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            초록
          
        

        
          This study analyzes the cool-down process of liquid hydrogen storage tanks, which have advantages in terms of large-capacity transfer, storage, and utilization as hydrogen demand increases. A hydrogen liquefaction plant is selected for analysis and an efficient tank cooling method is sought by comparing the time required for the cool-down process with the gas consumption in connection with the gassing-up process required for the operation of the liquid hydrogen storage tank. The results of this study can be referred to in the operation process after the initial start-up and maintenance of the hydrogen liquefaction plant.
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      1. 서 론
      세계 주요 국가들이 탄소 배출 제로 달성을 선언하며 다양한 정책들과 탄소중립 기술들을 개발하고 있다. 탄소중립은 한 국가나 특정 산업에 한정되어서는 안 되며, 인류 생존의 공동 목표로서 발전, 산업, 건물, 수송 등의 분야에서 요소 기술 개발과 이들 간의 연계가 중요하다.

      발전소 운영에 있어 가장 중요한 것은 안정적인 전력 공급이다. 그러나 재생에너지는 발전량의 변동성으로 인해 에너지 저장 장치가 필요하다. 여러 형태의 에너지 저장 장치에 대한 기술들이 있으며, power to gas 시스템은 재생에너지로 생산된 전력을 가스 형태(수소 등)로 전환하여 저장함으로써 전력 공급 안정화에 기여한다. 특히 수송 부분에서 수소자동차 보급 확산과 수소를 연료로 활용하는 모빌리티 등 활용 분야에 있어 미래 수소 수요는 더욱 증가할 것으로 전망된다. International Energy Agency (IEA)는 net-zero 시나리오 달성을 위해 2030년 글로벌 수소 수요가 180 Mt (2021년 기준 94 Mt)에 도달할 것으로 발표하였다.

      수소 수요 증가에 따라 수소의 생산, 이송, 저장, 활용 부분에서의 대용량 인프라 구축의 필요성이 늘어나고 있다. 액체수소는 극저온 환경이지만 대기압에서 저장이 가능하며, 기존 고압 기체수소 대비 체적 에너지 밀도가 높아 수소의 대용량 이송, 저장 및 활용 측면에서 유리하다. 액체수소 인프라를 위해서는 수소 액화 플랜트와 액화된 수소를 저장, 수송하기 위한 다양한 크기의 극저온 저장탱크가 필수이다.

      액체수소 저장탱크는 여러 이유에서 일련의 절차를 마친 후 액체수소를 저장하게 된다(Fig. 1). Inerting 과정은 저장탱크 내 불순물(수분, 산소 등)을 제거하는 과정으로, 불활성기체로는 주로 N2가 많이 사용된다. Gassing-up 과정은 저장탱크 운전 시 극저온 형성으로 인한 inerting gas의 빙결을 방지하기 위한 과정이다. Cool-down 과정은 저장탱크 냉각 과정에서 과도한 열응력으로부터의 설비 손상과 과도한 boil-off gas (BOG) 발생을 방지하기 위한 과정으로 cool-down 과정까지 마친 저장탱크는 액체수소를 충진(filling)하게 된다. 이러한 일련의 저장탱크 운전절차들은 방법에 따라 액체수소의 저장, 수송, 활용 측면에서 운전 시간과 경제성에 영향을 준다.

      
        
        

        Fig. 1. 
				
        

        
          Refrigeration cycle and procedures of system
        
        

        

      

      따라서 본 연구에서는 수소 액화 플랜트 내 액체수소 저장탱크의 gassing-up 과정과 cool-down 과정에서 운전 전략에 따라 플랜트 운영 시간과 기체수소 소모량이 어떻게 바뀌는지 비교 분석하고자 한다. 먼저 수소 액화 플랜트와 액체수소 저장탱크의 각 운전 과정에 대한 내용을 설명하고, gassing-up 과정과 cool-down 과정의 결과를 해석 및 분석한다.

