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            초록
          
        

        
          As global warming accelerates, clean hydrogen production becomes more important to mitigate it. However, importing hydrogen is necessary for countries that have high energy demands but insufficient resources to produce clean hydrogen. In line with the trend, this study investigated both the economic and environmental viability of an overseas hydrogen supply chain between Australia and the Republic of Korea. Several possible methods of water electrolysis and hydrogen carriers are compared and effect of renewable electricity price on the cost of hydrogen production is evaluated.
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      1. 서 론
      에너지 생산을 위해 오랫동안 무분별하게 화석 연료를 사용해오면서 이에 따른 온실가스 배출로 인해 지구 온난화가 가속화되어 세계적인 기후 변화를 초래하였고, 이에 최근 세계 각국에서는 파리 기후 협정을 포함하여 온실가스 감축을 위한 노력이 많이 이루어지고 있다. 온실가스 감축을 위해 대표적인 방안으로 에너지 생산을 위한 자원으로 기존의 탄소를 포함한 화석 연료를 대신해서 풍력, 태양광 등의 재생가능한 자원을 이용하는 방법이 있는데, 최근에는 이 또한 에너지 생산이 간헐적이고 지역적, 계절적 편차가 크다는 점 등의 문제로 인해 이를 보완하고자 생산된 에너지를 저장할 수 있는 매체로써 수소(H2)에 주목하고 있다1). 수소는 산소와 함께 연소할 때 화학 반응 내에서 오염 물질이 생산되지 않으며2), 단위 질량 당 에너지량이 다른 물질들에 비해 월등히 높다는 점에서 매력적인 대체 신에너지 및 에너지 저장 매체로 여겨지고 있다3).

      이러한 추세에 맞추어, 한국은 국제적인 온실가스 감축 목표 달성에 협조하기 위해 2016년에 발표된 ‘제1차 기후변화대응 기본계획’ 및 ‘2030 국가 온실가스 감축 기본 로드맵’을 시작으로 2017년에는 ‘재생에너지 3020 이행계획’을, 그리고 2019년에는 ‘제2차 기후변화대응 기본계획’과 함께 1차적으로 ‘수소 경제 활성화 로드맵’을 발표하며 탄소에너지 기반 경제 탈피와 함께 수소에너지 기반 경제로의 진입을 선언하였다. 하지만, 앞서 언급했듯이 재생에너지의 경우 지역적 편차가 국제적으로 크며, 세계적으로 한국은 일본, 독일 등과 함께 생산 가능한 재생에너지 용량이 수요에 미치지 못하는 자원 부족 국가로 꼽힌다4,5). 재생에너지 기반 수소 생산 이외에도 수소를 생산할 수 있는 방법으로는 천연 가스 개질, 석탄 가스화 등이 대표적으로 존재하지만6), 이에 필요한 천연 가스 및 석탄 자원 또한 한국은 부족하기 때문에 현실적으로 국내에서 생산되는 수소만으로는 전체 수요를 충족시키기 어려운 실정이다.

      이에 따라 2021년 10월에 보고된 ‘수소경제 성과 및 수소선도국가 비전’에서는 전체 공급량의 약 80%를 해외에서 수입해오는 해외 수소를 통해 충족시키고자 함을 밝히며 해외 수소 수입 목표 실현을 위해 구체화된 ‘H2 STAR’ 프로젝트를 발표하였다. 프로젝트 내용에 따르면 협력 중인 수소 수출 국가로 호주, 칠레, 사우디 아라비아, 아랍 에미리트 등이 언급되고 있으며, 각 국가에서 풍부한 태양광, 풍력 등의 재생에너지를 이용해 수소를 생산하여 선박을 통해 운송해오겠다는 계획이다. 특히, 한국은 적절한 거리에 위치해 있고 풍부한 재생에너지 자원을 가지고 있는 호주로부터 수입하고자 하는 프로젝트를 다수 계획하고 있으며, 호주 또한 자국의 풍부한 자원을 이용해 한국, 일본 등 아시아 국가들에 수소를 수출하고자 다수의 프로젝트가 진행 및 계획 중에 있다.

