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Samenvatting

Voor het Actieprogramma Onderweg met Waterstof van het Ministerie van
Infrastructuur en Waterstaat is meer inzicht nodig in de marktontwikkeling van
waterstof in mobiliteit in de periode tot 2030 om een ambitieus maar tegelijkertijd
realistisch programma op te kunnen stellen. Waterstof wordt per kilogram
afgerekend en de gemiddelde prijs daarvoor “aan de pomp” is op dit moment zo'n
€10 per kilogram (excl. BTW). Volgens het projectteam van het actieprogramma
zou waterstof gemiddeld niet meer dan circa €6 per kilogram (excl. BTW) mogen
kosten voor een haalbare business case voor de eindgebruiker, en om te kunnen
concurreren met fossiele brandstoffen. Een belangrijk deel van de waterstofprijs
wordt bepaald door de productiekosten van waterstof. Doel van deze studie is om
meer inzicht te krijgen in de ontwikkeling van de productiekosten van
klimaatvriendelijke waterstof tot 2030 en de mogelijke verder ontwikkeling tot 2050.
In de analyse zijn zowel de binnenlandse productiekosten van groene en blauwe
waterstof bepaald en de kosten voor overzeese import van groene waterstof. Deze
kosten zijn met elkaar en ook met waardes gerapporteerd in andere publieke
bronnen vergeleken. Vervolgens is een korte toelichting gegeven op mogelijk beleid
dat invloed kan hebben op de waterstofprijs.

Onze analyse in deze studie geeft aan dat de kosten van centrale grootschalige
productie van groene waterstof voor 2020 uitkomen op 5,2 - 7,2 €/kg H2 en mogelijk
afnemen tot 3,6 - 5,8 €/kg Hz in 2030. Een combinatie van optimistische
ontwikkelingen bovenop de ondergrens van deze kostenprojectie zou kunnen
leiden tot productiekosten die uitkomen tussen de 2,5 en 3,6 €/kg Hz. De
investeringskosten in elektrolyse en de elektriciteitskosten zijn de grootste
kostencomponenten. Op basis van een beoordeling van kostenverlagende en
kostenverhogende aspecten is de verwachting dat de kosten van relatief
kleinschalige decentrale productie eerder hoger dan lager liggen ten opzichte van
centrale productie, en zeker niet significant lager zullen zijn.

De productiekosten van blauwe waterstof zijn sterk afhankelijk van de aardgasprijs.
De kosten zijn op basis van de gasprijs in 2020 bepaald op 1,9 - 2,7 €/kg Hz, en
voor 2030 op 1,9 - 3,0 €/kg Hz. Vooralsnog is de conclusie dat de productiekosten
van groene waterstof tot 2030 hoger uitvallen dan die voor blauwe waterstof.
Mochten de aardgasprijzen echter op een structureel hoger niveau uitkomen dan
voorzien op basis van de aardgasprijs in de afgelopen jaren dan kan dit beeld
wijzigen. Bij een driemaal hogere gasprijs dan gehanteerd in deze studie lopen de
productiekosten van blauwe waterstof bijvoorbeeld op tot meer dan 5 €/kg Ho.

Ook is gekeken of het importeren van groene waterstof tot lagere kosten kan leiden.
Hiervoor is met het TNO Supply Chain Model uitgerekend wat de kosten zijn om
waterstof(dragers) per schip naar de Rotterdamse haven te transporteren vanuit
Argentinié, Canada, Marokko of Saudi Arabié. Uit deze analyse blijkt dat kosten
variéren van bijna 6 tot ruim 9 €/kg Hzvoor de verschillende importketens uit de
diverse landen. Ongeveer de helft tot tweederde hiervan betreft productiekosten
van waterstof. Het resterende deel wordt gevormd door kosten voor buffering, de
conversiestappen ten behoeve van het transport van waterstof, en het transport zelf
inclusief bijbehorende havenfaciliteiten. De onderlinge verhouding tussen beide
hangt af van de locatie en de vorm waarin waterstof wordt getransporteerd. In het
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algemeen lijkt import per schip tot 2030 nog niet concurrerend te zijn met
binnenlandse productie van waterstof. Dat sluit echter niet uit dat in specifieke
situaties, waar condities voor productie van hernieuwbare elektriciteit optimaal zijn
en door combinatie van bronnen veel vollasturen haalbaar zijn, ook al voor 2030
import van groene waterstof mogelijk is tegen kosten die vergelijkbaar zijn met de
geprojecteerde kosten van productie in Nederland.

De productie van waterstof als bijproduct van de chloorproductie is in deze studie
zijdelings aangestipt. De hoeveelheid bijproduct waterstof is in principe voldoende
om de eerste vloten van waterstofvoertuigen van brandstof te voorzien. Het is
echter niet zo dat deze waterstof nu niet wordt benut; een deel wordt geleverd aan
de chemische industrie voor gebruik als grondstof, en een deel wordt gebruikt als
brandstof. Bij verschuiving van de toepassing zal er substitutie plaatsvinden. Het
effect hiervan zal mede worden bepaald door wat er in de plaats komt van de
huidige toepassing van de waterstof. Indien inzet als brandstof voor toepassingen
in de vervoersector een interessante markt is zullen de kosten van deze waterstof
zich naar verwachting voegen naar de marktprijs van waterstof om concurrerend te
kunnen zijn.

