovn Smelteovn

Titanslagg

Eksisterende prosess

Figur 4-6: Skisse av TiZir Titanium & Irons produksjon av titanslagg og rajern fra ilmenitt [Basert pd
skisse av H. Grande]. Ilmenittmalmen for-reduseres i dag f@rst i en roterovn med kull som
reduksjonsmiddel fgr rdjern og TiO2 produseres i en elektrisk smelteovn. TiZir vurderer & bruke hydrogen
som reduksjonsmiddel i en ny for-reduksjonsprosess. Fossilt karbon vil kun benyttes i smelteovnen for &
balansere endelig reduksjonsgrad pa produktene.

Bruk av hydrogen som reduksjonsmiddel vil kunne redusere CO2-utslippene med 90% og energiforbruket
med 40% (Norsk Industri, 2016), samt redusere ovnstemperaturen, og oppvarmingstiden til ovnene
(NCE Eyde, 2017). Med full produksjonslinje med for-reduksjon med hydrogen og ytterligere en ovn er
malet 8 mer enn tredoble produksjonen, mens CO: utslippet reduseres til 35% av dagens niva (Norsk
Industri, 2016). For videre planlegging og gjennomfgring av dette, inngikk TiZir i oktober 2015 en
intensjonsavtale med Sunnhordland Kraftlag og Greenstat om en studie for hydrogenproduksjon til
smelteverket (CMR, 2015). For a8 dekke hydrogenbehovet trengs et elektrolyseanlegg pa 50 MW. Dette
tilsvarer en produksjon pa 8 000 tonn Hz/8r med 90% av full kapasitet.

Figur 4-7: TiZir titandioksidsmelteverk i Tyssedal. Bilde: TiZir.
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Tizir har gjort forsgk i et lite pilotanlegg. Resultatene har vaert gode og TiZir har fortsatt tro pd at det er
mulig @ oppna malene for reduksjon av CO> utslipp og energiforbruk med denne teknologien.

Neste steg er & bygge et stgrre pilotanlegg. Dette anlegget er imidlertid kostbart, og representerer en
stor FoU investering. TiZir vil ikke fa lannsomhet fra en slik investering for et fullskala-anlegg blir satt i
drift. Dette krever ogsd at et funksjonelt anlegg ma byttes ut med et ikke-utprgvd konsept. Dette
medfgrer at videre utbygging av demonstrasjon- og fullskala-anlegg er en investering med hgy risiko.

4.2.4 Asfaltproduksjon

Mgre og Romsdal Fylkeskommune (MRF) er i gang med en mulighetsstudie om bruk av hydrogen i
asfaltproduksjon. Her gnsker de & kartlegge:

e Energi og effektbehov

e Reduksjon av klimagassutslipp

e Industriell Igsning; brenner, kjele og tankanlegg mv.
e Transport og bunkringslgsning

e Lgnnsomhetsvurdering

Asfaltfabrikkene i Mgre og Romsdal (Alesund og Kristiansund) og Ser-Trendelag (Trondheim og @rlandet)
bruker i dag LNG eller LPG som brensel. Ved & erstatte LNG og LPG med hydrogen i disse fabrikkene vil
man, ifslge Bengt Endreseth i MRF, ha et behov for ca. 1 400 tonn H2/3r (Endreseth). Ettersom
asfaltfabrikkene ligger langs kysten, vil det potensielt vaere aktuelt & vurdere bruk av
overskuddshydrogen fra metanolfabrikken pa Tjeldbergodden til dette formalet. Mulighet for & utnytte
dette hydrogenet er en del av motivasjonen bak mulighetsstudiet.

Endreseth antyder ogsd at de jobber ut ifra en hypotese om at hydrogen kan brukes uten store
endringer pad anlegget. Blant annet antas det at samme brennkammer vil kunne brukes. Et annet
alternativ til hydrogen som vil kunne gi store reduksjoner i CO2-utslipp er trepellets, som vurderes av
Veidekke (tu.no, 2016). Det bemerkes ogsa at Veidekke, som stdr for rundt 40% av asfaltproduksjonen i
Norge, har ca. 30 asfaltfabrikker i Norge (tu.no, 2016).

4.3 Oppsummering industri

I Norge produseres i dag rundt 225 000 tonn hydrogen fra industriprosesser. Yara sin ammoniakk
produksjon pa Hergya og Equinor sin metanolproduksjon pa Tjeldbergodden stdr for mesteparten

(182 000 tonn) av dette. Begge disse anleggene har en egen gassreformer, og produserer alt hydrogen
de trenger selv. Resten av hydrogenproduksjonen i Norge er hovedsakelig et bi-produkt av
bensinproduksjon pa oljeraffineriene p& Mongstad og Slagentangen. Oljeraffineriene og metanolfabrikken
bruker samlet omtrent 25 000 tonn hydrogen, i blanding med naturgass, til fyring. Over halvparten av
dette hydrogenet i fyringsgassen kan potensielt erstattes med naturgass eller annet brensel, men vil da
medfgre gkte CO2-utslipp ved anleggene med mindre karbonfangst blir anvendt.

Kun én industriaktgr (TiZir) vurderer at bruk av hydrogen i sin industriprosess er teknisk og gkonomisk
interessant pa kort- til mellomlang sikt (frem mot 2030). Behovet for hydrogen i TiZir sitt
hydrogenbaserte konsept er rundt 8 000 tonn Ha/ar, og er tenkt produsert med elektrolyse.

Hydro og Yara har ogsa gjort vurderinger rundt hydrogenproduksjon ved elektrolyse; Yara for & mulig
erstatte deler av dagens hydrogenproduksjon fra gassreformering, og Hydro for 8 erstatte LPG som
brensel i anodefabrikken og stgperiet i Ardal. Men for begge disse bedriftene er potensiell overgang til
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(elektrolysebasert) hydrogen et kostnadsspgrsmal. Basert pa prognosene til kostnadsutvikling i kapittel
2.3 anses det som lite sannsynlig at elektrolysebasert hydrogen vil vaere konkurransedyktig med
naturgassreformering eller bruk av LPG ved disse anleggene fgr 2030.

I annen varmeintensiv industri i Norge (sement, petrokjemisk industri, og smelteverk) vurderes det som
lite relevant 8 bruke hydrogen som brensel. Et mulig unntak fra denne regelen er asfaltproduksjon. Mgre
og Romsdal Fylkeskommune gjennomfgrer en mulighetsstudie for bruk av hydrogen i asfaltproduksjon.

Derimot ser flere industriaktgrer (inkludert Elkem og Eramet) et potensial for kostnadseffektiv
produksjon av hydrogen fra avgassene fra industrianleggene. Dette skyldes hgy konsentrasjon av CO,
som kan omdannes til hydrogen gjennom vann-gass skiftreaksjonen, og for Eramet sitt tilfelle opp mot
10% hydrogen i avgassen. Samlet har Elkem og Eramet mulighet til & produsere rundt 200 000 tonn
hydrogen fra sine anlegg. En slik produksjon vil 0ogsa gi en renere CO2 strgm, som dermed vil kunne
vaere lettere 8 fange (rense), med pafglgende deponering i et CO2-lager.
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5 PRODUKSIJION OG INFRASTRUKTUR - EKSPORT

Dette kapitlet beskriver betraktninger rundt mulighet for at Norge skal eksportere bld hydrogen (fra
gassreformering med CCS) til Europa. Sentralt i disse betraktningene er vurderinger rundt marked
for hydrogen i Europa, mulighet for a tilsette hydrogen til naturgass for eksport med eksisterende
gasseksportledninger, og mulighet for eksport av hydrogen med nye, dedikerte rgrledninger eller
med skip. I tillegg er betraktninger rundt mulighet for CO2 lagring p& norsk sokkel eller i relevante
importland relevant for vurdering av mulighet for eksport av bld hydrogen fra Norge.

5.1 Marked for europeisk import av hydrogen

Eksport av bl hydrogen (fra gassreformering med CCS) fra Norge til Europa har et stort potensial for &
bidra til klimagasskutt i Europa. Norge eksporterte i 2017 totalt 117,4 milliarder standardkubikkmeter
naturgass (Gassco, 2018), noe som representerer over 3,2% av verdens totale gasskonsum (BP, 2018).
Dette er nok til 8 produsere ca. 25 millioner tonn hydrogen. Forbrenning av denne naturgassen vil slippe
ut omtrent en kvart gigatonn COa.

Hydrogenbruken i Europa var i 2008 estimert til 8 vaere omtrent 7,8 millioner tonn (Shell, 2017).
Fordelingen av hydrogenforbruket i 2006 er beskrevet i (Le Duigou, 2011). Her er det estimert at 47%
brukes av oljeraffinerier, 39% brukes til ammoniakkproduksjon, 4% til metanolproduksjon, og de
resterende 10% brukes i kjemisk og metallurgisk industri. Eventuell stor-skala eksport av bla hydrogen
fra Norge vil kunne betjene dette markedet, og bidra til utslippsreduksjoner.

Nye anvendelser for hydrogen som energibzerer, som beskrevet i kapittel 2.8, vil bidra til et gkende
hydrogenmarked. Var analyse i (DNV GL, 2018b) antyder imidlertid at markedet for hydrogen i
transportsektoren primaert vil vaere grgnn hydrogen. Markedet for bruk av hydrogen for oppvarming av
bygg antas derimot & bli dominert av bld hydrogen. Dette skyldes primaert lavere produksjonskostnader
enn grgnn hydrogen, at deler av eksisterende gassinfrastruktur kan benyttes til hydrogen, og at
utbygging av kraftproduksjon til & produsere tilstrekkelig grenn hydrogen vil kreve betydelige
investeringer i nettkapasitet. Som en indikasjon p& et potensielt markedsbehov nevnes at H21 North of
England konseptet har et totalt forbruk av hydrogen pa over 2 millioner tonn per ar (H21, 2018).

Transport av hydrogen med rgrledning kan gjgres med nye rgrledninger som er designet for dette
formalet, eller med eksisterende rgrledninger som er rekvalifisert for dette. Alternativt kan en begrenset
tilsats med hydrogen i naturgass transporteres sammen med gass hvis det er i henhold til gjeldende
regelverk og innenfor designspesifikasjonen. Utseparering av hydrogen innblandet i naturgass er
imidlertid en energikrevende prosess. Det anses derfor som lite hensiktsmessig 8 transportere hydrogen
fra Norge til Europa innblandet i naturgass, for deretter @ separere ut hydrogen som et eget produkt. En
eventuell tilsats av hydrogen i naturgass eksportert fra Norge til Europa forventes derfor & matte mgte
en gasskomposisjon gitt av fremtidig regelverk i det Europeiske gassmarkedet. Innblandet i naturgass
forventes markedsverdien av hydrogen & vaere sammenlignbar med naturgass per termisk
energiekvivalent, eventuelt noe hgyere avhengig av fremtidige avgifter pd naturgass. Det antas derfor at
markedsverdien til rent hydrogen vil vaere hgyere enn for hydrogen innblandet i naturgass.

Siden hydrogen har andre egenskaper enn tradisjonelle naturgasskomponenter, har en eventuell tilsats
av hydrogen i naturgass operasjonelle og sikkerhetsmessige konsekvenser for bade distribusjonsnett og
sluttbruker. Operatgrer for gassinfrastrukturen kan derfor nekte a ta imot gass utenfor en gitt
spesifikasjon pa basis av krav til sikker, kost-effektiv og palitelig operasjon, gasskvalitetskrav i land som
importerer naturgass, eller krav for utstyr nedstrgms som kompressorer og gass turbiner.
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5.1.1 Bruk av naturgass med tilsats av hydrogen

Flere studier har adressert muligheter og begrensninger knyttet til transport og bruk av naturgass med
ulik tilsats av hydrogen. Dette inkluderer prosjektene NATURALHY (CORDIS, 2004-2009), HYREADY
(DNV GL, 2017-2018) og HYDEPLOY (HYDEPLOY, 2017-2020) og en studie utfgrt av National Renewable
Energy Laboratory i USA (NREL, 2013). Sistnevnte studie gir en gjennomgang av sentrale betraktninger
rundt innblanding av hydrogen i naturgass rgrledningssystemer. Resultater fra NATURALHY indikerer at
en tilsats opp mot 20-50 volum % (vol%) hydrogen vil vaere mulig med hensyn til integritet- og
sikkerhetsmessige- aspekter for det europeiske gassdistribusjonsnettet pa land. For sluttbruker derimot
vil den akseptable andelen hydrogen variere betydelig avhengig av applikasjon.

For husholdninger kan konsekvensene av an endring i gassammensetning som fglge av tilsats av
hydrogen sammenlignes med konsekvensene ved endring i elektrisk spenningsniva i boliger, hvilket vil
medfgre at en rekke husholdningsapparater ikke lenger kan benyttes. Enkelte husholdningsapparater vil
kunne akseptere en hydrogenandel opp mot 20 vol%, mens en stor andel apparater ikke vil kunne
opereres sikkert med noe innblanding av hydrogen. Tilsvarende vil innblanding av 20 vol% hydrogen
medfgre behov for til dels betydelige justeringer eller modifikasjoner av mange industrielle
applikasjoner, som gassmotorer, turbiner og prosesser. Dette er gjenspeilet i dagens strenge krav til
maksimalt hydrogeninnhold i naturgass (typisk < 1 vol%), se ogsa kapittel 5.2.4.