      재생에너지를 통해 생산된 전력은 수전해(water electrolysis)를 통해 수소의 형태로 저장될 수 있다. 이때 수전해의 경우에도 현재까지 대표적으로 알칼라인 전해조(alkaline electrolyzer cell), 고분자전해질 전해조(polymer electrolyte membrane electrolyzer cell), 고체산화물 전해조(solid oxide electrolyzer cell)가 연구되어오고 있으며, 각각 스택 효율, 에너지 소모량, 수소 순도, 환경영향 등의 관점에 있어 장단점을 가지고 있다7). 특히, 알칼라인 전해조의 경우 가장 기술성숙도(technology readiness level)가 높아 현재 경제성이 높지만 전력 소모량이 상대적으로 높고, 고분자전해질 전해조는 생성되는 수소의 순도가 높으며, 고체산화물 전해조의 경우 세 가지 중에서 기술성숙도는 가장 낮지만 전력 소모가 현저히 낮다는 장점이 있다7).

      수소는 단위 질량당 에너지량은 높지만 단위 부피당 에너지 밀도는 현저히 낮기 때문에 가스 상태 수소의 저장 및 운송을 위해서는 막대한 비용이 든다8). 따라서 수소 저장 및 운송의 경제성을 높이기 위해서는 생산된 기체 상태의 수소를 부피당 밀도가 상대적으로 큰 고압 상태나 액체 상태, 또는 다른 액체 화합물로 전환하여 저장하고 운송하는 것이 일반적이다. 이와 같이 수소를 저장 및 운송하기 위해 전환하여 이용할 수 있는 물질들을 수소 운반체(H2 carrier)라고 명명하고 있으며, 대표적으로 액체 상태로 전환된 액체 수소(liquid H2, LH2), 톨루엔(toluene) 등을 포함한 유기물의 수소화를 통해 전환된 액체 유기 수소 운반체(liquid organic H2 carrier), 질소와의 합성을 통해 전환된 암모니아(ammonia, NH3) 등이 주목받고 있다9).

      최근 여러 국가 간의 해외 수소 공급망에 대한 경제성 및 환경영향 평가가 활발히 진행되고 있지만, 한국과 호주 간의 수소 공급망 실현을 위해 해외 생산에서 국내 저장까지의 전체 과정을 포함하여 진행된 사례 연구 결과는 미비하다. 따라서, 본 연구에서는 보다 구체적인 연구 결과를 제시하기 위해 Fig. 1을 통해 확인할 수 있듯이 호주 동부에 위치한 뉴캐슬 항 청정 수소 허브로부터 풍력에너지 기반의 수소를 생산하여 한국의 부산항으로 수입해오고 이를 저장하는 과정까지의 전체 공급망에 대한 경제성 및 환경영향 평가를 수행하였으며, 활용될 수 있는 수전해와 수소 운반체의 종류가 다양한 점을 고려하여 여러 가지 사례에 대한 비교 분석을 진행하였다.
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          Overall schematic diagram of this study 
        
        

        

      

    

    

  
    