De productiekosten voor groene en blauwe waterstof die volgen uit onze analyse
overlappen (deels) met in de literatuur gepubliceerde ranges. Gemiddeld zijn de
inschattingen en projecties vanuit de literatuur optimistischer en volgen onze
getallen de bovenkant van de range. Bij groene waterstof komt dit met name door
verschillen in aannames voor de investeringskosten en het elektriciteitsverbruik van
elektrolyse. Bij blauwe waterstof komt het verschil waarschijnlijk vooral van kosten
voor afvang, transport en opslag van COs..

Verschillende beleidsopties kunnen de prijs die afnemers betalen voor waterstof in
meer of mindere mate beinvioeden. Hernieuwbare Brandstof Eenheden (HBE’s)
kunnen een aanzienlijk effect hebben afhankelijk van de waarde van een HBE en
eventuele mogelijkheden voor toepassing van een extra factor. De prijs van een
HBE lag in de periode 2019-2020 rond 13 €/GJ wat overeen komt 1,6 €/kg Hz2. Op
het ogenblik geldt voor waterstof een vermenigvuldigingsfactor van 2,5 wat een
steun zou betekenen van 3,9 €/g H.. De SDE++ is een subsidie op de onrendabele
top van een technologie ten opzichte van een conventionele referentie. Op basis
van de huidige uitgangspunten van de regeling kan de SDE++ tot een subsidie van
ongeveer 3 €/kg Hz leiden. Investeringssubsidies of (gedeeltelijke) vrijstelling van
netwerkkosten hebben ook een direct verlagend effect op de kosten van productie
van waterstof door elektrolyse. Tot slot zijn lage kosten voor waterstof van
elektrolyse gebaat bij een zo hoog mogelijk aantal vollasturen voor productie en zo
laag mogelijke kosten van elektriciteit. In dit verband zal beleid dat zorgt voor
uitbreiding van de capaciteit voor productie van hernieuwbare elektriciteit naar
verwachting ook leiden tot daling van kosten voor productie van groene waterstof.

Bij alle prognoses past de kanttekening dat de snelheid waarmee nationaal en
internationaal de productie van hernieuwbare elektriciteit en de productie en het
gebruik van waterstof als energiedrager zich ontwikkelen, een significante invioed
kan hebben op de ontwikkeling van de kosten en de prijs van waterstof. Periodieke
monitoring van de feitelijke kosten- en prijsontwikkelingen in de markt kan bijdragen
om van jaar tot jaar een scherper beeld van de trends richting 2030 en verder te
krijgen voor zowel de kosten voor productie van groene als van blauwe waterstof.
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1 Inleiding

Het projectteam van het Actieprogramma Onderweg met Waterstof van het
Ministerie van Infrastructuur en Waterstaat heeft als opdracht om een ambitieus
maar tegelijkertijd realistisch programma op te stellen voor de marktontwikkeling
van waterstof in mobiliteit in de periode tot 2030. Uit eigen analyse is gebleken dat
een prijsdaling van ‘klimaatvriendelijke’ waterstof een randvoorwaarde is voor de
nagestreefde opschaling in de markt. Waterstof wordt per kilogram afgerekend en
de gemiddelde prijs daarvoor “aan de pomp” is op dit moment zo'n €10 per kilogram
(excl. BTW). Gemiddeld zou waterstof niet meer dan circa €6 per kilogram (excl.
BTW) mogen kosten voor een haalbare business case voor de eindgebruiker en om
te kunnen concurreren met fossiele brandstoffen. Overigens benoemt de
projectgroep ook twee andere randvoorwaarden: een verdere daling van de
aanschafkosten van voer- en vaartuigen en de beschikbaarheid van een
betrouwbaar en dekkend netwerk van vulpunten of tankstation voor waterstof.

De prijs van waterstof aan de pomp is opgebouwd uit bijdragen van kosten in
verschillende delen van de totale well-to-tank waardeketen, te weten
productiekosten van waterstof, kosten voor transport en distributie van waterstof en
de kosten van exploitatie van een waterstofvulpunt (HRS, Hydrogen Refuelling
Station). Per element zullen er marges zijn en over het geheel kan er nog een
heffing van de overheid overheen komen (accijns). Het projectteam maakt de
inschatting dat op het ogenblik een belangrijk deel van de kosten worden gevormd
door de productiekosten van waterstof. Zij geeft aan dat de bijdrage van de kosten
van waterstof op dit moment tussen de 40 tot 60% is van de totale kosten aan de
pomp. Een significante daling in de kosten van waterstofproductie is noodzakelijk
om tot de streefwaarde van €6 per kilogram te kunnen komen. Het projectteam
heeft TNO daarom gevraagd onderzoek te doen naar de ontwikkeling van de
productiekosten van waterstof, en dan met name klimaatvriendelijke waterstof.