Det kan ogsd bemerkes at selv med en relativt hgy vol% s vil masseprosenten normalt vaere relativ lav.
For eksempel vil man i en naturgasstrgm med 80 vol% hydrogen ved 100 bar og 25°C ha bare 27%
masseprosent hydrogen (h2tools.org) (Unitrove). Med 10 vol% hydrogen vil man ved 100 bar og 25°C
ha omtrent 1% masseprosent hydrogen. Dette medfgrer at energitettheten blir 7,6% og 61% lavere enn
for naturgass ved henholdsvis 10 og 80 vol% hydrogen. Dette medfgrer ogsa at klimagevinsten ved
forbrenningspunktet av tilsats av hydrogen i gasstream er veldig begrenset. Ved 80 vol% i
naturgasstremmen, trengs omtrent 2,5 ganger s& mange Nm?3 gass (naturgass og hydrogen). Det gjor at
klimagevinsten ved forbrenningspunktet blir ca. 50%. Dette tar ikke med karbonfotavtrykket til
hydrogen. Tar man med dette i regnestykket vil klimagevinsten reduseres ytterligere.

5.1.2 Mulighet for offshore produksjon

DNV GL har i (DNV GL, 2018b) vurdert mulighet for gassreformering offshore, med hydrogenproduksjon
pa en skala som er egnet for eksport3S. Et slikt anlegg krever imidlertid mye plass. I (DNV GL, 2018b)
antok vi at gassreformering med integrert CO2 fangst (ved bruk av absorpsjon-forbedret reformering -
Sorption Enhanced Reforming (SER) - teknologi) ble installert pa en eksisterende plattform som er
ombygd for dette formalet. DNV GL gjorde sa en kostnadsanalyse av dette konseptet, med transport av
hydrogen med rgrledning til et mottaksanlegg pa land, og lagring av fanget CO2 i et reservoar egnet for
CO2 lagring 5 km unna plattformen.

Det ble ogsd gjort en tilsvarende kostnadsanalyse av et konsept hvor naturgass blir transportert til land
og reformert til hydrogen i et landanlegg med integrert CO2 fangst, og fanget CO: blir transportert til et
reservoar egnet for CO2-lagring. Det ble antatt at avstanden med gasstransport og CO2-transport for
dette konseptet er det samme som avstanden for hydrogen transport i det fgrste konseptet.

Analysen indikerte at det vil kunne veere lgnnsomt 8 gjgre gassreformering offshore hvis avstanden til
land er mer enn ca. 300 km. Hovedgrunnen til dette var at behovet for kun én rgrledning (for hydrogen)
i stedet for to rgrledninger - én for naturgass og én for CO2 — kompenserer for gkte investerings- og
operasjons-kostnader. Dette signaliserer at hvis eksport av bld hydrogen til Europa er aktuelt sd kan det

35 Studiet s3 p§ et case med produksjon av 50 000 tonn Ha/r.
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veere hensiktsmessig & gjore reformering offshore. Det bemerkes ogsd at dette konseptet unngdr de
juridiske problemstillingene relatert til London Protokollen som er beskrevet i kapittel 5.4.

5.2 Transportigsninger for eksport - Rgrledninger

Eksport av naturgass fra Norge til Europa foregdr i dag via gasseksportrgr fra plattformer og
prosessanlegg pa Karstg, Kollsnes og Nyhamna, via enten offshore knutepunkt med tilknytning til
gassdistribusjonsnett pa britisk sektor og/eller terminaler i Storbritannia, Frankrike, Belgia og Tyskland
(se Figur 5-1). Rgrledningssystemet bestar hovedsakelig av undersjgiske rgrledninger som er organisert
i ulike interessentskap som hver har en eller flere tillatelse(r) til anlegg og drift av rgret og/eller anlegg
med formal 8 transportere gass. Gassco er operatgr pa vegne av eierne for store deler av systemet.

Eksisterende gasseksportrgr kan potensielt brukes til & transportere hydrogen, i ren form eller som
tilsats til naturgass. Dagens gasseksportrgr har varierende installasjonsdato og designlevetid, og
gasseksport-systemet opereres med strenge krav til gasskvalitet for & sikre at tilstanden pa rgrene
ivaretas. Det er derfor rimelig & anta at levetiden p& eksisterende rgr vil kunne forlenges utover
opprinnelig designlevetid. Dette understgttes ogsa ut ifra hendelsesrapporter fra for eksempel EGIG og
Concawe?®® (DNV GL, 2017b). Det er innlevert flere sgknader om levetidsforlengelse til Petroleumstilsynet
det siste tidret, hvorav flere rgrledninger har fatt godkjent forlenget levetid med opptil 20 &r utover
opprinnelig designlevetid. Dette er relevant for eksport av hydrogen ettersom forlengelse av levetid kan
medfgre ledig kapasitet i eksisterende gasseksportrgr ndr eksport av naturgass avtar.

Det eksisterer per i dag standarder (ASME B31.12) for design og konstruksjon av landrgr for transport
av hydrogen i gassfase. Installasjon av nye rgrledninger fra Norge til Storbritannia eller kontinental
Europa for transport av naturgass med tilsats av hydrogen, eller for transport av 100% hydrogen, er
vurdert som teknisk gjennomfgrbart basert pd eksisterende kunnskap og teknologi. For undersjgiske
rgrledninger vil det vaere behov for oppdatering av eksisterende designstandarder (DNVGL-ST-F101). Fgr
en eventuell konvertering av eksisterende rgrledninger for transport av rent hydrogen eller hydrogen
tilsatt naturgass, ma relevante myndighetskrav avklares. Det forventes at dette regelverket vil utvikle
seg i trad med det Europeiske gassmarkedet.

For transport av samme mengde termiske energiekvivalenter vil et hydrogenrgr kostnadsmessig vaere
dyrere enn et naturgassrgr pa grunn av behov for stgrre rgrdimensjoner eller hgyere operasjonstrykk
(rgrtykkelse). P3 lik linje med flytende naturgass (LNG) vil transport av flytende (nedkjglt) hydrogen i
rerledninger over lengre distanser ikke vaere en farbar teknisk Igsning, hovedsakelig pa grunn av
utfordring med 8 holde produktet i nedkjglt tilstand.

Gasseksporten pa norsk sokkel er regulert gjennom bilaterale, privatrettslige avtaler mellom
produsent/selger og kundene i mottakslandene. I tillegg inngdr blant annet operatgren (Gassco), pa
vegne av eierne, langvarige kontrakter om bruk av rgrledningen for transport av naturgass til markedet.
Muligheten for & benytte dagens gasseksportledninger til transport av hydrogen avhenger av ledig
kapasitet i gasseksportsystemet, og kommersielle hensyn. Dette gjelder blant annet forutsigbarheten til
etterspgrsel i Europa for hydrogen produsert fra naturgass, med eller uten karbonfangst, og
markedsverdien til hydrogen. Slike avveininger relatert til tilgjengelighet av rgrledninger for eksport av
hydrogen kan pavirke beslutninger om & importere hydrogen, eller importere naturgass og reformere
naturgass til hydrogen etter import.

36 EGIG-rapporten konkluderer med at det for rgrledninger installert etter 1964 ikke er identifisert gkning i sviktfrekvenser som funksjon av
alder. Tilsvarende konkluderer Concawe rapporten at det ikke er noen klar sammenheng mellom aldring og risiko for lekkasjer. Rapporten
nevner ogsd at utvikling og bruk av nye inspeksjonsteknologier gker muligheten for & overvdke og fastsette rgrenes tilstand.
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Figur 5-1: Gasseksport mellom Norge og Europa. Kilde: Oljedirektoratet (www.norskpetroleum.no,

a)

5.2.1 Transport av rent hydrogen i rgrledninger

DNV GL utfgrte pa vegne av Gassco en analyse av mulighet for konvertering (rekvalifisering) av et
eksisterende (representativt) eksportrgr for naturgass fra Norge til Europa for transport av 100%
hydrogengass (DNV GL, 2017a). Rgret bestar hovedsakelig av offshore seksjoner med kortere
landseksjoner og hdndterte i 2017 omlag 10% av den totale gasseksporten fra Norge.
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Studien konkluderer med en mulighet for & kvalifisere rgret for transport av 100% hydrogen, gitt en
reduksjon i maksimalt tillatt driftstrykk til omlag 55% av dagens operasjonstrykk for naturgass uten
hydrogen. Begrensningene i trykk er gitt av tekniske aspekter beskrevet i kapittel 5.2.3. Regnet i
termiske energiekvivalenter, vil et gasseksportrgr med denne begrensningen ha en estimert
transportkapasitet pa 30% av dagens operasjon med naturgass.

For & kunne benytte et eksisterende naturgassrgr for eksport av hydrogen, vil rgret matte formelt re-
kvalifiseres. En re-kvalifisering ma ta hensyn til hele det integrerte gasstransportsystemet, inkludert
eventuelle landanlegg, komponenter og gjeldende myndighetskrav.

5.2.2 Transport av naturgass med tilsats av hydrogen i rgrledninger

DNV GL har p& vegne av Gassco kartlagt mulighet for bruk av eksisterende gasseksportrgrledninger fra
Norge til Europa for naturgass med tilsats av hydrogen (DNV GL, 2016e). Studiet avdekket ikke tekniske
forhold som utelukker bruk av eksisterende eksportrgr for transport av naturgass med tilsats av
hydrogen. Studien var begrenset til selve r@grledningene og inkluderer ikke komponenter langs rgrene
som offshore gassknutepunkt eller andre komponenter langs ledningen. Studien er ogsa begrenset til
tekniske og sikkerhetsmessige aspekter, og vurderer sdledes ikke regulatoriske forhold eller
kommersielle aspekter knyttet til transportavtaler, investeringer i rgr og anlegg eller markedsforhold.

Tilsats av opp mot 30 vol% hydrogen i eksisterende gasseksportledninger forventes & gi en marginal
endring i sikkerhetsmessige konsekvenser for tredjepart relatert til eventuelle feil og utilsiktet
gassutslipp3’, indirekte marginal betydning for etablerte sikkerhetssoner i omrader hvor rgrledningen gar
tett pd befolkede omréder eller offshore anlegg. En gkning opp mot 100 vol% hydrogen vil kreve
oppdatering av eksisterende risikoanalyser, hovedsakelig for kystnaere omrader og offshore knutepunkt.

Qi- *" Bt

= T ——

37 Konsekvensen av en eventuell gasslekkasje vil ikke endres betydelig, dvs. brann og eksplosjonsscenarier vil veere tilsvarende som for
naturgass. For & kunne opprettholde samme sikkerhetsnivd (kombinert sannsynlighet og konsekvens), forutsetter dette at lastene pa rgret
ikke medfgrer gkt sannsynlighet for feil. Per dagens kunnskap forutsetter dette redusert trykk for eksisterende gasseksportledninger.
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For eventuell bruk av eksisterende gassdistribusjonsledninger, ma gjenvaerende usikkerheter handteres i
en mer detaljert fase av en re-kvalifisering, jf. kapittel 5.2.3. I en studie utfgrt av DNV GL for Gassco
(DNV GL, 2017a) er det for undersjgiske gasseksportrgrledninger ikke identifisert noen gkning i
miljgrisiko knyttet til operasjon av eksisterende rgrledninger med opp mot 100% hydrogen. Et eventuelt
utilsiktet utslipp (lekkasje) av naturgass medregnes ikke i en miljgrisikoanalyse, og det samme vil gjelde
dersom et naturgassrgr opereres med hydrogen.

5.2.3 Tekniske aspekter

Eksisterende gasseksportrgrledninger fra Norge til resten av Europa er designet i henhold til standarder
for undersjgiske rgrledninger (DNV 1981 eller senere DNV GL ST-F101). Disse standardene omfatter ikke
rerledninger for transport av hydrogengass. Spesielt gjelder dette valg av stalmaterialer. Stalmaterialer
som anbefales av eksisterende designstandarder for landrgr (ASME B31.12) er pd grensen av hva som
kreves for a tillate transport av hydrogen under hgyt trykk.

Hovedutfordringen med & introdusere hydrogen i eksisterende gasseksportrgriedninger er negative
effekter av hydrogeninntrenging (sma hydrogenmolekyler) i stdlmaterialet som medfgrer
hydrogenforspradning og dertil materialets evne til 8 motstd laster rgret utsettes for gjennom levetiden.
For undersjgiske rgrledninger er disse lastene relatert til hvordan rgret ligger p& havbunnen med delvis
frie spenn og pavirkning fra havbunnsstrem, bglger, trallaster, effekter av trykk og temperatur pa
gassen som transporteres i rgret, samt andre ulykkeslaster.

Det er et mangfold av stdlkvaliteter som benyttes i eksisterende rgrledning- og distribusjons-gassnett i
Europa. Betydelig operasjonell erfaring og forskning eksisterer pa transport av gass med hydrogen,
hovedsakelig relatert til rene hydrogensystemer eller distribusjons systemer (‘town-gas’). Disse har
imidlertid betydelig lavere driftstrykk enn undersjgiske naturgass rgrledninger. Stalkvaliteter med lav
fasthet, for eksempel API 5L A, B, X42 og X46, har lenge veaert brukt til distribusjonsnett, og er generelt
ikke spesielt utsatt for hydrogen forsprgdning under normale driftsforhold i omradet 40-100 bar.