      2. 방 법
      
        2.1 경제성 평가
        본 연구에서는 경제성 평가를 통해 최종적으로 공급되는 수소의 1 kg 당 단가를 추산하고자 하였으며, 총 공급 단가는 수소 생산(production), 운반체로의 전환(conversion), 선박 운송(ship transportation), 수소로의 재전환(reconversion), 수소 저장(storage) 프로세스들의 각 단가의 합과 같다. 또한, 각 단가를 그 프로세스의 총 비용(total expenditure)이라고 할 때, 이는 다시 자본 비용(capital expenditure)과 운영 비용(operating expenditure)으로 나눌 수 있다. 여기서 자본 비용이란 한 프로세스에서 사용되는 반응기, 트럭 등의 장비와 토지 구매, 건물 등의 초기 투자 비용을 포함하는 비용을 말하며, 운영 비용이란 자본 비용 이외에 지속적인 프로세스 운영을 위해 지출되는 비용으로 연료, 전기, 노동력, 자원, 세금, 보험 등의 수요에 의해 발생하는 비용들을 포함한다. 여기서 자본 비용의 경우 초기 투자 비용이기 때문에 일정 기간마다 발생하는 비용이 아닌 총 비용으로 나타나는 반면에 운영 비용의 경우 보통 연간 수요에 따라 연간 발생하는 비용으로 나타난다. 따라서, 두 비용을 함께 총 비용으로 나타내기 위해 해당 프로세스가 가동될 수 있는 기간(project year, i), 즉 수명과 할인율(discount rate, N)과 함께 식 (1)을 통해 자본 회수 계수(capital recovery factor)를 추산하고, 이를 총 자본 비용에 곱해 연간 비용으로 변환하여 이용한다10).
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        특정 프로세스에 대한 경제성 평가를 수행할 때 필요한 장비의 가격의 경우 직접 판매사로부터 또는 보고된 논문, 보고서 등의 문헌을 조사하여 얻은 정보를 이용할 수 있다. 이때 수행하고자 하는 프로세스에서 이용되는 장비의 규모가 얻은 정보에 해당하는 장비의 규모와 상이할 가능성이 크며, 이 경우 해당 규모의 장비 가격을 원하는 규모의 장비가격으로 식 (2)를 통해 환산할 수 있다10). 여기서 비용 지수(cost exponent, n)는 장비에 대한 특정한 지수를 알 수 없다면 경험 법칙(rule of thumb)에 의해 추산된 0.6으로 생각하여 추산 가능하다10). 여기서 A는 장비의 규모, C는 장비의 가격을 말하며, 아래 첨자 a와 b는 각각 원하는 규모의 장비와 얻은 정보에 해당하는 규모의 장비를 일컫는다.
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        운영 비용의 경우 먼저 수전해를 통한 수소 생산은 전해조의 전기 및 열, 물 소모량을 고려하여 추산하였다. 여기서 Table 1을 통해 고체산화물 전해조의 경우 전력 사용량은 다른 전해조에 비해 적지만 1 kgH2당 16.2 kWh정도의 열에너지를 필요로 한다는 것을 알 수 있다7). 하지만 보통 대규모 시스템 상에서 운영되는 고체산화물 전해조의 경우 열 통합(heat integration)이 용이하다는 점을 고려한다면 총 에너지 소모량 측면에 있어서도 다른 전해조에 비해 유리할 수 있다11). 전환 및 재전환 과정에서도 마찬가지로 필요한 전기 및 열의 양을 고려하였다. 특히, Table 2를 통해 확인할 수 있듯이 수소의 액화(liquefaction), 메틸사이클로헥세인(methylcyclohexane)의 탈수소화(dehydrogenation), 그리고 암모니아의 분해(cracking) 과정에서 에너지 소모량이 큰 것으로 조사되었으며, 특히 탈수소화와 분해 과정은 전기 소모량은 비교적 크지 않지만 열 소모량이 많아 열 통합이 병행되지 않는다면 많은 에너지를 필요로 하게 됨을 알 수 있다. 선박 운송의 경우, Table 3을 통해 확인할 수 있듯이 운항 속도는 10 knot, 연료 소모량은 각 선박의 규모에 따른 적정량을 고려하였으며, 선상에서 요구되는 노동력에 따른 인건비는 평균 1인당 연간 약 7만 달러로 가정하였다.

        
          Table 1. 
				
          

          
            Specifications of the considered electrolyzer cells in this study
          
          

        

        
          
            
              	Description
              	Unit
              	Alkaline electrolyzer cell
              	Proton exchange membrane
electrolyzer cell
              	Solid-oxide electrolyzer cell
            

          
          
            	Capacity factor
            	%
            	97
            	97
            	97
          

          
            	Stack life7)
            	y
            	18
            	18
            	12
          

          
            	Electricity usage7,14)
            	kWh kgH2-1
            	50.0
            	47.7
            	35
          

          
            	Heat usage7,15)
            	kWh kgH2-1
            	-
            	-
            	16.2
          

          
            	Water usage15)
            	gal kgH2-1
            	2.38
            	3.78
            	2.38
          

          
            	Stack cost7,15)
            	$ kW-1
            	70
            	342
            	175
          

          
            	BoP cost7,15)
            	$ kW-1
            	130
            	124
            	325
          

        

        

        
          Table 2. 
				
          

          
            Process specifications of conversion to H2 carriers and their reconversion to H2
          
          

        

        
          
            
              	Description
              	Unit
              	Liquefaction16)
              	Regasification17)
              	Hydrogenation18)
              	Dehydrogenation18)
              	Synthesis16)
              	Cracking19)
            

          
          
            	Base plant 
investment
            	103$
            	105,000
            	6
            	40,000
            	30,000
            	36,500
            	477,300
          

          
            	Base plant 
capacity
            	tonH2 d-1
            	50
            	1
            	300
            	300
            	45
            	500
          

          
            	Electricity 
consumption
            	kWh kgH2-1
            	6.78
            	0.60
            	0.20
            	4.5
            	3.63
            	1.5
          

          
            	Heat 
consumption
            	kWh kgH2-1
            	0
            	0
            	0
            	13.5
            	0
            	9.7
          

        

        

        
          Table 3. 
				