    

    

  
    
      2. 수소 액화 플랜트 시스템
      상온, 상압의 기체수소를 20 K (at 1 bar)의 액체로 생산하기 위해서는 냉동 공정이 필요하다. 수소 액화를 위한 냉동 공정은 투입 에너지가 많은 과정이지만 공정의 사이클 구성, 냉매의 종류 등을 변경하거나 예냉 공정에 냉열을 활용(liquefied natural gas [LNG] 등)하는 등 효율을 높이기 위해 지금까지 Linde-Hampson, Brayton, Claude 사이클을 기본으로 하여 이를 응용한 다양한 형태의 냉동 공정들이 개발되어 왔다1). 1950년대부터 지금까지 위의 냉동 공정을 기반으로 한 수소 액화 플랜트들이 건설되고 운용되어 왔으며, 생산 규모는 작게는 0.3 t/day에서 62.5 t/day까지 다양하며(Table 1), 최근에는 그 규모가 90 t/day에 가까이 증가되어 건설이 계획되고 있는 중이다2-6).

      
        Table 1. 
				
        

        
          Hydrogen liquefaction plants (overseas country)
        
        

      

      
        
          
            	Country (location)
            	Operated by
            	Established
            	Capacity (t/day)
          

        
        
          	USA (Colorado)
          	NBS
          	1952
          	0.5
        

        
          	USA (Ohio)
          	APCI
          	1956
          	1.0
        

        
          	USA (Painsville)
          	Air Products
          	1957
          	3.0
        

        
          	USA (West Palm Beach)
          	Air Products
          	1957
          	3.2
        

        
          	USA  (Florida)
          	APCI
          	1957
          	3.5
        

        
          	USA (California)
          	Stearns-Roger Mfg. Co.
          	1957
          	1.5
        

        
          	USA (Painsville)
          	Air Products
          	1957
          	3.0
        

        
          	USA (West Palm Beach)
          	Air Products
          	1957
          	3.2
        

        
          	USA (Florida)
          	APCI
          	1958
          	30.0
        

        
          	USA (West Palm Beach)
          	Air Products
          	1959
          	27.0
        

        
          	USA (Mississippi)
          	Air Products
          	1960
          	32.7
        

        
          	USA (California)
          	Stearns-Roger Mfg. Co.
          	1960
          	7.0
        

        
          	USA (Ontario, CA)
          	Praxair
          	1962
          	20.0
        

        
          	USA (California)
          	Stearns-Roger Mfg. Co.
          	1962
          	26.0
        

        
          	USA (California)
          	APCI
          	1963
          	32.5
        

        
          	USA (Sacramento)
          	Union Carbide
          	1964
          	54.0
        

        
          	USA (New Orleans, LA)
          	APCI
          	1977
          	34.0
        

        
          	USA (New Orleans, LA)
          	APCI
          	1978
          	34.0
        

        
          	Japan (Amagasaki)
          	Iwatani
          	1978
          	1.2
        

        
          	USA (Niagara Falls, NY)
          	Praxair
          	1981
          	18.0
        

        
          	Canada (Sarnia Ontario)
          	APCI
          	1982
          	29.0
        

        
          	Japan (Tashiro)
          	MHI
          	1984
          	0.6
        

        
          	Japan (Akita Prefecture)
          	Tashiro
          	1985
          	0.7
        

        
          	USA (Sacramento, CA)
          	APCI
          	1986
          	5.0
        

        
          	Japan (Tane-Ga-Shima)
          	Japan Liquid Hdyrogen
          	1986
          	1.4
        

        
          	Japan (Oita)
          	Pacific Hydrogen
          	1986
          	1.4
        

        
          	Canada (Monterial)
          	Air Liquide
          	1986
          	10.0
        

        
          	Netherlands (Rosenburg)
          	APCI
          	1987
          	5.0
        

        
          	France (Waziers, Lille)
          	Air Liquide
          	1987
          	10.5
        

        
          	Japan (Minamitane)
          	Japan Liquid Hdyrogen
          	1987
          	2.2
        