Rgrmaterialet som brukes til undersjgiske rgrledninger pa for eksempel norsk sokkel er imidlertid typisk
hgyfast stal (som API 5L X65 og X70) med hgy trykkapasitet (ca. 150 bar) for & kunne transportere gass
over lange avstander uten kompressorstasjoner underveis. Disse stalkvalitetene er mer utsatt for
effekter for@rsaket av hydrogen. Innblanding av hydrogen vil ogsa potensielt medfgre en reduksjon i
maksimalt tillat driftstrykk, som vil ha betydning for total transportkapasitet.

Transport av hydrogen tilsatt naturgass i undersjgiske gassoverfgringslinjer er lite dokumentert, og
folgelig er kunnskapen om korttids- og langtidsvirkninger av hydrogen pa stalet begrenset. Usikkerhet
knyttet til for eksempel operasjons- og trykk- betingelser for et akseptabelt sikkerhetsnivd m& eventuelt
vurderes, og 0gsa omfatte landanlegg, offshore gassknutepunkter (topside pa plattformer eller subsea),
og eventuelle komponenter langs rgrledningen.

5.2.4 Europeisk regelverk for hydrogen i gassammensetning

I det Europeiske distribusjonsnettet for naturgass er det per i dag myndighetskrav for maksimum
innhold av hydrogen. Grensen for tillatt tilsats av hydrogen i naturgass for distribusjon gjennom
rgrledningsinfrastrukturen i Europa er kartlagt av EU prosjektet HyLaw (HyLaw, 2019), og varierer
mellom landene som vist i Tabell 5-1 nedenfor. I Norge angir HyLaw at en grense for tilsetning av
hydrogen i det nasjonale gassdistribusjonssystemet ikke er relevant, og derfor ikke satt.
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Tabell 5-1: Grense for volumprosent hydrogen i gassinfrastruktur land i Europa (HyLaw, 2019).

Land Volumprosent (vol%)
Storbritannia, Italia, Latvia og Sverige: 0.1-0.5

Finland, @sterrike: 1.0

Frankrike: 6.0

Tyskland: <10

Belgia, Bulgaria, Danmark, Romania og Spania: Ingen grense satt.

Denne store spredningen i grenser for tillatt tilsats av hydrogen skaper en fragmentering av
markedskrav til naturgasskvalitet i Europeiske land. HyLaw prosjektet konkluderer derfor med at det er
fundamentale barrierer mot tilsats av hydrogen i hovedrgrledningsnettet for naturgass (HyLaw, 2018).
Folgende grunner ogsa nevnt som arsak til dette:

- Tilsats av hydrogen reduserer energitettheten, som vil kunne avvike fra kontrakt-betingelser for
eksport eller leveranse til brukere, samt kreve endringer i maleutstyr og prisstruktur.

- Store avvik i krav til konsentrasjon av hydrogen i den strammen som tilsettes i en enkelt
injeksjonsdyse. Tyskland tillater at dysen tilsetter rent hydrogen, mens andre land krever at
hydrogenet blandes med naturgass fgr det injiseres i gassinfrastrukturen. Dette krever
tilleggsutstyr (som gker investeringskostnaden).

- Manglende krav til justering av grenser for tilsats av hydrogen for & mgte nasjonale mal for
reduksjon av klimagassutslipp.

Disse utfordringene, sammen med redusert markedsverdi for hydrogen tilsatt naturgass sammenlignet
med rent hydrogen, og begrenset klimagevinst ved forbrenningspunktet, gjgr at DNV GL anser at
eksport av hydrogen som tilsats i naturgass er en lite sannsynlig Igsning for norsk gasseksport.

5.3 Transportigsninger for eksport - Skip

Skip er det eneste realistiske alternativet til rgrledning for eksport av hydrogen produsert fra reformering
av naturgass til Europa. Dette skyldes at aktuelle volum hydrogen som ma transporteres for en eventuell
hydrogeneksportindustri er for store til at transport med tankbil blir Isnnsomt. Dette skyldes blant annet
hgye kostnader for tankbiler, behov for mellomlagring, lang avstand fra mottaksanlegg for gass til
Europa, og at relativt sma mengder kan transporteres pa én tankbil3s,

Skreddersydde skip for frakt av flytende hydrogen anses som mer hensiktsmessig enn skipstransport av
hydrogen i gassform, hovedsakelig pa grunn av at man far plass til mer hydrogen. I tillegg er frakt av
hydrogen som ammoniakk, eller som en flytende organisk hydrogenbaerer (FHB) aktuelt & vurdere.
Fordeler med & transportere hydrogen som ammoniakk eller FHB er at eksisterende skip kan benyttes og
lavt energitap ved frakt. Ulempen er behov for konverteringsanlegg pa landsiden, i begge ender av
frakten, som medfgrer et betydelig energitap. Eksempler pa konsepter som vurderer transport av
hydrogen med disse hydrogenbaererne er beskrevet i Faktaboks 1.

38 Tankbiler for transport av flytende hydrogen har en typisk kapasitet p& 2-3,5 tonn hydrogen (Wikipedia, b), (Hydrogen Europe). Tankbiler for
transport av komprimert hydrogen kan frakte opptil 1100 kg (Hydrogen Europe).
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Faktaboks 1: Konsepter for skipstransport av hydrogen

Flytende hydrogentankere

Myndighetene i Japan og Australia
har undertegnet en intensjonsavtale
om & frakte flytende hydrogen fra
Australia til Japan med skip (The
Japan Times). Planen er 8 produsere
hydrogen fra brunkull, lagre fanget
CO:2 utenfor sgr-vest kysten av
Australia, og transportere flytende
hydrogen med skip fra Kawasaki.
Kawasaki bygger na et test-skip
med kapasitet til 2500 m? flytende
hydrogen. Men uttalt ambisjon er &
bygge hydrogentankere som kan ta
160 000 m? flytende hydrogen, eller
11 000 tonn H> (Kawasaki).

Ammoniakk som hydrogenbaerer

Statkraft har foreslatt et konsept for
kraft for Svalbard basert pa fornybar
kraft i Finnmark, elektrolyse-basert
ammoniakkproduksjon, og frakt av
ammoniakk til Svalbard (Statkraft,
2018b). Dette konseptet er motivert
av mangel pa nettkapasitet i
Finnmark som gjgr at man ikke far
utnyttet produksjonskapasiteten. P3
Svalbard er det foreslatt at man
bruker ammoniakken direkte i en
brenselcelle eller i en gassturbin for
produksjon av strgm og varme.

Metylsykloheksan som
hydrogenbaerer

Chiyoda Corporation har planer om
3 frakte hydrogen fra Brunei til
Japan med metylsykloheksan innen
2020 (Chiyoda, 2018). Dette er en
avstand pa rundt 5000 km, som
gjgr at transport med rgrledning
ikke vil vaere hensiktsmessig.
Verdikjeden fra hydrogenproduksjon
til leveranse av hydrogen til
Kawasaki i Japan skal ha kapasitet
til & konvertere og frakte 300 Nm?3
Hz/time (650 kg Hz/dag).

For & gi indikative kostnadstall for 3 verdikjeder basert pa transport av disse tre energibaererne med
skip, antar vi bruk av metylsykloheksan som FHB og gjgr vi falgende antagelser:

e Kapasitet: 400 MW hydrogenproduksjon med gassreformering (100 000 tonn Ha/ar).

e Lagringsvarighet: 15 dagers lagring i tank fgr skipstransport3°.

e Transportavstand: 1000 km.

o Energieffektivitet (basert pa lavere brennverdi):
o Flytendegjgring: 75% (H21, 2018)
o Regassifisering: 99% (H21, 2018)
o Ammoniakksyntese: 87% (H21, 2018)
o Reformering av ammoniakk til hydrogen: 90% (H21, 2018)

o Hydrogenering av toluen: 99% (Teichmann, Arlt, & Wasserscheid, 2012)

o Dehydrogenering av metylsykloheksan: 80% (Teichmann, Arlt, & Wasserscheid, 2012)

Kapitalkostnader og operasjonelle kostnader er hentet fra en database laget av DNV GL for 8 kunne
sammenligne verdikjeder. Tallene i databasen er basert pa intern analyse og tilgjengelig litteratur. Figur
5-2 viser hvordan kostnadselementene fordeler seg pa tilstandskonvertering, transport og lagring.

Figur 5-2 viser at transport og frakt av flytende hydrogen er klart dyrest. Dette er ogsd i samsvar med
resultatene i (H21, 2018) som sammenligner alternativer for sesonglagring av hydrogen. Merk at vi har
antatt en kapitalkostnad for flytende hydrogen-tankskip som er rundt 5 ganger sd hgy som estimat fra
Kawasaki for et skip med kapasitet til & frakte 11 000 tonn. Analyser utfgrt av DNV GL antyder at
prisestimatet fra Kawasaki er lavere enn det som kan realiseres pa kort til mellomlang sikt (for 2030).

Kostnaden for tilstandskonvertering for ammoniakk er nesten like hgy som for flytende hydrogen. Dette
kommer av et sammenlignbart totalt energitap, men lavere kapitalkostnader for ammoniakk
verdikjeden. Hydrogenering av toluen til metylsykloheksan, og dehydrogenering har et litt lavere totalt
energitap, men estimatene for kapitalkostnader gitt i (Teichmann, Arlt, & Wasserscheid, 2012) er
vesentlig lavere enn kostnadene for tilstandskonvertering for ammoniakkverdikjeden. Til gjengjeld har
ammoniakk hgyere hydrogentetthet, og oppnar av denne grunn lavere transport og lagringskostnader.

39 Tankene m3 samlet kunne holde 4200 tonn hydrogen. Dette tilsvarer 24 000 tonn ammoniakk og 69 000 tonn metylsykloheksan.
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Figur 5-2: Kostnader for tilstandskonvertering, transport og lagring av hydrogen for et eksempel med
1000 km transport med skip og 15 dagers lagring i tank f@r skipstransport.

5.4 Import av CO: for lagring under havbunn

Eksport av hydrogen fra norsk gass til Europa kan gjgres pa to mater; gassen kan reformeres i Norge,
med pafglgende transport av hydrogen til Europa (i ren form eller i blanding med naturgass), eller
gassen kan reformeres etter mottak i Europa. For at produsert hydrogen skal ha et lavt karbonfotavtrykk
ma& CCS anvendes for gassreformeringen. Om reformeringen skjer i Norge kan fanget CO> lagres pa
norsk sokkel i henhold til nasjonalt og internasjonalt lovverk.

Hvis reformeringen med pafglgende CO>-fangst gjgres utenfor Norge, men tanken er & lagre fanget CO:
pa norsk sokkel, utgjer Londonprotokollen (LP) fra 1996 (IMO, 2018a), basert pa en modernisering av
prinsippene i London Konvensjonen fra 1972 (IMO, 2018b), en juridisk barriere mot grensekryssende
transport av CO: for lagringsformal fra land som er parter til protokollen. Et alternativ er & lagre CO i
mottagerlandet (pd land eller under havbunnen4?), eller pd land i andre europeiske land.

I Norge er ikke geologien egnet til stor-skala CO2 lagring pa land (OD, 2014) med unntak av Spitsbergen
(Climit, 2016). Dette medfgrer at eventuell lagring av CO> fra gassreformering i Norge vil matte gjgres
pd kontinentalsokkelen. Da gjelder LP. Artikkel 6 i denne protokollen forbyr eksport av «wastes and
other matter to other countries for dumping or incineration at sea» (IMO, 2018a). Denne artikkelen
omfatter ogsd eksport av CO2 hvis formalet er 8 lagre dette under havbunnen.

I 2009 ble det vedtatt et tillegg til artikkel 6 i LP som tar sikte pd & muliggjgre eksport av CO2 for lagring
under havbunnen (IMO, 2009). Dette tillegget ma imidlertid ratifiseres med to tredjedels flertall. Per
dags dato har fem land ratifisert tillegget (Norge, Nederland, Storbritannia, Finland og Iran), og det er
totalt 51 land som har sluttet seg til avtalen (IMO, 2018c). Dette medfgrer at minst 34 land ma ratifisere
avtalen for at den skal trd i kraft. Med den progresjonen vi har hatt siden tillegget ble adoptert er det lite
sannsynlig at tillegget vil trd i kraft i naer fremtid.

40 | ondon Protokollen tillater lagring under havbunnen med visse vilk&r gitt i punk 1.8 og 4 i Annex 1 (IMO, 2018a).
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P& grunn av denne begrensningen har mulige alternativ som ikke bryter med LP blitt diskutert. IEA (IEA,
2017a) identifiserte fglgende alternativ som er relevante for Norge:

1.

4.

5.

Et vedtak om at tillegget kan anvendes fgr det er ratifisert fordi det er generell enighet blant
partene til LP om at den ikke bgr veere til hinder for anvendelse av CCS.

Et vedtak om at land som har ratifisert tillegget kan anvende det foreslatte tillegget til LP.
Tilleggsavtale mellom noen parter (bilateralt eller multilateralt).
Justering av relevante aspekter i LP mellom to eller flere parter.