          

          
            Specifications of specialized ship for transportation of the considered H2 carriers
          
          

        

        
          
            
              	Description
              	Unit
              	LH220)
              	LOHC
(TOL/MCH)21)
              	NH322)
            

          
          
            	Investment
            	103$
            	162,000
            	84,330
            	80,000
          

          
            	Max loading
            	ton
            	10,840
            	75,000
            	80,400
          

          
            	Boil-off rate
            	% d-1
            	0.3
            	-
            	0.025
          

          
            	Fixed operating cost
            	$ d-1
            	12,765
            	5,550
            	5,550
          

          
            	Fuel consumption
            	ton d-1
            	22.67
            	30.96
            	29.09
          

          
            	Average speed
            	km h-1
            	18.52 (~10 knot)
          

          
            	Labor cost
            	103$ y-1
            	7,300
          

          
            	Fuel cost
            	$ ton-1
            	395
          

        

        

      

      
        2.2 환경영향 평가
        환경영향의 경우 본 연구에서는 각 프로세스 운영에 따라 발생하는 온실가스 배출량을 이용하여 정량화 하였다. 최근 온실가스 프로토콜(greenhouse gas protocol)에서는 명확한 배출량 산정 기준 확립을 위해 온실가스 배출의 직간접적인 배출원에 따라 scope 1, scope 2, scope 3를 포함한 3가지 종류로 배출원을 분류하였다. 여기서, scope 1의 경우 프로세스를 운영하는 기업이 직접 보유하고 통제하는 시설물에서 배출되는 직접적인 온실가스를 말하며, scope 2의 경우 그 기업이 프로세스 운영을 위해 소비하는 전기, 증기, 열원 등의 생산에 따라 배출되는 간접적 온실가스를 말한다. 하지만, scope 3의 경우 조금 더 확장된 배출 범위로 그 기업의 통제선 상에 있지 않은 공급망 내의 모든 간접적인 온실가스 배출량을 의미하며, 임대 자산, 출장 및 출퇴근 등에 따른 배출량이 해당된다. 이 분류를 기준으로 본 연구에서는 scope 3에 해당하는 간접적인 배출원에 따른 배출량은 제외하고, 운송 수단 및 장비 등의 이용에 따른 직접적인 scope 1 배출원과 전력 및 열원 공급에 따른 간접적인 scope 2 배출원만을 고려하였다. 배출량 추산을 위해서는 아르곤 국립 연구소(Argonne National Laboratory)에서 제공하는 전 주기 환경영향 평가(life-cycle assessment) 모델인 greenhouse gases, regulated emissions, and energy use in technologies 모델을 이용하였으며, 문헌 조사를 통해 모델 구축에 필요한 데이터를 확보하여 수행하였다.

      

    

    

  
    
      3. 결과 및 고찰
      
        3.1 경제성 평가
        Fig. 2는 각각 수전해에 사용되는 전해조의 종류에 따라 (a) 알칼라인 전해조, (b) 고분자전해질 전해조, (c) 고체산화물 전해조로 구분하여 생산되는 수소의 양과 사용되는 재생 에너지 기반 전기의 가격의 변화에 따른 수소 생산 단가($ kgH2-1)를 나타낸 그래프이다. 모든 경우에 있어서 수소 생산량은 단가에 크게 영향을 미치지는 않지만, 양이 증가할수록 미세하게 단가가 감소하는 추세를 보이며, 반대로 전기 가격의 증가는 단가 상승에 있어서 미치는 영향이 크다는 점을 확인할 수 있다. 전체적으로 알칼라인 전해조를 이용하는 것이 경제성 측면에 있어서 유리하다는 점은 명확하지만, 고분자전해질과 고체산화물 전해조는 전기 가격이 약 0.06 $ kWh-1 미만의 범위인 경우에는 고분자전해질 전해조가 더 낮은 단가를 보이지만, 전기 가격이 그 이상으로 증가하면서 고체산화물 전해조를 이용하는 것이 더 낮은 단가를 보이게 된다는 점을 확인할 수 있으며, 이는 고체산화물 전해조의 비교적 낮은 전력 소모량에 의한 현상으로 보인다. 더하여, 알칼라인 전해조의 경우, 두 기준에 따라 최소 1에서 최대 5.4 $ kgH2-1의 단가 범위를 보이고, 고분자전해질 전해조의 경우 1.78에서 6.54 $ kgH2-1, 고체산화물 전해조의 경우에는 3.06에서 5.7 $ kgH2-1의 범위를 보인다.

        
          
          

          Fig. 2. 
				