Doel van de studie is om inzicht te krijgen in ontwikkeling van de productiekosten
van klimaatvriendelijke waterstof tot 2030 en de mogelijke verder ontwikkeling tot
2050. In het kader van deze studie worden onder klimaatvriendelijke waterstof de
volgende typen waterstof verstaan:
- Productie van waterstof via water-elektrolyse met hernieuwbare elektriciteit,
met onderscheid tussen:
o grootschalig centrale productie in Nederland (= 40 MW);
o kleinschalige decentrale productie op MW-schaal op of nabij een
tankstation;
o grootschalige productie in het buitenland met transport per schip
naar Rotterdam;
- Productie van waterstof op basis van centrale reforming van aardgas met
afvang en opslag van CO:2 (CCS)
- Waterstof die beschikbaar komt als bijproduct bij de productie van chloor.

Voor deze studie heeft TNO de ontwikkeling geanalyseerd van de belangrijkste
kostencomponenten voor productie van de verschillende typen waterstof tot 2030,
inclusief een mogelijke bandbreedte. Op basis hiervan zijn de zogenaamde
levelised cost, een maat voor de gemiddelde netto productiekosten over de
levensduur van een productie-installatie, voor productie van waterstof berekend tot
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2030. Voor de periode na 2030 is gebruik gemaakt van inschattingen voor de
productie van waterstof zoals gerapporteerd in een groot aantal recente rapporten
van gerenommeerde instituten en partijen zoals de IEA, IRENA en de Hydrogen
Council. Voor zover de rapporten ook gegevens bevatten voor de periode vanaf nu
tot 2030 zijn deze meegenomen waardoor ook onderlinge vergelijking met de TNO-
analyse mogelijk is.

Naast totale kosten geven de TNO-berekeningen ook inzicht in de kostenopbouw
van die kosten, zowel voor in Nederland geproduceerde waterstof als voor
geimporteerde waterstof. Naast inzicht in de kostenontwikkeling is gevraagd in
kaart te brengen welke mogelijkheden er voor de Nederlandse overheid zijn om de
hoogte van de verschillende kostencomponenten te beinvioeden, en wat het effect
van inzet van de mogelijkheden kan zijn.

In Hoofdstuk 2 wordt de TNO-analyse van de productie van diverse type waterstof
in Nederland toegelicht en de resultaten gepresenteerd. In Hoofdstuk 3 wordt dit
gedaan voor de import-analyse waarbij het uitgangspunt is dat uiteindelijk pure
waterstof beschikbaar komt op de locatie van import zodat een goede vergelijking
met lokaal geproduceerde waterstof mogelijk is. Hoofdstuk 4 presenteert de
resultaten van de analyse van een selectie van recente publicaties en vergelijkt die
met de TNO-analyse. Hoofdstuk 5 geeft een overzicht van beleidsinstrumenten
waarmee kostencomponenten als onderdeel van de totale productiekosten kunnen
worden beinvloed, en sluit af met de conclusies die volgen uit de studie.
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Analyse kostenontwikkeling productie in Nederland

In dit hoofdstuk wordt de analyse van de kostenontwikkeling van de productie van
groene en blauwe waterstof in Nederland beschreven. We bespreken de totale
productiekosten, zonder enige vorm van beleidsondersteuning. Verschillende opties
om met beleidsinstrumenten de kosten voor de productie van groene waterstof te
verlagen worden besproken in Hoofdstuk 5.

Aanpak en uitgangspunten voor kostenberekening van groene waterstof

Onder groene waterstof wordt in het kader van dit rapport waterstof verstaan die
wordt geproduceerd door elektrolyse van water met duurzame elektriciteit. De
analyse van de kostenontwikkeling voor groene waterstof in Nederland is
gebaseerd op een rekentool die door TNO in 2021 is gemaakt voor EZK. Doel
hiervan was om inzicht te geven in de productiekosten van groene waterstof voor
de eerste circa 500 MW aan elektrolysecapaciteit en inzicht te geven in het effect
de beleidsopties om de productiekosten te verlagen, en wat de kosten van het
inzetten van de beleidsinstrumenten zijn. De rekentool is ontwikkeld op basis van
het Onrendabele Top Model van de SDE++. Waar het PBL het ORT model elk jaar
opnieuw invult voor het SDE++ advies op basis van de nieuwste inzichten (Lensink,
& Schoots, 2021), hebben wij aannames gemaakt over hoe de investeringskosten,
operationele kosten en vollasturen per jaar veranderen tot 2030. Deze aannames,
die in de volgende paragraaf worden toegelicht, gebruiken we om voor elk jaar een
berekening te doen met het ORT model. De resultaten zijn een benadering van de
gemiddelde productiekosten van groene waterstof over een periode van 15 jaar
vanaf het jaar van ingebruikname van een installatie. Die 15 jaar is de periode
waarmee de SDE++ rekening houdt. De prijs die voor groene waterstof wordt
betaald zal afhangen van vele andere factoren zoals productiekosten van andere
installaties die eerder of later geinstalleerd worden, de vraag naar en
beschikbaarheid van groene waterstof, distributiekosten, subsidies, vergoedingen,
en belastingen. Deze factoren zijn niet meegenomen in deze analyse.