Midlertidig opphgr av relevante aspekter i LP mellom to eller flere parter.

Analysen av disse alternativene peker imidlertid p& flere utfordringer, blant annet at en midlertidig
Igsning i pavente av ratifikasjoner kan undergrave ratifikasjonsprosessen. Henriksen og Ombudstvedt
(Henriksen, 2017) og (Ombudstvedt, 2018) argumenterer for at opsjon 2 er det alternativet som er
gjennomfarbart pd kort sikt og mest i trdd med formalet til LP. Dette kan innfgres ved at det blir vedtatt
en resolusjon med simpelt flertall blant land som har undertegnet LP (Ombudstvedt, 2018).

Hvis begrensningen som LP medfgrer for marin transport av CO> p& tvers av landegrenser (med skip
eller rgrledning) blir Igst, s& vil det apne for at Norge kan lagre CO: fra Europa pa norsk sokkel, herunder
CO: fra reformering av naturgass. Men i pavente av dette vil eksport av bld hydrogen kreve at
reformering skjer i Norge eller at CO2-lagring skjer i mottager land eller pa land i andre land.

L
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6 PRODUKSIJION OG INFRASTRUKTUR - NASJONAL BRUK

I dette kapitlet vil vi se pa behovet for nasjonal hydrogenproduksjon og tilhgrende infrastruktur.
Kapitlet vil vurdere muligheter for distribuert produksjon fra elektrolyse lokalt, og veie dette opp mot
muligheter for stor-skala produksjon pa utvalgte lokaliteter, og fordeler og ulemper ved dette. Dette
kapitlet vil ogsd belyse aktuelle verdikjeder der det kan vaere relevant @ bruke hydrogen til & lagre
overskuddstrgm fra variable fornybarkilder og potensielle andre synergier mellom ulike
hydrogenverdikjeder pd produksjons og distribusjonssiden.

6.1 Forbruk av Hydrogen i Norge i 2030

Nasjonal og internasjonal klimapolitikk er en viktig driver for den fremtidige etterspgrselen etter
hydrogen i Norge. Hydrogen kan som tidligere nevnt tilby en nullutslippslgsning innenfor flere ulike
markedssegmenter der elektrifisering ikke er utfordrende. Herav er godstransport pa vei og sjg samt
industri nevnt som de mest aktuelle omradene p& kort- og mellomlangsikt.

Fremtidig etterspgrsel av hydrogen i Norge er svaert usikker. Et av de store spgrsmalene i denne
sammenheng er i hvilken grad teknologien er konkurransedyktig mot alternative lav- og
nullutslippsteknologier. Konkurransekraften til hydrogen pavirkes av ulike variabler, deriblant
prisutviklingen pd brenselcelleteknologien, prisutviklingen pa strem og naturgass, opptaket av
teknologien i ulike markeder, og kvotepriser (Azzoaro-Pantel, 2018).

DNV GL har estimert et fremtidig markedspotensial for hydrogen til nasjonal bruk i Norge pa ca. 250 000
tonn Hz/3r i 2030. Dette er basert pd de overordnede analysene i kapittel 3 og 4 i denne
synteserapporten. DNV GL anslar at over 70% av dette vil komme fra ammoniakk- og
metanolproduksjon pa hhv. Hergya og Tjeldbergodden. Videre anslar vi at etterspgrsel for veitransport
0og maritim transport kan utgjgre hhv. ca. 15% og 7% av nasjonal hydrogenetterspgrsel. Resterende
etterspgrsel (ca. 4%) antas @ komme fra jernbane og «ny bruk» i industrien (TiZir). Figur 6-1 viser
fordelingen av etterspgrsel etter hydrogen i det gitte mulighetsrommet i 2030.

Estimert hydrogenetterspgrsel i Norge i 2030
(Tusen tonn/ar og prosent av total)

Ammoniakk
B Metanol

70;28 %
29;12 % M Lastebil
W Buss

Jernbane

112;46 %

Maritim

B Industri - ny bruk

Figur 6-1: Estimert etterspgrsel etter hydrogen i Norge i 2030 per kundegruppe.

DNV GL - Rapportnr. 2019-0039, Rev. 1 - www.dnvgl.com Page 106



Den eksisterende hydrogenetterspgrselen fra industrien er forventet 8 fortsatt bli produsert fra naturgass
frem til 2030. Dette er fordi hydrogenproduksjon er en integrert del av verdikjeden i de aktuelle
industrielle prosessene, det er den rimeligste produksjonsteknologien per dags dato, og det er gjort
store investeringer i dagens anlegg (Nikolaidis & Poullikkas, 2016). Hvis dagens industrielle forbruk av
hydrogen skal bli fremstilt ved elektrolyse, vil dette utgjgre et kraftbehov pa ca. 9 TWh per ar. Dette
tilsvarer 6 % av den samlede kraftproduksjonen i Norge i 2017 (Energifakta Norge).

6.2 Mulige verdikjeder for hydrogen i Norge

Det finnes mange mulige konfigurasjoner av verdikjeder for hydrogen. Overordnet bestdr disse
verdikjedene av fglgende komponenter:

Energikilde > Produksjon - Konvertering - Lagring > Transport > Lagring > Forbruk

Valg av verdikjede - for eksempel valg av produksjons-, transport-, og lagringsmetode - er i prinsippet
et gkonomisk og praktisk spgrsmal om & gi den gunstigste sluttbrukerpris per kg hydrogen levert til en
kunde eller kundegruppe. Forskjellige kombinasjoner gir forskjellig energibruk, effektivitet og kostnader.
Prisen pa hydrogen levert til sluttbruker avhenger av krav for de aktuelle bruksomradene og
synergimuligheter, og dette pavirker valg av verdikjede. For eksempel krever bruk av hydrogen i PEM
brenselceller hydrogen med hgy renhetsgrad, og dette favoriserer produksjon med elektrolyse.

Flere studier har sammenlignet kostnaden for ulike hydrogen verdikjeder (IEA, 2015), (U.S. Department
of Energy, 2015), (Nikolaidis & Poullikkas, 2016), (ICCT, 2018). En konklusjon fra disse studiene er at de
tre mest kostnadsdrivende elementene i hydrogenets verdikjede er knyttet til energikilde, lagring og
transport. Et annet funn er at transport av hydrogen over lange avstander er sveert kostnadsdrivende, se
for eksempel Figur 5-2 i kapittel 5.3. Det er derfor ofte gunstig med samlokalisering av produksjon og
etterspgrsel. Utforming av verdikjede er en optimalisering av disse variablene rundt forhold som
stgrrelse pa etterspgrselen i et geografisk omrade, leveransehyppighet, krav til renhetsgrad for
hydrogenet, og avstand mellom forbruk og produksjon.

I den videre analysen vil vi fokusere pa de mest aktuelle verdikjedene for hydrogen i Norge.

6.2.1 Distribuert produksjon og lokalt forbruk

Figur 6-2 illustrerer en verdikjede for distribuert produksjon av hydrogen med elektrolyse for lokalt
forbruk. Denne verdikjeden antar at det ikke er behov for transport av hydrogen med lastebil eller skip.
Eventuell lokal transport vil vaere med et lokalt rgrledningssystem. Normalt vil prisen for dette
transportsystemet vaere lav sammenlignet med kostnaden for produksjon og lagring av hydrogen.
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Figur 6-2: Verdikjede for hydrogen ved distribuert produksjon og forbruk.

En typisk anvendelse av verdikjeden som er vist i Figur 6-2 er produksjon av hydrogen for industribruk
som krever moderate mengder med hydrogen eller for fyllestasjoner i transportsektoren. Her har
elektrolyse en stor fordel da det ikke er avhengig av tilgang pa gass og mulighet for anvendelse av CCS.
For store produksjonsvolum vil det imidlertid vaere behov for betydelig mengde kraft. For eksempel vil
produksjon av 10 000 tonn Hz/3r kreve rundt 0,5 TWh. Dette medfgrer at man i de fleste tilfeller vil ha
behov for & forsterke lokal og regional nettkapasitet for & kunne levere det ngdvendige effektuttaket.

Elektrolyseanlegget kan i et slikt lokalt oppsett fa elektrisk kraft levert fra kraftnettet eller veere koblet
direkte til et produksjonsanlegg. Det forventes at sma produksjonsanlegg i Norge, som for eksempel for
hydrogen-stasjoner for veitransport, vil fortrinnsvis trekke kraft fra stremnettet, potensielt supplert med
lokal produksjon fra sol, slik som Asko gjgr for fyllestasjonen i Trondheim.

For produksjon av stgrre volumer, som for eksempel til maritime havner eller for jernbane, kan det bli
relevant 8 se pa muligheter for direkte kobling til en vindpark eller et vannkraftanlegg. Lannsomheten til
direkte oppkobling avhenger av pris pa lokal kraft (sammenlignet med elektrisitet fra kraftnettet),
nettoppgraderingskostnader i det aktuelle omradet, og mulighet for & redusere nettleie (NREL, 2016).

Hydrogenprisen for sluttbruker er avhengig av stgrrelsen pa produksjonsanlegget og lagringsbehovet.
For lokal produksjon antas det at lagringsbehovet vil vaere begrenset. Dette skyldes at modulariteten til
elektrolyse tillater at produksjonen kan justeres eller stoppes hvis lagringskapasiteten er fullt utnyttet.
Dette medfgrer ogsa at lagring av hydrogen som ammoniakk eller som en flytende hydrogenbzerer (FHB)
vil vaere lite hensiktsmessig for denne verdikjeden. Lagring av hydrogen i flytende form antas ogsa 8
bare vaere relevant hvis flytende hydrogen kreves av sluttbruker. Tilsvarende antas det at hydrogen
normalt vil bli lagret i trykksatt form hvis sluttbruker benytter trykksatt hydrogen.

For fyllestasjoner kan vi betrakte et lite eksempel med sm&skalaproduksjon fra et 1 MW PEM
elektrolyseanlegg, gasskompresjon og lokal lagring av hydrogen i gassform. Med kompresjon til 700 bar
vil det vaere et energitap pa8 10-12% (Shell, 2017). Ytterligere kompresjon til rundt 800 bar vil medfare
et begrenset tilleggstap. Vi har estimert at denne kompresjonen medfgrer en tilleggskostnad pa levert
hydrogen p& rundt 12-15%. Her tar vi ogsa med kapitalkostnader4!. Lokal lagring av hydrogen i tank,
hvor vi antar at tanken kan romme 1 dags produksjon, eller rundt 500 kg, vil over et livslgp utgjgre en

41 National Renewable Energy Laboratory (NREL) har imidlertid innhentet statistikk for fyllestasjoner i USA som antyder at gasskompresjon
utgjer en gjennomsnittelig tilleggskostnad p& USD 3,22/kgH2 (NREL, 2017).
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liten (under 1%) av hydrogenkostnaden. Med disse estimatene gker kostnaden per kg hydrogen fra NOK
26/kgH:z (se Figur 2-4) til omtrent 30 NOK/kgH2 med kostnad for gasskompresjon og lokal lagring.
Legger vi derimot til grunn statistikk fra National Renewable Energy Laboratory for gjennomsnittelige
kompressorkostndaer ved amerikanske fyllestasjoner pa rundt 25 NOK/kgH2 (NREL, 2017) vil kostnaden
bli rundt NOK 50/kgHz. Nel har tilsvarende vurdert en leveransekjede med hydrogenproduksjon til 25
NOK/kgH2, med péfglgende gasskompresjon og transport i gassform til 13 NOK/kgH., og fyllekostnad pa
11 NOK/kgH2. Samlet gir dette en kostnad per kg hydrogen levert til fylling pa ca. 50 NOK/kgHo.

6.2.2 Sentralisert produksjon

Figur 6-3 viser et generisk oppsett med sentralisert hydrogenproduksjon. Dette kan gjgres naer
forbruker, slik det gjgres av Yara pa Hergya og Equinor pa Tjeldbergodden, eller sa kan produsert
hydrogen trykksettes eller flytendegjgres, og transporteres til andre brukere. Bade gassreformering og
elektrolyse er aktuelle produksjonsmetoder for en slik verdikjede i Norge. Vi diskuterer nedenfor aktuelle
anvendelser og fordeler og ulemper ved disse to alternative produksjonsmetodene, og alternative
metoder for transport og lagring.

PRODUKSJON FRA NATURGASS MED CCS
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Figur 6-3: Verdikjede for sentralisert hydrogenproduksjon og leveranse til sluttbruker.

Gassreformering

Naturgassreformering er forventet a8 vaere den rimeligste formen for & produsere hydrogen til storskala
forbruk i overskuelig fremtid (U.S. Department of Energy, 2015), (Azzoaro-Pantel, 2018). Se ogsa
kostnadsanalysen i kapittel 2.3 for gassreformering og elektrolyse. Vi antar derfor at gassreformering vil
fortsette a bli brukt for ammoniakkproduksjonen pa Hergya og metanolfabrikken pa Tjeldbergodden frem
mot 2030, til produksjon fra elektrolyse blir konkurransedyktig pa pris eller til det er behov for & etablere
ny produksjonskapasitet. Det er imidlertid mulig at Yara eller Equinor vil erstatte noe av produksjonen
med elektrolysebasert produksjon som et ledd i 8 redusere klimagassutslipp.
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Klimaperspektivet er imidlertid en viktig driver for gkt utbredelse av hydrogen i Norge. Vi antar derfor at
anvendelse av CCS vil normalt vaere en forutsetning for ny produksjon av hydrogen fra naturgass
utenfor eksisterende industri. Dette kravet tilsier at gassreformering vil kun vaere aktuelt for stgrre
anlegg. Utviklingstakten for CCS i Norge og manglende utbygd gassinfrastruktur for transport av
naturgass innenlands medfgrer at det er lite sannsynlig at gassreformering vil bli brukt til
smaskalaproduksjon av hydrogen i Norge frem mot 2030.