        
          	Canada (Becancour Quebec)
          	Air Liquide
          	1988
          	11.0
        

        
          	Canada (Magog, Quebec)
          	BOC
          	1989
          	15.0
        

        
          	French Guyana (Kouru F.)
          	Air Liquide
          	1990
          	2.5
        

        
          	Canada (Monterial)
          	BOC
          	1990
          	14.0
        

        
          	Germany (Ingolstadt)
          	Linde
          	1991
          	4.4
        

        
          	India (Mahendragiri)
          	ISRO
          	1992
          	0.3
        

        
          	USA (Pace, FL)
          	APCI
          	1994
          	30.0
        

        
          	USA (Mcintosh, AL)
          	Praxair
          	1995
          	24.0
        

        
          	China (Beijing)
          	CALT
          	1995
          	0.6
        

        
          	USA (East Chicago, IN)
          	Praxair
          	1997
          	30.0
        

        
          	Japan (Kimitsu)
          	Air Products
          	2003
          	30.0
        

        
          	India (Saggonda)
          	Andhra Sugars
          	2004
          	1.2
        

        
          	Japan (Osaka)
          	Iwatani
          	2006
          	11.3
        

        
          	Germany (Leuna)
          	Linde
          	2008
          	5.0
        

        
          	Japan (Tokyo)
          	Iwatani
          	2008
          	10.0
        

        
          	Japan (Ichigara)
          	Iwatani
          	2009
          	5.1
        

        
          	Japan (Shunan)
          	Yamaguchi
          	2013
          	5.1
        

        
          	Japan (Harima)
          	Kawasaki Heavy Ind.
          	2015
          	4.2
        

        
          	Germany (Leuna)
          	Linde
          	2021
          	5.0
        

        
          	USA (La Porte, TX)
          	Air Products
          	2021
          	30.0
        

        
          	China (Beijing)
          	101 Institute
          	2021
          	1.7
        

        
          	India (India)
          	Asiatic Oxygen
          	-
          	1.2
        

        
          	India (India)
          	Andgra Sugars
          	-
          	1.2
        

        
          	USA (California)
          	Stearns-Roger Mfg. Co.
          	-
          	62.5
        

        
          	USA (New Jersey)
          	Air reduction Sales Co.
          	-
          	6.0
        

      

      

      본 연구에서는 0.5 t/day급의 He-Brayton 공정을 이용한 수소 액화 플랜트를 대상으로 액체수소 저장탱크의 gassing-up 과정과 cool-down 과정을 분석하고자 한다2). He-Brayton 공정은 냉동 사이클의 냉매로 헬륨을 이용하며, tube trailer로부터 공급된 기체수소는 LNG와 LN2의 냉열을 활용하여 냉각된다. 그리고 냉동 사이클 냉매인 헬륨의 압축-팽창 과정을 통해 형성된 저온 헬륨과의 최종 열교환을 통해 액체수소를 생산한다. 이 과정에서 수소의 본질적 특성인 이성질체 변환(ortho-para conversion)을 위해 열교환기 내 수소 라인에 잠입식으로 충진되어 있는 촉매와 반응하게 된다7). 액화 과정에서 이성질체 변환을 거치지 않을 경우, 액체수소 저장탱크에 저장된 액체수소가 시간이 지남에 따라 ortho 상태에서 para 상태로 자연 변환하게 되며, 각 상태의 에너지 준위차이로 인해 발생하는 잠열 이상의 변환열로 인해 저장된 대부분의 액체수소가 증발하는 문제가 발생하게 된다.

      현재 극저온 저장탱크의 cool-down 과정에서 저장탱크의 구조적 열응력 및 단열 성능 분석에 대한 연구들이 주로 진행되어 있으며8,9) 극저온 유체 주입 방법에 따라 어떤 성능 차이가 나는지에 대한 연구들이 진행10)되고 있으나, 실제 저장탱크 운전에 대한 분석 내용은 많지 않다.

    

    

  
    
      3. 액체수소 저장탱크 운전 절차
      
        3.1 Inerting
        Inerting 과정은 수소 액화 플랜트 배관 및 저장탱크 내 존재하는 불순물(수분, 산소, 이물질 등)을 제거하여 액체수소 저장 시 발생할 수 있는 빙결로 인한 배관 막힘과 밸브 등의 부품을 보호하고 가연성 유체가 순환하는 라인의 산소를 제거하여 화재, 폭발 등을 방지하는 목적으로 수행하며, inerting 과정의 완료 여부는 고순도 질소(N2) 가스를 사용하여 Table 2에 표기한 목표에 도달한 시점을 완료 시점으로 간주한다. 일반적인 LNG에서는 산소 농도 0.2%, dew point 233 K을 완료 시점으로 판단하지만, LNG와 비교하여 수소의 폭발 한계 범위가 더 넓기 때문에 LNG보다 강화된 조건으로 산소 농도와 dew point 기준으로 정했다.

        
          Table 2. 
				