In de rekentool zijn twee opties ingebouwd voor de koppeling van de elektrolyse
installaties: 1) aan het net of 2) directe koppeling aan wind op zee. Bij netkoppeling
zijn de beschikbare uren met lage COz-intensiteit ingeschat op basis van de
Klimaat- en Energieverkenning (KEV) 2020 (PBL, 2020), net zoals is gedaan in de
SDE++ 2021. Hiervoor is aangenomen dat de beschikbare uren voor de productie
van groene waterstof, de uren zijn waarin de marginale optie een duurzame bron is.
De aanname is dan dat de extra vraag van een elektrolyse installatie niet leidt tot
extra COz-uitstoot doordat er een fossiele elektriciteitscentrale moet worden
aangezet om aan de extra vraag naar elektriciteit van elektrolyse te voldoen. Deze
aanname is te verdedigen voor een beperkte hoeveelheid extra vraag zoals van de
eerste ~500 MW aan elektrolysecapaciteit. Bij verdere toename van de vraag door
elektrolyse, zoals bij 3 GW of meer aan nieuwe capaciteit, zal deze aanname niet
meer geldig zijn omdat er dan vrijwel zeker fossiele elektriciteitscentrales bij moeten
springen om te voorzien in de extra elektriciteitsbehoefte. Het recente besluit van
het kabinet om de reeds geplande 11,5 GW aan wind op zee uit te breiden met nog
eens 10 GW voor 2031 zal wel resulteren in meer emissievrije uren op het net en
meer mogelijkheden voor directe koppeling van elektrolyse met wind op zee. Dit
recente besluit en de realisatie van elektrolysecapaciteit zijn echter geen onderdeel
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van de KEV 2020, waardoor we zonder additionele modellering geen goede
inschatting kunnen maken van de beschikbare emissievrije uren voor een grote
hoeveelheid elektrolysecapaciteit gekoppeld aan het net. Additionele modellering
valt buiten de scope van zowel dit onderzoek en was ook geen onderdeel van het
eerdere onderzoek voor EZK.

Bij directe koppeling aan wind op zee worden de vollasturen van de elektrolyse
installatie bepaald door de productie van de windparken, wat ook voor grote
capaciteit aan elektrolyse installaties goed ingeschat kan worden. Omdat de focus
hier ligt op de grootschalige toepassing van elektrolyse is voor deze kostenanalyse
aangenomen dat de elektrolysecapaciteit is gekoppeld aan wind op zee. Dit kan via
een directe lijn, een aparte verbinding tussen windpark en elektrolyse installatie, of
via een ‘virtuele directe lijn’ waarbij de elektrolyse installatie wel aan het net is
gekoppeld maar alleen produceert wanneer het windpark ook produceert. Vanwege
beperkingen in de netcapaciteit om alle elektriciteit van wind op zee in het landelijke
net in te passen is de verwachting dat afname van de windstroom door bijvoorbeeld
grootschalige waterstoffabrieken op basis van elektrolyse zo dicht mogelijk aan de
kust zal plaatsvinden.

Ontwikkeling van investeringskosten voor elektrolyse en overige aannamen

De aannames voor specifieke investeringskosten zijn gebaseerd op een leercurve
analyse die is gemaakt voor een rekentool om de benodigde beleidsondersteuning
voor de eerste uitrol van elektrolyse (Detz & Weeda, 2022) te kunnen verkennen.
Voor de leercurve analyse is een bandbreedte voor huidige investeringskosten
aangenomen. De bovenkant is gezet op 1800 €/kWe. Dit bedrag is gebaseerd op
marktconsultatie en gebruikt voor het voor het eindadvies basisbedragen SDE++
2021 voor een 20 MW alkalische elektrolyser (Lensink & Schoots 2021). Het is ook
het resultaat van een ontwerpstudie met een gedetailleerde onderbouwing van de
kosten voor een GW-schaal fabriek op basis van PEM elektrolyse (ISPT, 2020). De
ondergrens is gesteld op 1400 €/kWe en komt uit diezelfde studie voor een GW-
schaal fabriek op basis van alkalische elektrolyse. Op basis van verschillende
inschattingen van de groei in wereldwijd geinstalleerd vermogen en procentuele
kostendaling per verdubbeling van geinstalleerd vermogen komen we tot
inschattingen voor een voorzichtige en een optimistische daling van de kosten
richting 2030 en 2050. Figuur 1 vat de bevindingen samen. De investeringskosten
in 2030 liggen met deze leercurve analyse tussen de 600 €/kWe in de meest
optimistische case en 1350 €/kWe in de meest conservatieve variant.