Med krav til anvendelse av CCS tror vi at etablering av et nytt gassreformeringsanlegg forutsetter at
arlig etterspgrsel fra anlegget overstiger minst 10 000 tonn H2/ar. Dette skyldes hovedsakelig to forhold:

e Hydrogen produsert fra mindre gassreformeringsanlegg blir mer kostbart per produsert enhet,
og elektrolyse blir mer konkurransedyktig pa pris.

e Mindre anlegg vil produsere for lite CO: til at det normalt vil vaere kostnadseffektivt & bygge en
egen CCS infrastruktur for anlegget alene. Anvendelse av CCS vil derfor kreve tilgang til en
eksisterende infrastruktur for CO2 transport og lagring. I tillegg blir normalt fangstkostnaden per
tonn CO2 fanget hgyere enn for stgrre anlegg.

Vi mener derfor at det frem til 2030 bare vil vaere aktuelt & bygge nye gassreformeringsanlegg i omrader
med stor hydrogenetterspgrsel og planlagt CCS infrastruktur. Ettersom CO:2 er tenkt transportert med
skip i forbindelse med det norske fullskalaprosjektet (OED, 2016), gjelder dette i fgrste omgang
lokasjoner langs skipsleden fra Oslo til Kollsnes, eller i rimelig naerhet til Kollsnes, hvor landanlegget for
fullskalaprosjektet er planlagt. Lokasjoner i naerheten til Bergen og Alesund kan vaere aktuelle for
gassreformering, ettersom disse byene ligger i naerheten av henholdsvis Kollsnes og Nyhamna
gassbehandlingsanlegg (www.norskpetroleum.no, b). I tillegg ligger Kristiansund havn i relativ naerhet til
Tjeldbergodden, og vil muligens kunne fa hydrogen derfra. Som beskrevet i kapittel 4.1.2 er det et
potensial for & hente ut ca. 5500 tonn H2/3r fra fyrgassen.

Sentralisert elektrolyse

Eventuell etablering av storskala elektrolyseanlegg med pafglgende transport til sluttbruker krever at
kostnadsfordeler ved slik produksjon kompenserer for ekstra transport- og lagringskostnader
sammenlignet med verdikjeden diskutert i kapittel 6.2.1. Dette potensialet kan realiseres ved en
kombinasjon av en eller flere av fglgende faktorer:

e Kostnadsreduksjon fra storskala elektrolyse.
e Mulighet til & hente billigere kraft.

e Mulighet til 8 redusere nettleie.

Ettersom stremprisen er den dominerende faktoren for pris pa hydrogenproduksjon fra elektrolyse (se
kapittel 2.3.1), er de siste to punktene her normalt av stgrst betydning. En reduksjon i strgmpris betalt
av eier av elektrolyseanlegget pa 10 gre/kWh vil redusere hydrogen prisen med omtrent 5 kr/kg.

Differansen i pris for produsert hydrogen per kg mellom en sentralisert verdikjede som vist i Figur 6-3 og
en distribuert verdikjede som vist i Figur 6-2 vil vaere bestemmende for hvilken av disse verdikjedene
som er mest fordelaktig. Parametre som spiller inn i dette regnestykket er avstand til sluttbrukere, og
behov for gkt lagringskapasitet (ved produksjon og hos sluttbruker) sammenlignet med lagringsbehovet
for distribuert produksjon med lokalt forbruk.
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Transport og lagring

Figur 6-3 viser flere alternativer for transport og lagring. Flytendegjgring - til flytende hydrogen eller til
ammoniakk eller en flytende hydrogenbaerer (FHB) - er forst og fremst aktuelt ved behov for &
transportere og lagre store volum hydrogen over lengre avstander, nar transport av trykksatt hydrogen
med rgrledning vurderes som lite hensiktsmessig eller kostnadseffektivt. Dette kan for eksempel vaere
relevant for & transportere hydrogen fra Bergen eller Alesund med skip til havner lenger nord, som
Kristiansund, Bodg og Tromsg, og eventuelt videre til Svalbard.

Nedkjgling av hydrogen til flytende form med p&fslgende transport og lagring er ofte svaert
kostnadskrevende sammenlignet med transport og lagring av hydrogen som ammoniakk eller FHB (se
for eksempel Figur 5-2 i kapittel 5.3). Det antas derfor at dette alternativet vil normalt bli brukt bare nar
sluttbruker benytter flytende hydrogen. Dette vurderes blant annet for Statens Vegvesen sin
hydrogenferje pa strekningen Hjelmeland-Nesvik-Skipavik. Hvis flytende hydrogen blir valgt som Igsning
for denne ferjen, kan det medfgre at det pa sikt vil bli bygget et anlegg for flytendegjgring av hydrogen i
Norge. Dette vil kunne aktualisere bruk av flytende hydrogen, ogsa for andre anvendelsesomrader.

6.3 Konkurranse mellom ulike hydrogenverdikjeder

Selv med rask kostnadsreduksjon for elektrolyse, skt CO2 pris og pakrevd karbonfangst, tilsier analysen i
kapittel 2.3 at storskala gassreformering med CCS vil de neste ti arene vaere konkurransedyktig pa pris
sammenlignet med storskala hydrogenproduksjon fra elektrolyse med tilsvarende behov for transport og
lagring. Hydrogenproduksjon fra naturgass med CCS anses imidlertid & kun vaere aktuell for steder som
er i rimelig naerhet til allerede etablert gass- og CCS-infrastruktur. Dette gjelder blant annet havnene i
Bergen og Alesund. I tillegg vil havna i Kristiansund kunne fa levert hydrogen fra Tjeldbergodden. Dette
forutsetter at Equinor og ConocoPhillips skiller ut hydrogen som i dag brennes som en del av fyrgassen.

For gvrige steder mener vi at elektrolysebasert hydrogenproduksjon vil vaere den dominerende
produksjonsmetoden. Konkurransen mellom lokal produksjon og sentralisert produksjon styres farst og
fremst av prisdifferansen pa strem og behov for transport og lagring. Sentralisert produksjon trenger
lavere strgmpris for @ kompensere for gkte kostnader til transport og lagring. I Figur 6-4 har vi skissert
en prinsipiell tilneerming til de relative totalkostnadene i hhv. sentralisert og distribuert verdikjede.

Kostnad

»

Sentralisert
verdikjede

Distribuerc
verdikjede

» Avstand
Likevekt

Figur 6-4: Kostnadssammenligning og likevekstdistanse for sentralisert og desentralisert verdikjede for
produksjon og leveranse av hydrogen til sluttbruker. Kilde: DNV GL.
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En sentralisert verdikjede med storskala produksjon av hydrogen kan fa lavere produksjonskostnad per
kg produsert hydrogen enn sma anlegg for lokal smaskalaproduksjon. Imidlertid vil sentralisert
produksjon ha kostnader knyttet til transport av hydrogen fra produksjon til forbruk.

Likevektdistansen mellom en sentralisert og distribuert verdikjede vil avhenge av en rekke faktorer,
deriblant avstand til forbrukspunktene, produsert volum, kraftpris i omradet, tilgjengelig nettkapasitet,
osv. Konkurransekraften mellom en sentralisert og distribuert Igsning ma derfor analyseres for hvert
enkelt tilfelle. Generelt vil totalkostnaden ved en sentralisert verdikjede gke med avstanden til
forbrukspunktene pa grunn av behovet for transport av hydrogen.

Kostnadsbildet til verdikjedene pavirkes ogsd av stgrrelsen pd produksjon og etterspgrsel. Generelt vil

likevektsdistansen avta (beveges mot venstre i Figur 6-4) i verdikjeder med sma produksjonsvolum pa
grunn av reduserte stordriftsfordeler for den sentraliserte verdikjeden. Likevektsdistansen vil ogsa avta
hvis det er mange forbrukspunkter med lavt forbruk. Dette skyldes gkte enhetskostnader for transport
og lokal lagring ved de ulike forbrukerne.

For noen anvendelser vil lokal produksjon ha et tydelig konkurransefortrinn. Dette gjelder for eksempel
hydrogen-stasjoner i utkantstrgk med lang avstand til andre hydrogenbrukere. Lokal elektrolyse
fremstar ogsa som mindre risikofylt fra et investeringsperspektiv. Elektrolyseanlegg kan som tidligere
nevnt utvides gradvis, og investeringsbeslutningen kan normalt tas av aktuelle aktgrer alene. Reduserte
transport og lagringskostnader, sammen med gnske om & bruke fornybar strgm til hydrogenproduksjon
og krav til hgy renhetsgrad for brenselcelleanvendelser, gjgr at vi forventer at lokal elektrolysebasert
produksjon blir normalt foretrukket for veitrafikk, havner og jernbane.

For noen anvendelser ser vi en mer reell konkurransesituasjon mellom elektrolyse og gassreformering
med CCS. Dette gjelder for eksempel for hydrogenproduksjonen ved Hergya. Her produseres hydrogen
med gassreformere uten karbonfangst. Muligheten for & erstatte denne produksjonen med elektrolyse
krever at det er konkurransedyktig pa pris, samt at Yara er villig til & investere i etableringen av et
elektrolyseanlegg og ngdvendig infrastruktur. Vare analyser antyder at en slik omlegging ikke vil vaere
konkurransedyktig med det fgrste, slik heller ikke etablering av CCS er i dag. Nel og Yara har imidlertid
fatt Pilot-E finansiering fra Forskningsradet, Innovasjon Norge og Enova for & se pa mulighet for & utvikle
elektrolysebasert hydrogenproduksjon (E24, 2018b). Dette viser at Yara ser dette som en reell mulighet
for fremtidig gjgdselproduksjon. En beslutning om & investere i elektrolyse eller CCS kan ogsa pavirkes
av folkeopinionen rundt fossil-basert vs. fornybar-basert hydrogen (CE Delft, 2018). Dette vil kunne
vaere utslagsgivende for at elektrolyse blir foretrukket, men innfasing av elektrolysebasert produksjon vil
da trolig skje gradvis.

6.4 Perspektiver pa etablering av verdikjede for hydrogen

Realisering av hydrogenetterspgrselen skissert i kapittel 6.1 krever etablering av ny infrastruktur. I
kapittel 6.2 har vi beskrevet hydrogenverdikjedene som anses som mest aktuelle i Norge. I dette
kapitlet diskuterer vi behov for infrastruktur for ulike anvendelser, gitt antagelser og betraktninger om
konkurransebildet mellom disse verdikjedene. Her diskuterer vi ogsa behov for koordinering mellom
ulike selskap pa tvers av de ulike elementene i verdikjeden.

6.4.1 Industri, maritime havner og jernbane

Kartet i Figur 6-5 viser en oversikt over estimert hydrogenetterspgrsel i 2030 fra industri, maritime
havner, og jernbane. Her ser vi lokasjonene hvor hydrogen er antatt brukt som innsatsfaktor i industri i
2030 (Hergya, Tjeldbergodden og Tyssedal), havnene i Stavanger, Bergen, Alesund, Kristiansund og
Tromsg, samt foreslatte fyllelokasjoner for jernbane i Trondheim, Hamar og Domba3s.
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Figur 6-5: Kart over hydrogenetterspgrsel for maritime havner, jernbane og industri.
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Fabrikkene p8 Hergya og Tjeldbergodden produserer allerede hydrogen eller syntesegass, men i dag
uten anvendelse av CCS. Hvis det norske fullskalaprosjektet realiseres, med skipstransport av CO: til et
landanlegg pa Kollsnes, s& vil det trolig vaere mulig & levere eventuelt fanget CO:> fra disse fabrikkene til
samme landanlegg, for videre transport til valgt lagerlokasjon. Dette forutsetter at landanlegget
dimensjoneres, eller eventuelt utvides, til 8 kunne ta imot CO: fra disse lokasjonene, og at rgrledningen
fra Kollsnes til lagerlokasjon har tilstrekkelig kapasitet. Mulighet for etablering av fangstanlegg pa
Hergya og Tjeldbergodden ma ogsd vurderes ut ifra areal og praktiske hensyn. Men mulighetsstudien for
regjeringens fullskalaprosjekt for CO2-handtering konkluderte med at «det vil vaere teknologisk mulig &
gjennomfgre CO2-fangst fra ammoniakkfabrikken, og at Hergya industripark som lokalitet vil vaere et
egnet sted for fangst, mellomlagring og utskiping av CO2» (OED, 2016).

Et alternativ til anvendelse av CCS pa disse lokalitetene er 8 produsere hydrogen med elektrolyse. Men
DNV GL vurderer det som lite sannsynlig at en full omlegging til elektrolyse vil vaere aktuelt fgr 2030.