          

          
            Unit H2 production cost trends of water electrolysis process using (a) AEC, (b) PEC, and (c) SEC according to the amount of produced H2 and renewable energy-based electricity price
          
          

          

        

        Fig. 3은 다른 종류의 전해조와 수소 운반체를 고려하여 9가지 사례로 구분하여 각각에 대한 전체 공급망의 수소 생산 단가를 각 프로세스 비중과 함께 나타낸 그래프이다. 대표적으로 나타낸 막대 그래프와 함께 전기 가격에 따른 5가지 경우의 전체 수소 공급 단가를 0.01부터 0.05 $ kWh-1까지 나타냈으며, 고려된 전기 가격의 경우 현재 호주 재생 에너지 기구(Australian Renewable Energy Agency, ARENA)에서 2030년까지 호주가 달성할 수 있을 것으로 예측하는 풍력 에너지 기반 전기 가격을 참고하였다. 전체 공급 단가 중 수전해 기반 수소 생산에 따른 단가가 약 70%로 가장 많은 비중을 차지하며, 전환 및 재전환의 경우 상대적으로 전력 소모나 열 소모가 큰 액화, 탈수소화, 암모니아 분해 등의 과정이 단가도 높은 경향을 보인다. 선박 운송의 경우 액체 유기 수소 운반체를 통해 운송하는 것이 상온 및 상압 저장이 가능한 조건에도 불구하고 많은 양을 운송해와야 하는 상황에서는 상대적으로 현저히 낮은 수소 함량(약 6.2 wt.%)의 영향으로 인해 가장 높은 단가를 보임을 알 수 있다. 전체 공급 단가를 보면 전기 가격이 0.05 $ kWh-1인 EP 0.05의 경우 알칼라인 전해조와 액화수소를 이용하는 경우에서 최저 단가인 4.14 $ kgH2-1를, 고체산화물 전해조와 액체 유기 수소 운반체를 이용하는 경우에서 최고 단가인 5.73 $ kgH2-1를 보이면서 그래프 상에 함께 표기되어 있는 2030년과 2040년의 한국 수소 로드맵 상 목표 단가인 약 3.5, 2.5 $ kgH2-1 (~4,000, 3,000원 kgH2-1)을 실현하기에는 부족함을 알 수 있다. 하지만, 앞서 언급했듯이 수소 생산에 따른 단가가 가장 큰 비중을 차지한다는 점과 생산을 위한 수전해에서 전기 가격이 상당한 영향을 미친다는 점에서 생산 단가를 감소시킴으로써 해외 수소 공급망의 경제성 측면에서의 실현가능성을 더욱 높일 수 있을 것이다. 이에 호주의 재생 에너지 기반 전기 가격에 따른 전체 단가를 도출해 나타내 보았으며, 호주 내의 재생 에너지 기반 전기 가격이 0.03 $ kWh-1 정도까지 낮아진다면 알칼라인 전해조를 이용할 때 2030년 목표 단가 아래의 단가를 달성할 수 있을 것이며, 더 나아가 2040년까지 0.01 $ kWh-1 정도의 전기 가격을 달성한다면 2040년 목표도 알칼라인 전해조를 이용할 경우 목표 단가 아래의 값을 달성할 수 있을 것임을 확인할 수 있었다. 하지만, 고체산화물 전해조를 이용할 경우의 결과를 보면 전기 가격이 0.01 $ kWh-1까지 하락함에도 불구하고 4 $ kgH2-1 이상의 단가를 보이며, 고분자전해질 전해조 또한 2040년 목표 단가인 2.5 $ kgH2-1까지는 미치지 못함을 알 수 있다. 따라서, 해당 전해조들을 이용하고자 한다면, 아직 기술 성숙도가 알칼라인 전해조에 비해 낮은 단계에 머물러 있는 만큼 전해조의 효율, 스택 가격 등의 기술적 측면의 발전을 통한 단가 감소가 함께 이루어져야 할 것이다.

        
          
          

          Fig. 3. 
				
          

          
            Unit H2 costs of the overall supply chain from production to storage. 9 cases with different types of electrolyzer cell and H2 carrier with respective processes in the overall chain. The colored range is the overall cost of supplying green H2 from overseas according to distance between countries using LH2 or NH3 as H2 carrier from a previous study(5-6 kgH2-1)19), and the landed costs of H2 from various selected global transport routes which are estimated by Hydrogen Council and McKinsey & Company12).
          