De O&M (Operation and Maintenance) kosten, netwerkkosten en efficiency zijn
gebaseerd op de SDE++ 2021. Aangenomen is dat de O&M kosten constant blijven
richting 2030. De netwerkkosten zijn gebaseerd op tarieven voor netkoppeling,
waar een lichte stijging in wordt verwacht de komende jaren. We gebruiken de
netwerkkosten voor netgekoppelde installaties als benadering van wat de
netwerkkosten voor projecten met een directe lijn zullen zijn. De werkelijke kosten
voor een directe lijn zullen project specifiek zijn. Bij virtuele directe koppeling is de
elektrolyse installatie gewoon aan het net gekoppeld en wordt aangenomen dat de
reguliere nettarieven gelden. Er wordt alleen elektriciteit via het net afgenomen
wanneer het windpark waar een power purchase agreement (PPA) mee is
afgesloten ook daadwerkelijk elektriciteit produceert.
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Figuur 1  Eén-component leercurve projecties voor elektrolyzer investeringskosten.

Naast wind op zee en waterstofproductie op land wordt er nagedacht over
waterstofproductie op zee op platforms of eilanden, en zelfs over waterstofproductie
geintegreerd in windturbines. Van deze opties is echter nog onvoldoende concrete
informatie beschikbaar om daar aparte varianten voor mee te nemen in deze
analyse. Bij productie op platforms of eilanden op zee liggen de investeringskosten
en O&M kosten waarschijnlijk wat hoger, maar zal de post netwerkkosten geheel of
gedeeltelijk wegvallen. Voor nu wordt daarom aangenomen dat de kosten voor
deze varianten binnen de bandbreedte van de huidige analyse vallen.

De elektriciteitskosten zijn gebaseerd op TNO projecties voor de levelised cost of
electricity (LCoE) van wind op zee projecten'. De kosten van windparken zullen
naar verwachting stijgen door het gebruik van grotere turbines die verder op zee
geplaatst worden. Door het gebruik van grotere turbines verder op zee wordt er
echter ook meer elektriciteit geproduceerd, waardoor de gemiddelde kostprijs van
een geleverd kilowattuur in 2030 lager ligt dan in 2020 en 2025. Een overzicht van
de aannames die zijn gebruikt in het model voor berekening van de productiekosten
van waterstof zijn gegeven in onderstaande Tabel 1.

Tabel 1 Aannames analyse productiekosten groene waterstof in Nederland voor voorzichtige (high) en optimistische
(low) inschattingen van de investeringskosten voor elektrolyseprojecten.

Parameter Eenheid 2020 2020 2025 2025 2030 2030
high high high

Investeringskosten
O&M kosten
Netwerktarief
Elektriciteitskosten
Elektriciteitsverbruik
Vollasturen

€/kWin 1400 1800 1552 1338
€/kWin/jaar 38 38 38 38 38 38

€/kWinfjaar 50,6 50,6 52,2 52,2 54,4 54,4
€/MWh 40,1 40,1 34,5 34,5 28,3 28,3
kWh/kg H2 57,8 57,8 57,8 57,8 57,8 57,8
h 5277 3704 5277 3704 5277 3704

1 Opgemerkt wordt dat gehanteerde elektriciteitskosten laag zijn in vergelijking met huidige
elektriciteitsprijzen en prijzen op de termijnmarkt voor de komende jaren die ruim boven de 100
€/MWh liggen (https://zichtopenergie.nl/prijsontwikkelingen/ontwikkelingen-electriciteitsprijzen/).
PPA-prijzen zullen lager liggen dan marktprijzen maar wel de trend in marktprijzen volgen. Bij het
gehanteerde elektriciteitsverbruik in deze studie leidt elke 10 €/ MWh verhoging van de kosten van
elektriciteit tot een verhoging van de productiekosten met 0,578 €/kg (en vice versa).
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De vollasturen zijn afhankelijk van de verhouding tussen de elektrolyse installatie
en het windpark waar het aan gekoppeld is. Voor de variant met lage vollasturen
(3704) gaan we uit van een elektrolyse installatie met dezelfde piekcapaciteit als
het gekoppelde windpark, waardoor de elektrolyse installatie nagenoeg alle
windstroom afneemt. De elektrolyse installatie wordt bij deze variant heel
dynamisch bedreven en volgt het productieprofiel van het windpark perfect. De
vollasturen van de elektrolyse installatie zijn wat lager dan die van het windpark
omdat we aannemen dat de elektrolyse installatie uitgeschakeld wordt in periodes
waarin de installatie op minder dan 10% van de piekcapaciteit moet opereren door
een gebrek aan windenergie. Deze aanname is ook gebaseerd op de SDE++ 2021.

Voor de hoge variant zijn de vollasturen gebaseerd op een elektrolyse-installatie
met een capaciteit die de helft bedraagt van de piekcapaciteit van het windpark
waar de installatie aan gekoppeld is. Hierdoor produceert de elektrolyse-installatie
vaker op maximale capaciteit en kunnen er meer vollasturen gemaakt worden. Als
het windpark meer produceert dan de elektrolyse-installatie kan afnemen, is de
overige elektriciteit beschikbaar voor de elektriciteitsmarkt. Naarmate de elektrolyse
installatie kleiner is ten opzichte van het windpark kan de installatie meer
vollasturen maken. Maar bij een gegeven waterstofvraag is er dan wel een
veelvoud aan wind op zee nodig met bijbehorende behoefte aan mogelijkheden
voor aanlanding en inpassing in het net van de overige elektriciteit. Gezien de
verwachte grote behoefte aan groene waterstof als uitvloeisel van voorstellen in het
kader van het Europese Fit for 55 pakket (Lamboo & Weeda, 2022; CE Delft, 2022)
en de beperkte mogelijkheden voor aanlanding en inpassing van wind op zee
richting 2030 is in deze studie uitgegaan van een maximale verhouding van 2
tussen de capaciteit van windparken en de aangesloten elektrolysecapaciteit. Op
basis van het gebruikte windprofiel geeft dit 5277 vollasturen per jaar. Hierbij is
rekening gehouden met uitschakeling van de elektrolyse-installatie als het aanbod
vanuit het windpark lager is dan nodig voor minimaal deellastbedrijf.