For TizZir sitt fores|dtte konsept med bruk av hydrogen som reduksjonsmiddel i titandioksidsmelteverket i
Tyssedal er anslatt hydrogenforbruk ca. 8 000 tonn Hz/3r. P bakgrunn av betraktninger diskutert i
kapittel 6.2.2 (relativt lavt volum hydrogen og lang avstand til CCS infrastruktur) anses det som mest
sannsynlig at verdikjede 2 vil bli anvendt - lokal produksjon med elektrolyse. Dette er ogsd konseptet
som er beskrevet i TiZir sin intensjonsavtale med Sunnhordland Kraftlag og Greenstat (Sysla, 2017).
Ettersom dette vil kreve omtrent 400 GWh/ar vil det kreve noe ny lokal kraftinfrastruktur. Kostnader for
dette og gvrig infrastruktur vil dermed vaere en del av grunnlaget for investeringsbeslutningen.

For mulige fyllestasjoner for jernbane i innlandet (f.eks. Hamar og Domb3&s) antar vi at lokal produksjon
med elektrolyse vil vaere mest hensiktsmessig. Dette skyldes at det vil vaere krevende & etablere en
kostnadseffektiv verdikjede med transport av hydrogen med landbasert transport.

For havner og jernbanebanestasjoner i naerhet til skipsanlgp er det relevant 8 vurdere mulighet for
samlokalisert produksjon, og pafglgende fordeling av hydrogen. P38 bakgrunn av hydrogenetterspgrselen
vist i Figur 6-5 er dette alternativet relevant for levering av hydrogen til havnene i Stavanger, Bergen,
Alesund, Kristiansund, og Tromsg. I tillegg er det relevant for Trondheim, ettersom togstasjonen ligger
naer havnen. Her vil det derfor vaere mulig 8 kombinere infrastruktur for hydrogenfylling for skip og tog,
samt for tilhgrende terminaler for langdistanse buss og varetransport.

Hvis vi antar at fullskalaprosjektet for CCS blir realisert vil det veere relevant & vurdere mulighet for
samlokalisert produksjon med gassreformering langs skipsleden til Kollsnes, eller i naerhet av Kollsnes.

Samlokalisert produksjon og fordeling av hydrogen til aktuelle havner vil kreve transport av hydrogen
med skip for & kunne konkurrere med lokal produksjon. Betraktninger diskutert i kapittel 6.2.2 og 6.4.3
vil pdvirke valg av hydrogenbaerer. Frakt av hydrogen som ammoniakk kan etableres pa kort sikt,
ettersom ammoniakktankere er tilgjengelige og anlegg for reformering av ammoniakk finnes i dag. Dette
krever imidlertid etablering av slike reformeringsanlegg i, eller i umiddelbar naerhet til, de aktuelle
havnene. Transport av hydrogen med skip i nedkjglt, flytende form vil muligens vaere mulig 8 realisere
fgr 2030, men vil trolig veere vesentlig mer kostbart enn lokal produksjon med elektrolyse.

6.4.2 Veitrafikk

Figur 6-6 viser estimert fylkesvis hydrogenforbruk for veitrafikk i 2030. Her inngar 29 000 tonn Hz/3r for
lastebiler og 7000 tonn Ha/ar for langdistanse buss.
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Figur 6-6: Fylkesvis oversikt over estimert hydrogenetterspgrsel for veitrafikk i 2030.
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For produksjon av hydrogen til fyllestasjoner antas det at elektrolyse vil vaere dominerende. I et tidlig
stadium med sma volum omsatt per fyllestasjon (f.eks. mindre enn 50 kg Hz/dag) anses det som
sannsynlig at mange fyllestasjoner vil fa hydrogen tilkjgrt, i stedet for & produsere dette lokalt. Men ved
stgrre omsetningsvolum vil etablering av en egen elektrolysgr raskt bli konkurransedyktig. P& lengre sikt
forventes det derfor at mange fyllestasjoner vil etablere egen hydrogenproduksjon. I urbane strgk er det
tenkelig at fyllestasjonene etablerer egne depot med et stgrre elektrolyseanlegg, og bruker dette til 8
levere hydrogen til fyllestasjoner i rimelig naerhet. Dette skyldes bdde begrensninger pa areal rundt
fyllestasjoner, og kostnadsbesparelser ved stgrre produksjon og sentralisert hydrogenlagring.

Begrenset tilgang til fyllestasjoner antas a ha vaert en medvirkende faktor til sakte innfasing av
hydrogenbiler. Rapporten her peker imidlertid ogsad p& at totalkostnaden ved eierskap til lette
hydrogenkjgretgy (hydrogenbiler) ikke vil veere konkurransedyktig mot elbiler, og dette anses som en
mer fundamental begrensning for innfasing av hydrogenbiler i personbilsegmentet.

For tyngre kjgretgy, hvor hydrogenkjgretgy i stgrre grad forventes a vaere konkurransedyktig fra et
kostnadsperspektiv, antas tilgang til fyllestasjoner & ha vesentlig mindre pavirkning pa salget. Dette
skyldes at eiere av store buss- eller lastebilfldter i naer-regional trafikk vil kunne investere i egne

fyllestasjoner for 8 dekke hydrogenbehovet til sine egne fldter, slik Asko og Ruter allerede har gjort.

Ved behov for langdistansetransport vil det i noen grad vaere behov for fyllemuligheter i omrader med
begrenset trafikk, hvor det er mindre attraktivt for eiere av tunge kjoretgyflater a8 etablere egne
fyllestasjoner. Dette kan bidra til saktere etablering av fyllestasjoner for tungtrafikk utenfor urbane
omrader. Dette anses som en sentral utfordring for innfasing av tunge hydrogenkjgretgy ettersom
konkurransekraften mot tunge diesel- og elkjgretgy er stgrst ved behov for lange kjgreintervaller.

USA, Japan og Tyskland var noen av de fgrste landene som lanserte strategier for & etablere en
infrastruktur for & oppna en betydelig andel hydrogenbiler (ICCT, 2018). California har for eksempel en
ambisjon om minst 1 000 fyllestasjoner og 1 000 000 hydrogenbiler pa veiene innen 2030 (California
Fuel Cell Partnership , 2018). Essensen i deres strategier er i fgrste fase 8 opprette klynger naer
befolkningssentre, og sd i neste fase koble sammen klynger med stasjoner i et korridorsystem mellom
de ulike klyngene. Strategien tar sikte pa a tilby en dekningsgrad som dekker de flestes behov og som
vil fgre til at det oppnas volumer av hydrogenkjgretgy pa deres veier pa sikt.

6.4.3 Transport og lagring

Flere alternativer for frakt av hydrogen fra produksjonssted til store brukere er relevante.

e Transport med rgrledning: For behov for frakt av store volum (flere 10 000 tonn Hz/ar) kan
det vaere kostnadsmessig Ignnsomt & frakte hydrogen med rgrledning. Dette kan vaere aktuelt
langs deler eller hele kyst-strekningen Bergen-Trondheim. Fordeler med dette er bl.a.:

o begrenset energitap ved trykksetting av hydrogen;
o ingen tilstandskonvertering (hydrogen levert i gassform); og,

o sterkt redusert behov for tanker for hydrogenlagring da rgrledningsinfrastrukturen vil
kunne dekke mye av lagringsbehovet.

Beslutningen om & etablere en rgrledningsinfrastruktur for hydrogentransport krever
samhandling mellom flere ulike aktgrer. For at dette skal kunne realiseres m& staten muligens ta
en del investeringen, og for eksempel bli deleier i infrastrukturen med Gassco som operatgr.
Dette vil kunne danne grobunn for en akselerert innfasing av hydrogen i maritim sektor.
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¢ Flytende hydrogen: Dette vil kreve hydrogen-tankere eller hydrogen bunkringsskip*2, som ikke
er tilgjengelig i dag, og medfgrer store kostnader og stort energitap forbundet med anlegg for
flytendegjgring.

¢ Ammoniakk og flytende hydrogenbaerer (FHB): Teknologi for frakt og lagring er etablert, og
tillater at fleksibel utvidelse mot flere brukere trinnvis. Men verdikjeden har et energitap som er
vesentlig stgrre enn det man har ved trykksetting, og krever anlegg for konvertering til hydrogen
ved hver bruker. Om en rgrledningsinfrastruktur blir utviklet pd sikt, s8 vil den sannsynligvis ha
lavere kostnader. Dette representerer en risiko for at anlegg for konvertering blir overflgdige.

6.4.4 Synergieffekter

Synergimuligheter for hydrogenverdikjeder kan stamme fra flere forbrukere i et omrade eller langs en
transport-3re. Dette kan gi opphav til samlokalisering av produksjons og lagringsanlegg, og deling av
investeringer og operasjonelle kostnader forbundet med transport. Et opplagt eksempel er
samlokalisering av produksjons- og lagrings-anlegg for hydrogen til jernbane og havner, der
jernbanestasjonen ligger i naer tilknytning til havnen. Som nevnt i kapittel 6.4.2 s er dette ogsd
relevant for produksjon og lagring av hydrogen for veitransport i urbane strgk. Dette vil kunne dpne for
en raskere og bredere anvendelse av brenselcelleteknologi der disse synergimulighetene foreligger.

En annen mulighet er 8 hente ut overskuddshydrogen fra dagens hydrogenprodusenter, eller utnytte en
stgrre del av kapasiteten til hydrogenproduksjon. Dette kan vaere relevant for ammoniakkfabrikken pa
Hergya, metanolfabrikken p& Tjeldbergodden, og raffineriet pa8 Mongstad. Det mest aktuelle her er
muligens & etablere bunkringsanlegg for skip i naerhet til disse industrianleggene. Dette kan imidlertid
kreve ytterligere rensing av hydrogenet slik at det er egnet for bruk i marine brenselceller.

En annen potensielt viktig synergimulighet for etablering av storskala hydrogen forbruk i maritim sektor
er relatert til etablering av en rgrledningsinfrastruktur for hydrogentransport mellom Trondheim og
Bergen, som diskutert i kapittel 6.4.1. Hvis det utvikles storskala gassreformering med CCS for eksport
av naturgass til Europa, vil det vaere nzerliggende 8 vurdere etablering av gassreformeringsanlegg naer
Kollsnes og Nyhamna gassbehandlingsanlegg, med pafglgende eksport via rgrledning til Europa. Dette vil
da medfgre at hydrogen vil kunne gjgres tilgjengelig for bunkringsanlegg langs rgrledningstraseen til
Europa, og dermed o0gsa gjgre hydrogenproduksjon fra gassreformering mer aktuelt for maritime bruk.

Hvis eksport av hydrogen i ammoniakk eller flytende hydrogenbaerer etableres, sa vil ogsa dette apne
for fleksibel tilgang til hydrogen langs norskekysten eller p& Svalbard. Dette krever som nevnt anlegg for
konvertering til hydrogen p3 landsiden, og er muligens mest aktuelt for lokasjoner med stort forbruk
hvor hydrogenproduksjon med elektrolyse ikke anses som aktuelt eller kostnadseffektivt.

6.4.5 Utfordringer

Utfordringer for etablering av hydrogeninfrastruktur kan spenne over teknologiske, gkonomiske, sosiale
og politiske dimensjoner. Utfordringer langs disse aksene blir drgftet overordnet her.

Teknologi

Utfordringer pa teknologisiden gjelder primaert forbrukssiden, da teknologi for produksjon og lagring av
hydrogen anses for 8 vaere tilgjengelig. Figur 2-7 viser at bade tog, lastebil og skip er p& TRL-niva 7 eller

42 Transport med tankbil anses som lite realistisk for store volum (flere titalls tusen tonn).
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lavere. TRL-niva 7 tilsier at «Fullskala prototype eller demonstrasjonsanlegg i markedsrelevant skala er
testet ut under reelle driftsbetingelser» (Enova).

For bade lastebil og tog sd produseres det i dag modeller for kommersielt salg, og Nikola planlegger & ha
over 700 fyllestasjoner i USA og Canada innen 2028 (Nikola). 5 november 2018 hevdet Nikola & ha
forhandsbestillinger til en verdi av 11 milliarder dollar (Nikola). Vi anser derfor at teknologimodenhet
ikke vil representere en vesentlig begrensning pa opptak av hydrogenlastebiler. Tilsvarende mener vi at
hydrogentog tilsvarende de som allerede opererer i Tyskland, eller de som er bestilt for UK, ogsa vil
veere egnet for passasjertrafikken og pa de ikke-elektrifiserte banene i Norge. Noe teknologiutvikling ma
til for at ogsa godstrafikken kan flyttes over pd hydrogendrift, men dette bgr kunne komme pa plass for
2030 sa lenge utviklingen innenfor passasjersegmentet vedvarer. Denne utviklingen er imidlertid svaert
usikker, og vil i stor grad avhenge av konkurransekraften mellom hydrogen- og batteritog.