          

          
            Completion properties of inerting operation
          
          

        

        
          
            
              	Item
              	Unit
              	Value
            

          
          
            	Oxygen concentration
            	%
            	< 0.1
          

          
            	Dew point
            	K
            	< 223
          

        

        

      

      
        3.2 Gassing-up
        Gassing-up 과정은 수소 액화 플랜트 운전 시 inerting 과정 완료 후 남아 있는 inerting gas (N2)의 빙결을 방지하기 위한 것이다. 극저온이 형성(20 K)되기 전에 수소 공급부(튜브 트레일러 또는 수소 공급 배관)로부터 저장탱크까지 이어지는 모든 라인에 대해 수행하며, 기체수소를 사용하여 치환한다. Table 3에 표기한 목표에 도달한 시점을 완료 시점으로 간주한다.

        
          Table 3. 
				
          

          
            Completion properties of gassing-up operation
          
          

        

        
          
            
              	Item
              	Unit
              	Value
            

          
          
            	Hydrogen concentration
            	%
            	< 99.999
          

        

        

        Gassing-up 과정은 일반적으로 기체의 밀도차를 이용하여 다음과 같이 저장탱크의 상하부에 주입하여 수행할 수 있다. 기체수소는 inerting gas (N2)와 비교해 가벼우므로 상부의 배관을 통해 주입하고, inerting gas는 하부로 배출하는 방법을 고려할 수 있다(Fig. 2).

        
          
          

          Fig. 2. 
				
          

          
            Gassing-up methods (top or bottom filling)
          
          

          

        

      

      
        3.3 Cool-down
        Cool-down 과정은 생산된 액체수소를 저장탱크에 주입할 경우 상온과 극저온의 온도 차이로 인한 과도한 열응력으로 인한 탱크 및 연결부 파손과 BOG 손실을 방지하기 위해 수행한다. Cool-down 과정에 액체질소를 활용하여 1차 냉각 후 액체수소로 2차 냉각하는 방법도 있으나 본 연구에서는 수소만을 고려하였다. 탱크 내부의 평균 온도가 Table 4에 표기한 목표에 도달한 시점을 완료 시점으로 간주한다.

        
          Table 4. 
				
          

          
            Completion properties of cool-down operation
          
          

        

        
          
            
              	Tank wall temperature (average)
              	Unit
              	Value
            

          
          
            	-80 K H2 (1st cool-down)
            	K
            	<-105
          

          
            	-20 K H2 (2nd cool-down)
            	K
            	<-23
          

        

        

        Cool-down 과정은 LN2와 열교환을 통해 냉각된 80 K의 수소를 이용할 경우, gassing-up 과정과 연계하여 운전할 수 있으며, gassing-up과 cool-down의 효과를 동시에 만족함으로써 전체 공정에 있어 운전시간 단축을 기대할 수 있다.

        Cool-down 과정 완료 후 수소 액화 플랜트의 정상 운전으로 생산된 액체수소를 저장탱크에 운전 레벨까지 저장하게 된다.

      

    

    

  
    
      4. 해석 조건 및 시뮬레이션
      초기 저장탱크 내부는 N2 gas로 충진되어 있다는 가정 하에 Fig. 3과 같이 구성하여 Table 5의 조건으로 각 과정에 소요되는 시간과 가스 소모량을 공정 설계 상용 소프트웨어인 Aspen HYSYS ver. 14 (AspenTech, Bedford, MA, USA)를 사용하여 확인한다(Fig. 3).

      
        Table 5. 
				
        

        
          Simulation condition
        
        

      

      
        
          
            	Item
            	Unit
            	Value
          

        
        
          	LH2 storage tank (V-100)
- Type
- Volume
- Size
- Operation pressure
- Shell thickness
- Heat capacity (Cp)
- Density
- Conductivity
          	
-
m3
m
bara
mm
kJ/kg·
kg/m3
W/m·K
          	
Vertical cylinder
18.05
2.6 (D) × 3.4 (H)
1.01
10
0.5
8,000
16
        

        
          	Tank insulation
- Shell thickness
- Heat capacity (Cp)
- Density
- Conductivity
          	
mm
kJ/kg·K
kg/m3
W/m·K
          	
300
0.75
125
0.044
        

        
          	Gassing-up (inlet)
- Pressure
- Flow rate (ambient)
- Flow rate (80 K)
          	
bara
kg/hr
kg/hr
          	
1.30
20.83
20.83
        

        
          	Cool-down (inlet)
- Pressure
- Flow rate (80 K)
- Flow rate (20K LH2)
          	
bara
kg/hr
kg/hr
          	
1.30
20.83
20.83
        

      