Resultaten voor productiekosten van groene waterstof

Figuur 2 toont de resultaten van de analyse met de rekentool, inclusief de verdeling
van kosten naar onderdeel. De productiekosten dalen van 5,2 - 7,2 €/kg Hz in 2020
naar 3,6 - 5,8 €/kg Hz in 2030.2 De investeringskosten en elektriciteitskosten zijn de
grootste onderdelen van de kosten. De daling in productiekosten komt dan met
name ook door een daling van de investeringskosten en de elektriciteitskosten. Het
figuur toont ook aan dat de investeringskosten, O&M kosten en netwerkkosten
minder zwaar meewegen in de cases met hoge vollasturen. De elektriciteitskosten
zijn niet afhankelijk van het aantal vollasturen.

Het resultaat getoond in Figuur 2 is onze beste inschatting van de productiekosten
op basis van de beschikbare informatie en onze aannames. Het kan echter zijn dat
de productiekosten in 2030 hoger of lager uitvallen dan onze beste inschattingen.

2 In het EU ETS-voorstel in het Fit for 55 pakket is voorgesteld om hernieuwbare waterstof in
aanmerking te laten komen voor gratis emissierechten. Als dit daadwerkelijk wordt ingevoerd en
wordt overgenomen in de nationale CO2-heffing zouden inkomsten uit verkoop van gratis
emissierechten (ETS en CO2-heffing) kunnen worden gegenereerd. Dit is in deze analyse niet
meegenomen. Eventuele inkomsten zijn afhankelijk van het aandeel gratis rechten en de CO,-
prijs. Ter indicatie: per kg CO./kg H; aan gratis rechten en per 10 €/ton CO; bedragen de
inkomsten 0,01 €/kg H,.
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Om dit in beeld te brengen hebben we een aantal opties doorgerekend waarmee de
productiekosten in 2030 lager kunnen uitvallen dan in de referentiecase hierboven.
De resultaten geven aan waar aan moet worden voldaan om te komen tot lagere
productiekosten.

Hydrogen productlon costs [€/kg]

Figuur 2
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Productiekosten van groene waterstof in Nederland.

De opties die zijn doorgerekend zijn:

Hogere omzettingsefficiéntie: er is niet een waarde voor het specifiek
elektriciteitsverbruik maar een brede waaier die varieert van 50 kWh/kg tot
wel meer dan 80 kwWh/kg (IRENA, 2020). Naar verwachting zal het
gemiddelde verbruik afnemen in de tijd als steeds de meest efficiénte
systemen worden geinstalleerd.

Geen netwerkkosten: netwerkkosten kunnen voor grote bedrijven nu al veel
lager zijn dan voor kleinere aansluitingen en met beleid voor elektrolyse
zelfs helemaal vrijgesteld worden van netwerktarieven.

Lagere investeringskosten: lagere investeringskosten dan de laagste die
door ons zijn ingeschat voor 2030 (600 €/kW) zouden kunnen worden
bereikt als opschaling sneller verloopt dan voorzien in de bijbehorende
projectie die voorziet in 270 GW cumulatief geinstalleerde capaciteit
wereldwijd (IRENA, 2019). Ook door investeringssubsidies kunnen de
effectieve investeringskosten worden verlaagd.

Lagere elektriciteitskosten: de elektriciteitskosten kunnen bij gunstige
condities lager zijn, bijvoorbeeld bij snellere opschaling van hernieuwbare
energie-opties met toenemende periodes van overvloedig aanbod en lage
prijzen tot gevolg. De aangenomen elektriciteitskosten zijn gebaseerd op de
laagste groothandelsprijzen in de emissievrije uren in 2030 zoals
doorgerekend voor de KEV 2020. Hoe realistisch dit is hangt er vanaf
hoeveel partijen gaan reageren op prijsprikkels. Als veel partijen
inschakelen bij lage prijzen, zullen de prijzen weer omhoog gaan.

Hogere vollasturen: Een variant met 8000 uur is berekend. Om in alle uren
hernieuwbare waterstof te kunnen produceren is dan wel opschaling van
duurzame energie nodig zodat het net vrijwel het gehele jaar door is gevuld
met duurzame elektriciteit.
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De volgorde is gebaseerd op een inschatting van de waarschijnlijkheid dat de opties
in 2030 werkelijkheid zijn. Een overzicht van de aannames is gegeven in Tabel 2.

Tabel 2 Vergelijking van aannames voor gevoeligheidsanalyse “lagere kosten 2030”.