@konomi

Det er i dag en utfordrende investeringssituasjon for etablering av fyllestasjoner for hydrogen-
personbiler (Ogden, Yang, Nicholas, & Fulton, 2014). Hgy totalkostnad ved eierskap for
brenselcellekjgretgy sammenlignet med tilsvarende el-, diesel- og bensin-biler, og et begrenset utvalg,
begrenser ogsa markedet for disse kjgretgyene. Etablering av fyllestasjoner i Norge er derfor forventet &
vaere avhengig av offentlig stgtte. I sitt teknologiveikart for hydrogen- og brenselcelleteknologi (IEA,
2015) hevder IEA at det er behov for offentlig virkemidler i utrullingsperioden for a sikre at fyllestasjoner
blir bygget og kan driftes i opptil 10-15 &r med negativ bunnlinje. Bygging av fyllestasjoner i naerheten
av byer og trafikkerte ferdselsruter fgrst er et strategisk grep for & sikre en hgy brukstid under
utrullingen av teknologien. Flere initiativer, deriblant California Fuel Cell Partnership (CAFCP), H2
mobility i Europa (H2 Mobility), og Fuel Cell Commercialization Conference of Japan (FCCJ), har forslatt
en tilnaermet lik strategi for 3 sikre en hgy dekningsgrad til en lavest mulig kostnad.

ICCT har i sin studie (ICCT, 2018) estimert kostnadene og stgrrelsen pa ulike fyllestasjoner som er
etablert og planlagt etablert frem mot 2020. I denne analysen er det estimert at en fyllestasjon med et
omsetningsvolum pa rundt 100-300 kg Hx/dag vil koste rundt 8-15 millioner NOK.

Sosiale og politiske aspekter

Som nevnt vil etablering av kommersielle hydrogen-stasjoner ofte kreve offentlige virkemidler i
utrullingsperioden. Utrulling av en hydrogen-infrastruktur ma derfor vaere en integrert del av en
energipolitikk der virkemidlene avveies i forhold til et helhetsbilde og insentiver som kreves pa andre
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omrader. I Norge er konkurransen med el-biler og el-ferjer sterk, og det kan synes som det er etablert
en form for konsensus at hydrogendrift for lette kjgretgy ikke vil ha en stor fremtid i Norge. Selv om
hydrogen har et konkurransefortrinn for tyngre kjgretgy, sa kan skepsisen til, og manglende
konkurranseevne for lette hydrogenkjgretgy ogsa bidra til mindre etablering av fyllestasjoner for
tungtransport. For lokal transport med buss eller andre tyngre kjgretgy vil imidlertid aktgrene selv kunne
etablere egne fyllestasjoner, slik Asko har gjort i Trondheim og Ruter har gjort i Oslo.

Norge har en egeninteresse av @ fremme CCS som teknologi for produksjon av hydrogen fra naturgass,
ettersom dette vil kunne forsterke konkurranseevnen til norsk gass. Norge har ogsa lang erfaring og
sterk kompetanse pa CCS, og egnede geologiske formasjoner for anvendelse av CCS. Men selv om
karbonfotavtrykket til bld hydrogen kan vaere like lavt som grgnn hydrogen, vil produksjon fra fossile
brensler utnytte en begrenset ressurs, og enkelte mener at det forlenger var olje og gass avhengighet. I
tillegg er det i enkelte land en utbredt skepsis til CCS, som f.eks. i Tyskland. Dette kan begrense
markedet for eksport av bld hydrogen. En mulighetsstudie fra CE Delft argumenterer imidlertid for at bld
hydrogen er ngdvendig for en rask innfgring av hydrogen som energibaerer, og at bruk av bld hydrogen
vil ogsd medfare gkt bruk av grenn hydrogen i et dpent marked (CE Delft, 2018).

En annen utfordring er oppfatningen om at bruk av hydrogen innebaerer en hgy sikkerhetsrisiko. For
eksempel er hydrogen, i likhet med andre drivstoff, brann og eksplosjonsfarlig, og oppbevares under
hgyt trykk eller veldig lav temperatur. Dette kan pavirke folks holdning til bruk av hydrogen og
etablering av hydrogen-infrastruktur. Men selv om hydrogen har andre risikomomenter enn for eksempel
bensin og diesel, har verden lang erfaring med bruk av hydrogen og hydrogenteknologi i industri, bade
trykksatt og flytende. Det eksisterer derfor tilstrekkelig kunnskap og sikkerhetsforskrifter til at
hydrogenteknologi kan anvendes sikkert, ogsa for transportanvendelser (hydrogen.no, a).

6.5 Kraftbehov og nettkapasitet for elektrolyse

Lave, stabile kraftpriser og rikelig tilgang p& fornybar kraft gjgr at Norge er i en unik posisjon til &
etablere kostnadseffektiv produksjon av grgnn hydrogen. Produksjon av hydrogen med elektrolyse er
imidlertid sveert energikrevende. Et vesentlig spgrsmal i denne sammenheng er om det er mulig 8 dekke
hydrogenetterspgrselen frem til 2030 skissert i kapittel 6.1 med elektrolyse. For 8 kunne gjgre dette ma
en vurdere utsiktene til norsk kraftproduksjon og etterspgrsel frem mot 2030, samt a vurdere
muligheten til 8 knytte seg til stremnettet ved ulike lokasjoner.

6.5.1 Kraftmarkedet i Norge mot 2030

Produksjon og forbruk til 2030

I 2017 ble det produsert 149 TWh elektrisitet i Norge, og kraftforbruket var 135 TWh (SSB, 2018b).
Forbruket fordeler seg p& 45 prosent til industri, 22 prosent til tjenesteytende naeringer og 34 prosent til
husholdninger og jordbruk. Mot 2030 vil kraftforbruket innen industri, petroleum og transport gke. NVE
anslar veksten til 24 TWh fra 2017 til 2035. Den viktigste driveren til gkt strembruk er industrivekst
(NVE, 2018c).

Den norske kraftproduksjon bestdr av vannkraft, vindkraft og varmekraft. Vannkraft er den dominerende
energikilden, med en &rlig middelproduksjon pa opptil 95 prosent av den totale kraftproduksjonen i
Norge. Vindkraft utgjgr forelgpig kun en liten andel av den samlede norske kraftproduksjonen, men frem
til 2020 er det forventet at vindkraftproduksjonen gker med rundt 10 TWh fra dagens nivd pa 3 TWh
arlig produksjon (Statnett, 2018a) og (NVE, 2018a).
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Statnett har analysert hvor mye vindkraft som kan kobles til det norske overfgringsnettet etter at
planlagte nettinvesteringer er gjennomfgrt. Analysen viser at det er mulig @ bygge 25-45 TWh vindkraft i
Norge uten behov for ekstra investeringer i overfgringsnett. Det er gunstigst 8 bygge vindkraft i Sgr-
Norge fordi nettet i den delen av landet er sterkest (Statnett, 2018b).

Et saertrekk med den norske kraftproduksjon er mulighet for & bruke vannmagasinene til & lagre store
mengder energi, tilsvarende 70 prosent av det rlige norske kraftforbruket, over lengre perioder
(Energifakta Norge, 2018). Dette gjgr det norske kraftsystemet fleksibelt, og fgrer til at kraftprisene
varierer mindre enn i andre land. Magasinene gjgr det ogsa mulig 8 integrere en stgrre andel uregulerbar
kraftproduksjon uten at prisene faller mye ndr produksjonen er hgy, slik tilfellet er i land som Danmark
og Tyskland. Dette gjgr verdien av 8 lagre overskuddstrem i form av hydrogen mindre aktuelt her enn i
resten av Europa, jf. kapittel 2.8.4.

Kraftoverskudd til 2030

Forholdet mellom kraftproduksjon og -forbruk i Norge henger sammen med hvor mye nedbgr som
kommer. I normale nedbgrsar er kraftoverskuddet rundt 7 TWh, men p& grunn av mye nedbgr har
overskuddet de siste arene i praksis veert p& 10-15 TWh (Energifakta Norge, 2018), se Figur 6-7.

Historisk kraftproduksjon og -forbruk i Norge
[TWH per &r]
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Figur 6-7: Produksjon og forbruk av elektrisk kraft i Norge fra 2001 til 2017. Kilde: (SSB, 2018b)

Tabell 6-1 viser framskrivinger fra NVE for kraftproduksjon og forbruk i Norge frem mot 2030 (NVE,
2018a). Her ser vi at den norske kraftproduksjonen forventes a gke med 31 TWh fra 2018 til 2030, og at
kraftoverskuddet forventes @ gke fra 5 til 20 TWh. Utviklingen drives frem av vindkraftutbygginger og
gkt tilsig som fglge av at mer nedbgr og bresmelting bidrar til gkt vannkraftproduksjon.
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Tabell 6-1: Utsikter for kraftproduksjon og -forbruk i Norge mot 2030 for de fem nasjonale
kraftregionene. Kilde: (NVE, 2018a).

Kraftproduksjon, -forbruk og -balanse i Norge

Analysedr @st-Norge Sgr-Norge  Vest-Norge Midt-Norge Nord-Norge | Sum Norge

Produksjon (TWh) 2018 17 48 30 21 24 140
2030 21 58 32 30 30 171

Forbruk (TWh) 2018 38 37 17 26 17 135
2030 40 47 19 27 18 151

Kraftbalanse (TWh) 2018 -21 11 13 -5 7 5
2030 -19 11 13 3 12 20

Et sd hgyt kraftoverskudd dpner for & etablere nye kraftkrevende industrier i Norge. Elektrolysebasert
hydrogenproduksjon er en mulig industri, men ny bruk i andre kraftkrevende industrier, for eksempel
datasentre, kan ogsd ke slik at kraftoverskuddet reduseres. Nye utenlandskabler til Tyskland og
Storbritannia vil ogsa fare til at deler av Norges kraftproduksjon eksporteres. I tillegg vil elektrifisering
av transportsektoren bidra til at fossile energivarer erstattes med strgmbruk. Mot 2030 vil gkningen i
kraftforbruk innen transport vaere begrenset, men mot 2040 anslar Statnett at elektrifisering gir en
vekst i kraftforbruket til transport pa totalt 10 TWh fra 2017 til 2040 (Statnett, 2018a).

Kraftpriser til 2030

Kraftmarkedet i Norge er delt i fem regioner eller prisomrader. Kraftprisene i disse omraddene avhenger
av tilgjengelig produksjon og forbruk av elektrisitet, og mulighet til & handle med andre omrader. I et
omrade med kraftunderskudd er det behov for & importere kraft slik at forbruket dekkes. Prisen i dette
omradet kan da bli hgyere enn i overskuddsomrader, men hvor stor prisforskjellen blir avhenger av hvor
sterkt nettet mellom omradene er. Dersom nettet er tilstrekkelig utbygd vil kraft selges fra overskudds-
til underskuddsomradet inntil prisene er utjevnet.

Av de fem norske prisomradene er @st- og Midt-Norge i dag underskuddsomrader, mens Nord-, Vest- og
Sgr-Norge har kraftoverskudd. Et sterkt norsk nett bidrar til at prisforskjellene internt i Norge ofte er
relativt sma, men i tilfeller med uvanlig hgy eller lav fyllingsgrad i ett omrdde eller dersom
overfgringskapasiteten mellom omrader er begrenset pd grunn av vedlikehold eller feil i nettet, kan
prisforskjellene bli stgrre. Historisk har Midt-Norge hatt de hgyeste kraftprisene i Norge, mens de tre
prisomradene i Sgr-Norge har hatt lavest priser. Utbygging av vindkraft i Nord-Norge gjor at
kraftoverskuddet i landsdelen gker de naermeste arene. Siden muligheten til & eksportere kraft fra Nord-
Norge til Sverige og Midt-Norge allerede i dag er begrenset, bidrar gkt kraftoverskudd til at kraftprisen i
Nord-Norge ser ut til & bli betydelig lavere enn i resten av Norge.

I Sgr-Norge blir kraftprisene tettere koblet til kontinentale kraftpriser etter hvert som nye
kabelprosjekter settes i drift. De neermeste drene settes nye kabler fra Norge til Tyskland og
Storbritannia i drift, i tillegg bygges det nye forbindelser fra Sverige og Danmark til Kontinental-Europa.

6.5.2 Nettkapasitet

Det norske kraftnettet er robust og Statnett planlegger a gke overfgringskapasiteten ytterligere i mange
deler av landet de neste fem arene (Statnett, 2017). Det gjennomfgres ogsa i disse dager en betydelig
nettoppgradering pa distribusjonsnettniva i Norge. Kraftnettet er samtidig mest utbygget i Sgr-Norge,
der den stgrste veksten av hydrogen ogsa er forventet & komme. Hvis det er rom for noe fleksibilitet til
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konkret lokalisering av elektrolyseanlegg, sa er det derfor ventet 8 vaere uproblematisk & etablere
elektrolyseanlegg med et samlet effektuttak pd opptil 0,5 GW. Dette tilsvarer et kraftforbruk pa ca. 4
TWh, og er tilstrekkelig for alle forbrukspunktene i Figur 6-5 med unntak av industrianleggene pd Hergya
og Tjeldbergodden (alt forbruk fra transportsektoren og estimert forbruk for TiZir). For individuelle
elektrolyseanlegg vil det noen steder vaere relativt uproblematisk og forholdsvis lave kostander ved a
knytte til 50 MW, mens andre steder kan det utlgse store nettinvesteringer.