          

          

        

      

      
        3.2 환경영향 평가
        전체 공급망 내의 각 프로세스에서 발생하는 온실가스 배출량을 추산한 결과를 Table 4에 정리하였다. 생산 과정의 경우 풍력 에너지 기반의 전기를 이용한다고 가정하여 전해조 종류에 따른 배출량을 추산하였으며, 나타낸 바와 같이 다른 전해조에 비해 고체산화물 전해조가 단위 배출량이 0.2 kg 정도 낮다는 점을 확인할 수 있다. 전환과 재전환 과정의 경우 비용 추산 결과와 비슷하게 전기 및 열원 소모가 높은 액화, 탈수소화, 암모니아 분해 과정들이 배출량 또한 높은 것으로 나타난다. 이는 열 통합을 고려하지 않았고 전기 또한 화석 연료 기반의 기존 에너지를 사용한다고 가정하였기 때문에 이에 따른 영향이 크게 미친 것으로 확인된다. 따라서, 전체 공급망에서의 배출량 감축 방안으로써 버려지는 열을 이용하는 열 통합과 수소 생산 이외에도 수소 운반체로의 전환 및 수소로의 재전환에 필요한 전기의 재생 에너지를 통한 공급을 고려해볼 수 있을 것이다. 선박 운송 시 발생하는 배출량의 경우 액체 유기 수소 운반체나 암모니아에 비해 액체 수소 저장에 요구되는 에너지가 상당하기 때문에 액체 수소를 운반체로 사용할 경우에는 1 kg의 수소를 운반하는 데 약 4 kg의 온실가스가 배출될 것이다. 암모니아와 액체 유기 수소 운반체의 경우에도 수소 1 kg 당 2 kg 이상의 온실가스가 배출될 것으로 보이며, 따라서 장기적으로 공급망의 환경영향적 타당성을 갖추기 위해서는 친환경 선박으로의 대체가 필요할 것이다.

        
          Table 4. 
				
          

          
            Greenhouse gas emission results of each considered process in overseas H2 supply chain
          
          

        

        
          
            
              	Method
              	GHG emission/kgCO2-eq kgH2-1
            

          
          
            	Alkaline electrolyzer cell
            	0.76
          

          
            	Proton exchange membrane electrolyzer cell
            	0.73
          

          
            	Solid oxide electrolzer cell
            	0.53
          

          
            	H2 Liquefaction
            	3.06
          

          
            	TOL hydrogenation
            	0.09
          

          
            	NH3 synthesis
            	2.28
          

          
            	LH2 transport
            	3.87
          

          
            	LOHC (TOL/MCH) transport
            	2.11
          

          
            	NH3 transport
            	2.83
          

          
            	LH2 regasification
            	0.27
          

          
            	MCH dehydrogenation
            	8.09
          

          
            	NH3 cracking
            	6.24
          

          
            	CGH2 storage
            	0.22
          

        

        

        추산된 각 프로세스의 온실가스 배출량을 통해 본 연구에서 고려된 해외 수소 공급망 전체에 대한 9가지 사례별 배출량을 Fig. 4에 나타냈으며, 비교 분석을 위해 현재 전 세계 수소 생산 방법의 약 50%를 차지하고 있는 천연가스 증기 개질 방법을 통해 생산할 경우 발생하는 배출량을 추산하여 함께 표시하였다. 그림에서 보는 바와 같이, 온실가스의 경우 수소를 생산하는 수전해 과정에서는 크게 배출되지 않는 반면에 그 외에 생산된 수소를 해외에서 국내까지 운송하는 과정에서 상당한 양이 배출된다는 것을 확인할 수 있다. 특히 경제성 확보를 위해 이용된 수소 운반체가 환경영향적 측면에 있어서는 추가적인 전환 및 재전환 과정이 불가피하기 때문에 앞서 언급하였던 것처럼 이때 사용되는 전기가 친환경적인 재생 에너지를 통해 공급되지 못한다면 에너지 소모량이 큰 액화, 탈수소화, 분해 과정에서 많은 양의 배출이 발생할 것임을 알 수 있다. 결과적으로 고체산화물 전해조와 액체 수소를 이용하였을 경우에서 7.95 kgCO2-eq kgH2-1로 최소 배출량을, 그리고 알칼라인 전해조와 암모니아를 이용하였을 경우에서 12.34 kgCO2-eq kgH2-1로 최대 배출량을 보이게 된다. 이를 표시된 개질 수소 생산에 따른 배출량과 비교해보면 암모니아를 운반체로 이용하는 경우를 제외하면 탄소 포집을 하지 않은 개질 수소의 경우인 11.3 kgCO2-eq kgH2-1보다는 낮은 수치이지만 탄소 포집 과정을 결합한 경우인 3.6 kgCO2-eq kgH2-1과 비교하였을 때 최소 2배 이상 높은 수치이다. 여기서, 탄소 포집 과정과 함께 천연가스 개질을 통해 생산된 수소는 현재 청정 수소로 고려되고 있지만, 이 또한 1 kg 미만의 배출량을 보이는 수전해에 비해 높은 배출량을 보이고 저장 및 활용에 한계가 많아 완전한 수전해 기반 수소 생산이 가능할 시기까지의 징검다리 역할로써 여겨진다. 해외 수소 또한 본 연구에서 배출량 추산을 위해 기반으로 한 기존의 운송 방법을 이용한다면 최소 약 8 kg 이상의 배출량을 보이게 되어 진정한 청정 수소라고 할 수 없을 것이다. 따라서, 해외 수소 공급을 통해 청정 수소 수요를 충족시키고자 한다면 효율 증대, 공급망 최적화 등을 통한 경제성 확보도 중요하지만 재생 에너지 확대 및 친환경 선박 이용 등 더욱 친환경적인 기술을 이용한 공급망을 통해 배출량을 감축시키는 것 또한 필요할 것으로 판단된다.