Parameter Eenheid Basisscenario Opties “lagere
“Laag” 2030 kosten 2030”
50

Elektriciteitsverbruik kWh/kg H2 57,8

Netwerktarief €/kWinljaar 54,4 0
Investeringskosten €/kWin 592 300
Elektriciteitskosten €/MWh 28,3 17,5
Vollasturen h 5277 8000

Figuur 3 toont een overzicht van de impact van de verschillende opties. Lagere
elektriciteitskosten zorgen voor de grootste daling van de productiekosten, gevolgd
door een nultarief voor netwerkkosten en hoge vollasturen. Bij hoge vollasturen is te
zien dat de vaste kosten relatief minder worden per kilogram waterstof, maar dat de
elektriciteitskosten per kilo gelijk blijven. Het lagere specifieke elektriciteitsverbruik
heeft een iets beperkter effect dan de hoge vollasturen, maar de keuze voor een
efficiénter systeem is eenvoudiger dan het realiseren van meer vollasturen voor
productie van hernieuwbare waterstof bij een beperkt aanbod duurzame elektriciteit.
Halvering van de toch al lage specifieke investeringskosten heeft relatief het minste
effect. Omdat in onze aannames de O&M kosten niet zijn gerelateerd aan de
investeringskosten leidt de halvering alleen tot een verlaging van het aandeel van
de investeringskosten in de totale kosten. Het effect van halvering van de O&M
kosten bij gelijk blijven van de overige aannamen is niet apart berekend, maar het
effect kan eenvoudig worden ingeschat aan de hand van Figuur 2.
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Figuur 3  Effecten van aannamen voor lagere productiekosten van groene H; in 2030.

In Figuur 4 is het effect van stapsgewijs toevoegen van verschillende opties voor
lagere kosten weergegeven. Doordat de effecten hier cumulatief zijn, is de impact
van sommige opties kleiner dan aangegeven in Figuur 3. Duidelijk zichtbaar is
bijvoorbeeld dat verhoging van de vollasturen een kleiner effect heeft in Figuur 4
dan in Figuur 3. Dit komt doordat de kosten waar de grotere hoeveelheid waterstof
van de extra uren effect op heeft al op een lager niveau liggen vanwege het
doorvoeren van de andere opties voor lagere kosten. Als alle opties voor lagere
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kosten tegelijk realiteit zouden worden dan resulteert dit in een kostenniveau van
1.5 €/kg Hz. Dit wordt niet gezien als realistisch voor 2030. Mogelijk dat een
combinatie van lager elektriciteitsverbruik, een laag netwerktarief en een beperkte
toename van vollasturen tot een kostenniveau tussen de 2.5 €/kg en 3.6 €/kg kan
leiden.

Hydrogen productlon costs [€/kg]
N

Reference High No network Low Low electricity ~ High full  Optimistic low
2030 low efficiency costs CAPEX costs load hours cost 2030

Figuur 4  Cumulatief effect van aannamen voor lagere productiekosten van groene H, in 2030.
Kosten van decentrale productie ten opzichte van centrale productie

De resultaten zijn in principe voor grootschalige centrale productie van groene
waterstof. Naar verwachting zijn de kosten voor decentrale productie echter
vergelijkbaar zoals ook blijkt uit een studie van NREL (James et al, 2013).
Afhankelijk van de precieze capaciteit zijn de specifieke investeringskosten voor
een elektrolyse-installatie zelf vergelijkbaar of iets hoger dan bij centrale productie.
De specifieke investeringskosten liggen aanzienlijk hoger bij kleine systemen van
enkele tientallen of honderden kilowatt maar viakken snel af bij systemen op de
schaal van een of enkele megawatt. De absolute kosten voor aansluiting van een
decentrale productie-eenheid zullen een stuk lager zijn dan voor een centrale
eenheid waarvoor mogelijk een apart onderstation met aansluiting op het
hoogspanningsnet nodig is. De lagere absolute kosten kunnen echter ook maar
over een kleinere capaciteit worden uitgesmeerd waardoor het verschil in specifieke
investeringskosten beperkt is. Hetzelfde geldt voor allerlei bijlkomende kosten zoals
Vvoor engineering, vergunningen en installatie.

Bij decentrale productie op een tankstation worden de kosten voor transport van
waterstof naar het tankstation uitgespaard, wat ruimte voor iets hogere
productiekosten kan geven. Daartegenover staat dat dimensionering van een
systeem op een (openbaar) tankstation een uitdaging is, zeker in de beginfase als
de vraag nog beperkt is en onregelmatig. Vanzelfsprekend is dimensionering van
een systeem voor een vaste en regelmatige vraag eenvoudiger zoals bijvoorbeeld
een busvloot of een wagenpark dat volgens een vast schema kan worden getankt.
Dimensionering van een elektrolyser op de piekvraag levert een systeem met een
lage benuttingsgraad. Bij dimensionering op de gemiddelde vraag is er relatief veel
opslag nodig, en gaan daar de kosten in zitten. Daarbij zal de gemiddelde vraag, in
een zich ontwikkelende markt, in het eerste jaar een andere zijn dan in de
daaropvolgende jaren zodat enige overdimensionering nodig is om niet elk jaar het
systeem te hoeven aanpassen. Tot slot zullen bij decentrale productie de specifieke
onderhoudskosten eerder hoger dan lager liggen, evenals de kosten voor
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elektriciteit en de netwerkkosten gerelateerd aan het kleinere volume waterstof. Al
met al is in het algemeen te verwachten dat de productiekosten van decentrale
productie eerder hoger dan lager liggen ten opzichte van centrale productie, en
zeker niet significant lager zullen zijn.