Nettilknytningskostnad, ofte referert til som anleggsbidrag, er kostnaden ved & etablere ngdvendig
nettinfrastruktur hos den aktuelle kunde og eventuelle forsterkninger i overliggende nett som fglge av
tilknytningen. Tilgjengelig nettkapasitet for ny etterspgrsel vill naturlig variere etter lokasjon fordi
historisk nettutbygging har veert forskjellig i ulike omrader og forbruk og produksjon varier. Er det
begrenset nettkapasitet i omradet der det gnskes 8 koble til et elektrolyseanlegg kan det tilkomme en
betydelig merkostnad. En viktig dimensjon ved lokalisering av hydrogenverdikjede er derfor & kartlegge
nettilknytningskostanden ved etablering. I enkelte tilfeller kan det vaere rimeligere & plassere et
elektrolyseanlegg pa et mer gunstig sted i nettet, og transportere hydrogen via rgrledning til forbruket.

Nettleien gdr til & dekke Igpende kostander ved & drifte og vedlikeholde nettet, samt dekke tap som
oppstar ved overfgring. Nettleien er ofte utformet med et fastledd som avhenger av spenningsnivaet for
tilknytningen og et variabelt ledd som er avhengig av maksimalt effekt- og energiuttak. Nettleien
varierer fra sted til sted fordi det er forskjellig kostnad knyttet til & drifte nettet i ulike omrader, og kan
o0gsa variere ut ifra kundens behov for leveringssikkerhet. Elektrolyseanlegg kan ha stor fleksibilitet i
produksjonen, og kan fa redusert nettleie ved mulighet for & bli koblet ut i anstrengte nettsituasjoner.

Det er mulig & koble et elektrolyseanlegg direkte til et kraftproduksjonsanlegg. P& denne mate unngas
nettilknytningskostnaden (investeringskostnad) og nettleien (driftskostnad). Nedsiden ved et slikt valg er
at noe av produksjons-fleksibiliteten forsvinner. Dette kan medfgre behov for 8 investere i stgrre
hydrogenlagringskapasitet for 8 dekke etterspgrsel pa dager med lav produksjon.

Totalkostnaden ved nettilknytning per kW gker generelt med gkende effektuttak. Dette skyldes at nettet
dimensjoneres ut ifra effekt, og nettleiene ofte blir basert pd maksimalt effektuttak (kW per ar). Dette vil
medfgre at storskala elektrolyseanlegg har hgyere tilknytningskostnad enn smaskalaanlegg.

Fyllestasjoner for hydrogen til transportformal vil antas & normalt ha et effektbehov mellom 100 kW til 1
MW. Dette tilsvarer ca. 17 til 170 tonn Hx/ar. Dette er i nettsammenheng en last som normalt vil bli
tilknyttet 10-22 kV regionalnett. Med litt fleksibilitet til konkret lokalisering, sa er dette ventet 8 vaere
uproblematisk 8 tilknytte denne lasten da det er mye ledig kapasitet i eksiterende nett. Tilknytningen vil
i de fleste tilfeller medfgre at det opprettes en nettstasjon som tilkobles dagens regionalnett. Kostnad for
dette forventes 3 ligge et sted mellom 0,5-5 millioner NOK.

For storskalaanlegg kan effektbehovet ligge et sted mellom 10-100 MW. De stgrste bilfergesambandene
kan ha et arlig hydrogenbehov pa 7000 tonn H/ar, noe som kan kreve et effektuttak pa 40 MW. I store
industrianlegg kan effektbehovet veere stgrre: Eksempelvis ville en full overgang til elektrolysebasert
hydrogenproduksjon pa Hergya og Tjeldbergodden kreve et ekstra effektuttak pd over 0,5 GW. Dette er
betydelig i nettkapasitetssammenheng, og det kan gjgre det dyrere med nettilknytning.
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Dagens nettkapasitet ved Hergya, Tjeldbergodden og i Tyssedal (TiZir) er vidt forskjellig. Det er et mest
robust kraftnett i neerheten av Hergya og svakest ved Tjeldbergodden. For alle tre lokasjoner vil
tilkobling av et storskala elektrolyseanlegg medfgre at nettstasjonene pa stedet ma oppgraderes til et
hgyere spenningsniva og at transformatorstasjonen ma skiftes ut. Kostnaden for dette vil kunne vaere
relativt sammenlignbar ved de ulike lokasjonene, og forventes & ligge pa et sted mellom 10-50 millioner
NOK avhengig av effektuttaket. I tillegg ma kraftledningen mellom den lokale nettstasjonen og
overliggende nett forsterkes. Det er her kostnaden mellom de ulike lokasjonene vil skille seg. For Hergya
er det tilstrekkelig i kapasitet i overliggende nett, s kostnaden ved denne oppgradering er lav (< 10
millioner NOK). I Tyssedal er det rikelig med kraftproduksjon, men noe begrenset regionalnett.
Kostnaden for & koble til er derfor svaert usikker. For Tjeldbergodden er det imidlertid sannsynlig at
betydelige nettkostnader vil tilkomme ved tilkobling av et storskala elektrolyseanlegg. Dette skyldes at
Tjeldbergodden i dag forsynes ensidig via regionalnettet, og at et gkt effektuttak pa 0,5 GW kan kreve
oppgraderinger av nettet til Tjeldbergodden eller etablering av lokal kraftproduksjon.

6.6 Hydrogenproduksjon fra overskuddstrem: Nord-Norge

Analyser fra NVE og Statnett (Statnett, 2018) indikerer at kraftoverskuddet i Nord-Norge*3 vil gke fra 8
TWh i dag, til 12 TWh i 2020 og 15 TWh i 2030 (NVE, 2018a). Nord-Norge har ogsd gode vindressurser,
og er derfor et attraktivt omrade for & investere i ny vindkraft. Frem til 2020 forventer NVE at
kraftproduksjonen vil ske med 5 TWh i Nord-Norge, farst og fremst pa grunn av ny vindkraftproduksjon
(NVE, 2018a). Begrenset overfgringskapasitet ut av Nord-Norge medfgrer at gkt kraftproduksjon i
landsdelen gir lavere kraftpriser enn i resten av Norge. I NVEs analyse vil kraftprisen i Nord-Norge veere
2 gre/kWh lavere enn Sgr-Norge i 2020, og 7 gre/kWh lavere i 2030 (NVE, 2018a).

43 NO4 i Tabell 6-1.
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Det er to tiltak som i en situasjon med stort kraftoverskudd i Nord-Norge kan gi likere norske kraftpriser:
Bygge mer nett eller gke kraftforbruket i lokalt. Utjevning av kraftpriser mellom Nord- og Sgr-Norge
krever bygging av mye nytt nett helt fra Finnmark og gjennom bade Norge og Sverige. Lokal
forbruksgkning gjennom verdiskapning fra strom fremstar derfor som et aktuelt alternativ. Statnett viser
i sin analyse at et ekstra forbruk i Nord-Norge relativt til i dag pa 5 TWh i 2025 og 10 TWh i 2040 er
tilstrekkelig for & fjerne det meste av prisforskjellene mellom Nord- og Sgr-Norge (Statnett, 2018a).

Lave strgmpriser og kraftoverskudd tilsier at det kan vaere mer attraktivt 8 produsere hydrogen ved
elektrolyse i Nord-Norge enn i resten av landet. Vindkraftproduksjonen aktualiserer ogsa mulighet for 8
produsere hydrogen fra elektrolyseanlegg som er koblet direkte til vindparker, og dermed oppna lavere
produksjonskostnad som beskrevet i kapittel 2.3.1. Hydrogenproduksjon med elektrolyse kan ha et
fleksibelt kraftforbruk siden produksjonen kan skrus raskt opp og ned. Det passer bra i et omrdde med
varierende kraftpriser p& grunn av hgy andel uregulerbar kraftproduksjon.

Verdiskapning fra betydelig hydrogenproduksjon i Nord-Norge vil kreve eksport til aktuelle markeder.
Konkurranseevnen til slik produksjon avhenger av kostnadene til hele verdikjeden frem til hydrogen er
levert til sluttbruker. For at denne verdikjeden skal veere konkurransedyktig med lokal produksjon i Sgr-
Norge (uten transportledd) ma kostnaden forbundet med lagring og transport til sluttbruker vaere mindre
enn differansen i produksjonskostnad. Det samme gjelder for eksport til det europeiske markedet.

I kapittel 2.3.1 antydet vi ved & koble elektrolyseanlegg direkte til vindparker vil man potensielt kunne
produsere hydrogen til en kostnad ned mot 15 NOK/kgH>. Dette gjenspeiler en kraftpris pa 26 gre/kWh.
Figur 5-2 i kapittel 5.3 viser at, med de gitte antagelsene, vil 1000 km transport og leveranse av
hydrogen i gassform gi et kostnadspaslag p& over 25 NOK/kgH> for transport av flytende hydrogen, ca.
10 kr NOK/kgH: for transport av hydrogen i ammoniakk, og ca. 6,5 NOK/kgH:2 for transport av hydrogen
i metylsykloheksan. Kostnaden for transport av hydrogen i ammoniakk og metylsykloheksan er dermed
sd lav at verdikjeden med hydrogenproduksjon i Nord-Norge og transport til Sgr-Norge kan vaere
konkurransedyktig med lokal produksjon med elektrolyse i Sgr-Norge, jf. Figur 2-4.

Det er imidlertid potensial for at kostnad for hydrogenproduksjon i Nord-Norge kan reduseres ytterligere
ved a begrense hydrogenproduksjon til perioder med overskuddskraft, eller nar stremprisen ligger under
et visst niva. Dette vil kunne gke konkurranseevnen til hydrogenproduksjon i Nord-Norge ytterligere. I
(DNV GL, 2018b) gjorde vi en analyse av potensialet for dette ved & modellere fremtidig stremmiks, og
estimere antallet timer som vil gi lavest produksjonskostnad*4. For eksempel, for California i 2030 fant vi
at lavest produksjonskostnad ble oppnadd ved & operere elektrolysgrene ca. 3200 timer i aret.

Merk at hvis man opererer elektrolysgrer nar strémprisen er under 25 gre/kWh, sa vil gjennomsnittlig
strempris i timene man opererer elektrolysgrene potensielt vaere vesentlig lavere, spesielt i omrader der
man har mye uregulerbar vindkraft. Hvis man kan produsere kraft til en gjennomsnittlig kraftpris p3 20
gre/kWh 4000 timer i Igpet av et ar, vil man vil kunne oppna en produksjonskostnad pa rundt 13
NOK/kgH2 med Nels anslag for kapitalkostnad for alkaliske elektrolysgrer i 2020.

44 Hyis elektrolysgrer opereres kun ndr kraftprisen er lav (under et gitt nivd) vil kostnaden per produsert enhet hydrogen bli redusert. Dette
skyldes at kostnaden for & produsere hydrogen med elektrolyse er dominert av kraftprisen. Men ved & redusere antall timer som
elektrolysgrene opereres (relativt til kontinuerlig drift), vil man ogsa redusere hydrogenproduksjonen, og dermed fa et relativt stgrre bidrag
fra kapitalkostnaden til elektrolysgrene. Dette medfgrer at det eksisterer et antall timer som tilsvarer et minimum produksjonskostnad.
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VEDLEGG A

Tabell A-1: Dialogmgter med industriaktgrer.

Selskap Kontaktpersoner Dato

Alcoa Ellen Myrvold, Toini Lgvseth, Mona Aufles 20.11.2018

ASKO Jorn Arvid Endresen og Roger Seaether 23.11.2018

Elkem Alf Tore Haug Epostkorrespondanse
Eramet Benjamin Ravary 15.11.2018
Esso/ExxonMobil Jgrn Osnes 21.11.2018

Equinor - Bernt Vagstad, Kjetil Hauge, Marlena Grossmann og Per | 16.11.2018
Mongstad Sandberg

Equinor — New Henrik Solegaard Andersen og Per Sandberg 26.11.2018

Energy Solutions

Equinor - Michael Pustlauk og Kristian Rgdum 20.11.2018
Tjeldbergodden

Hydrogenpro Hans Jorg Fell 2.11.2018

INEOS Magnar Brekke, Ola Brevig og Terje Christensen Epostkorrespondanse
INOVYN @ystein F. Palmgren Epostkorrespondanse
Hydro Ivar Valstad 21.11.2018

NEL Jon André Lgkke og Bjgrn Gregert Halvorsen 23.11.2018

Norcem Tor Gautestad 15.11.2018

TiZir Per @yvind Saevartveit, Haavard Elstad og Stian Seim 23.11.2018

Yara Dag Willoch og Eystein Leren 6.11.2018
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Om DNV GL

DNV GL er et internasjonalt selskap innen kvalitetssikring og risikoh%ndtering. Siden 1864 har vart
formal veert & sikre liv, verdier og miljget. Vi bistar vare kunder med & forbedre deres virksomhet pa en
sikker og baerekraftig mate.

Vi leverer klassifisering, sertifisering, teknisk risiko- og pélitelighetsanalyse sammen med programvare,
datahdndtering og uavhengig ekspertradgivning til maritim sektor, til olje- og gass-sektoren, og til
energibedrifter. Med 80,000 bedriftskunder p& tvers av alle industrisektorer er vi ogsd verdensledende
innen sertifisering av ledelsessystemer. Med hgyt utdannede ansatte i 100 land, jobber vi sammen med
vare kunder om a gjgre verden sikrere, smartere og grgnnere.



	Synteserapport final
	Signaturer
	Synteserapport final
	Synteserapport final
	Synteserapport final
	Synteserapport final
	Synteserapport final