        
          
          

          Fig. 4. 
				
          

          
            GHG emissions of the overall supply chain from production to storage. 9 cases with different types of electrolyzer cell and H2 carrier with respective processes in the overall chain, and the GHG emission of conventional H2 production by steam methane reforming (SMR) without carbon capture and storage (CCS)13,23) and with CCS23), and water electrolysis13). 
          
          

          

        

      

      
        3.3 불확실성 분석
        본 연구에서 경제성 평가 및 환경영향 평가를 통해 도출된 결과는 수전해 기반 수소 생산에 필요한 재생 전력의 가격 뿐만 아니라 액체 수소 운반선, 메틸사이클로헥세인의 탈수소화 과정, 암모니아 분해 과정 등의 주요 변수를 포함하여 여러 가정을 통해 추산된 값이다. 이에 발생하는 결과의 불확실성을 나타내고자 문헌 조사를 통해 확보된 여러 가지 현존 데이터들을 기반으로 하여 변동에 따른 수소 공급 단가 및 온실가스 배출량의 범위를 Fig. 5에 나타내었다. 막대그래프로 나타내어진 기존 데이터 기반 단가 및 배출량과 함께 박스 플롯(box plot)으로 추가적인 데이터 기반 단가 및 배출량의 범위를 확인할 수 있으며, Fig. 5의 (a)는 액화 수소 선박의 자본 비용, (b)는 메틸사이클로헥세인의 탈수소화 과정에서 소모되는 에너지량, (c)는 암모니아 분해 과정에서 소모되는 에너지량에 따라서 발생하는 불확실성을 보여준다. 비용 측면에서는 불확실성을 고려하더라도 2020년 기준 그린 수소 생산 가격 범위12) 내의 가격대를 실현 가능할 것으로 추산되며, 다만 한국 수소 로드맵에 제시된 목표 단가의 달성을 위해서는 여러 가지 기술적인 발전과 함께 공급망 최적화가 수행되어야 할 것이다.

        
          
          

          Fig. 5. 
				
          

          
            Ranges of unit H2 cost and GHG emission amount of the overall supply chain from production to storage. The ranges are based on the data uncertainties on (a) LH2 ship investment cost16,17,19,24-27), (b) LOHC dehydrogenation energy consumption25,28), and (c) NH3 cracking energy consumption16,19,29). 
          
          

          

        

        환경영향 측면에서는 전반적으로 현재 수전해 및 천연가스 개질 기반으로 생산되는 수소의 온실가스 배출량 범위13)와 비교하였을 때 천연가스 개질 수소의 범위와 비슷한 수준의 배출량을 보이며, 수전해 수소의 범위와 비교하면 현저히 높은 배출량임을 확인할 수 있다. 특히 (b)와 (c)에서 확인할 수 있듯이 해당 과정의 에너지 소모량 변동에 따라 상당한 단가 및 배출량의 차이가 있으며, 이때 에너지 소모량의 상당한 차이는 열에너지 이용 시 열 통합(heat integration) 과정의 유무에 따라 발생하는 것으로 보인다. 만약, 열 통합 없이 해당 수소 운반체를 이용해 가져온다면 탈수소화 및 분해 과정에서 많은 양의 에너지가 소모되어 비용 뿐만 아니라 환경영향 측면에 있어서 실현되기 어렵다.