Aannamen en resultaten voor productie van blauwe waterstof

Onder blauwe waterstof wordt in het kader van dit rapport waterstof verstaan die
wordt geproduceerd door reforming van aardgas waarbij de CO2 wordt afgevangen
en wordt opgeslagen in lege gasvelden op de Noordzee (Carbon Capture and
Storage, CCS). Er is geen definitie die aangeeft wat het minimum percentage CCS
moet zijn om te kunnen spreken van blauwe waterstof. In deze studie gaan we uit
van 90% COzreductie door CCS.

Controverse over de klimaatvriendelijkheid van blauwe waterstof

Vorig jaar is veel discussie ontstaan rond een rapport met de boodschap dat
gebruik van blauwe waterstof vervuilender is dan directe inzet van aardgas
(Howarth and Jacobson, 2021). Ook een ander rapport is kritisch over blauwe
waterstof (Yuanrong et al., 2021). Daar waar het doel emissiereductie is door
decarbonisatie van aardgas zou per saldo de emissie van broeikasgassen bij
blauwe waterstof hoger zijn dan bij direct gebruik van aardgas. De indruk is dat
de rapporten een wat vertekend beeld geven voor lekkages rond winning,
transport en opslag van aardgas in Noordwest-Europa, en de productie van
blauwe waterstof op basis daarvan, zeker als zou worden uitgegaan van cijfers
voor productie met nieuwe efficiénte installaties op basis van autothermal
reforming (ATR) met hoge afvangpercentages in plaats van cijfers voor
bestaande fabrieken op basis van steam methane reforming (SMR) met
beperkte mogelijkheden voor afvang van CO:z. Niettemin lijkt een kritische
houding ten aanzien van blauwe waterstofproductie op basis van aardgas op
z'n plaats. Is het niet vanwege de hogere methaanlekkages voor aardgas uit
Rusland, dan wel omdat we af willen van de afhankelijkheid van Rusland en zo
mogelijk afhankelijker worden van de import van aardgas via LNG wat ook
gepaard gaat met relatief hoge methaanemissies. Daarbij geldt meer algemeen
dat blauwe waterstof vanwege het conversieverlies in principe leidt tot een
toename van het gebruik van aardgas terwijl we juist streven naar vermindering
van het gebruik. Bijlage A geeft een meer uitgebreide beschouwing van de
aspecten die een rol spelen in de discussie over hoe klimaatvriendelijk blauwe
waterstof is.

De productiekosten van blauwe waterstof zijn berekend op basis van data van de
SDE++ 2021. De aanpak is hetzelfde als die voor groene waterstof: we berekenen
de gemiddelde productiekosten op basis van aannames voor de gemiddelde kosten
voor een installatie in een bepaald jaar met een operationele levensduur van 15
jaar. De investeringskosten voor een reformer, O&M kosten van een reformer, de
efficiéntie van een reformer en de vollasturen zijn gebaseerd op berekeningen van
de kosten van grijze waterstof. De kosten van grijze waterstof worden in de SDE++
gebruikt als correctiebedrag voor groene waterstof. Als referentie is een steam
methane reformer (SMR) gebruikt, de kosten voor een autothermal reformer (ATR)
zijn gelijk verondersteld aan een SMR. De kosten voor CCS zijn project specifiek.
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Hier is de volledige bandbreedte van CCS kosten uit de SDE++ 2021 gebruikt. Voor
de onderkant van de bandbreedte is pre-combustion afvang bij een nieuwe ATR
met gasvormig transport gebruikt. Voor de bovenkant van de bandbreedte is post-
combustion afvang bij een bestaande SMR met vloeibaar transport gebruikt. Een
overzicht van de aannames is gegeven in Tabel 3

Tabel 3 Aannames analyse productiekosten blauwe waterstof in Nederland.

Parameter Eenheid 2020 2020 2025 2025 2030 2030
high high low high
536 536 536

CAPEX reformer €/kWin

O&M kosten Mé€/jaar 0,9 0,9 0,9 0,9 0,9 0,9
CCS afvangpercentage | % 90% 90% 90% 90% 90% 90%
CCS kosten €/t CO2 79 157 79 157 79 157
Gasprijs €/MWh HHV 19,7 23,7 20,5 26,7 20,5 28,4
Efficiency % LHV 76% 76% 76% 76% 76% 76%
Full load hours h 8000 8000 8000 8000 8000 8000

Voor de gasprijs zijn twee scenario’s gebruikt. Het scenario met hoge gasprijzen is
gebaseerd op de KEV 2020, waar de gasprijs van 2020 lineair stijgt tot 2030.