      

    

    

  
    
      4. 결 론
      수소의 국내 생산만으로는 수요를 충족시키기 어려울 것으로 예상되는 한국은 최근 해외 수소 수입을 통해 수요를 맞추기 위해 노력하고 있다. 이러한 시점에서 본 연구를 통해 청정 수소 수출을 계획하고 있는 호주로부터 수소를 생산해 한국으로 선박 운송을 통해 수입해오는 공급망의 전체 과정의 경제성 및 환경영향 평가를 수행하여 실현 가능성과 지표를 제시하고자 하였다. 최근 호주에서 계획하고 있는 뉴사우스웨일스 주의 뉴캐슬 항구를 중심으로 한 수소 허브 조성을 참고하여 이곳에서 풍력 에너지를 수전해에 이용해 한국의 부산항으로 수입해오는 경로로 평가 범위를 가정하였다. 더하여, 여러 가지 가능한 기술에 대한 사례 분석을 위해 수전해 기반 수소 생산 과정에서는 가장 주목받고 있는 알칼라인, 고분자전해질, 고체산화물 전해조를 이용하는 경우와 함께, 수소 운반을 위한 운반체로도 액체 수소, 톨루엔 기반 액체 유기 수소 운반체, 암모니아를 이용하는 경우를 각 사례로 하여 전해조 및 운반체 종류에 따른 총 9가지 사례에 대한 평가를 수행하였다.

      먼저 경제성 평가를 통해 수전해의 경우 재생 에너지 기반 전기 가격에 수소 생산 단가가 많은 영향을 받는다는 점을 경제성 평가를 통해 확인하였고, 알칼라인 전해조의 경우 1에서 5.4 $ kgH2-1, 고분자전해질 전해조의 경우 1.78에서 6.54 $ kgH2-1, 고체산화물 전해조는 3.06에서 5.7 $ kgH2-1의 단가 범위를 보였다. 전체 공급 단가로는 알칼라인 전해조와 액체 수소를 이용했을 때 최소값인 4.14 $ kgH2-1를, 고체산화물 전해조와 액체 유기 수소 운반체를 이용했을 때 최대값인 5.73 $ kgH2-1로 추산되었으며, 전체 중 수전해 기반 수소 생산에 따른 비용이 약 80%로 가장 많은 비중을 차지한다. 추산된 공급 단가를 한국이 2019년 발표한 수소 로드맵 상의 목표 단가와 비교하면 전기 가격이 0.05 $ kWh-1일 경우에는 모든 사례에서 달성하지 못하지만, 0.03 $ kWh-1까지 감소한다면 2030년 목표 단가를 알칼라인 전해조를 이용했을 때 달성 가능하고, 0.01 $ kWh-1일 경우 고분자전해질 전해조를 이용했을 때 달성 가능하며, 알칼라인 전해조를 이용한다면 2040년 목표 단가도 달성 가능하다. 하지만, 고체산화물 전해조를 이용할 경우 상당한 열원 소비량에 의해 막대한 비용이 소요되어 목표 달성을 위해서는 스택 효율 증대와 함께 열 통합을 고려해야 할 것으로 판단된다.

      환경영향 평가는 scope 3를 제외한 온실가스 배출량을 추산하여 이용하였으며, 결과적으로 수전해 기반 수소 생산 과정에서는 1 kg 수소를 생산하는 데 1 kg 미만의 온실가스가 배출되지만, 수소를 장거리 운송해오는 과정에서 상당한 양의 온실가스가 배출되면서 사례에 따라 총 7.95에서 12.34 kg의 온실가스가 1 kg의 수소를 생산하는 데 발생하게 된다. 이는 기존의 천연가스 개질을 통한 수소 생산에서 11.3 kg의 온실가스가 발생하고, 이에 탄소 포집을 거칠 경우 3.6 kg 정도 발생한다는 점에서 비교하였을 때 수입해온 해외 수소가 청정수소라고 명명하기는 어렵다고 판단된다. 따라서, 경제성 확보도 중요한 부분이지만 해외 수소가 진정한 청정수소로써 공급되기 위해서는 전환, 선박 운송 과정에 있어서 더욱 친환경적인 기술을 도입해 전체 공급망의 배출량 감축이 이루어져야 할 것이다.
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