      
        
          Case A-1Gassing-up (Ambient) - Cool-down (80 K) - Cool-down (20 K LH2)
        

        
          Case A-2Gassing-up (Ambient) - Cool-down (20 K LH2)
        

        
          Case B-1 (After completion of cool-down)Gassing-up & 1st cool-down (80 K) - 2nd Cool-down (20 K LH2)
        

        
          Case B-2 (After completion of Gassing-up)Gassing-up (80 K) - Cool-down (20 K LH2)
        

      

      

      
        
        

        Fig. 3. 
				
        

        
          Configuration of simulation
        
        

        

      

      각 case는 수소 액화 플랜트 운영 과정에서 발생할 수 있는 옵션들을 고려하여 정했다. Gassing-up 과정과 cool-down에 소요되는 시간을 대략적으로 알 수 있다면, 냉동 사이클이 정상 상태에 도달하는 시간과 현장 상황을 고려하여 탱크 운전 전략을 정립할 수 있다. 본 연구에서는 튜브 트레일러로부터 상온의 기체수소가 공급될 때 상온의 수소로 gassing-up하는 경우(case A)와 LN2와의 열교환을 통해 80 K으로 형성된 수소로 gassing-up하는 경우(case B)로 나누었다. Case A에서는 80 K의 수소를 cool-down 과정에 활용하는지에 따라 case A-1과 A-2로 분류했다. Case B에서는 80 K의 수소를 이용한 운전 과정에서의 완료 시점을 gassing-up 기준으로 할지 cool-down 기준으로 할지에 따라 case B-1과 B-2로 나누었다.

      Gassing-up에 사용되는 기체수소의 온도는 상온과 80 K의 두 온도를 top filling으로 수행한다. 80 K의 기체수소를 사용하는 경우에는 gassing-up이 완료된 경우(case B-1)와 gassing-up과 1st cool-down이 완료된 경우(case B-2)를 고려한다. Cool-down에 사용되는 기체수소의 온도는 80 K과 20 K (LH2)의 온도의 normal hydrogen과 modified Benedict Webb Rubin (MBWR) 상태방정식으로 수행하며, 유량과 압력 제어를 통해 LH2 저장탱크(V-100)에 유입되는 유량과 압력이 유지될 수 있도록 구성한다.

    

    

  
    
      5. 결과 및 고찰
      
        5.1 Gassing-up 운전
        Gassing-up 운전 시간은 상온의 기체수소를 사용할 경우 80 K의 기체수소를 사용할 경우와 비교하여 운전 시간이 단축되는 효과가 있었다. 그 이유는 상온일 때와 80 K의 질량 유량은 동일하나 온도에 따른 밀도 차이로 인해 체적 유량이 3.8배 정도 차이가 발생하기 때문이다(Fig. 4).

        
          
          

          Fig. 4. 
				
          

          
            Gassing-up time. (a) Ambient H2, (b) 80 K H2
          
          

          

        

        Gassing-up에 소모된 기체수소의 양은 상온일 경우 18 kg, 80 K일 경우 22 kg으로 상온의 수소를 이용할 때 가스 소모량이 더 적었다.

        가스 소모량은 80 K의 경우 더 많으나 이 과정에서는 gassing-up과 동시에 cool-down 효과(LH2 tank 온도는 약 219 K) 또한 발생하므로(Fig. 5) 전체 운전과정에서의 운전 시간과 가스 소모량을 비교할 필요가 있으며, 이에 대해서는 5.3절에서 분석하도록 한다.

        
          
          

          Fig. 5. 
				
          

          
            Temperature distribution of LH2 tank
          
          

          

        

      

      
        5.2 Cool-down 운전
        Cool-down 운전 시간은 gassing-up 과정 완료 후 20 K의 액체수소를 이용할 경우(case A-2, case B-2)가 시간이 더 단축되었다. 그 이유는 액체수소를 활용할 경우 기체수소의 현열만 이용하는 것이 아니라 잠열을 함께 이용함으로써 저장탱크의 온도를 낮출 수 있기 때문이다. 이 경우 80 K의 기체수소를 통한 gassing-up 과정(case B-2)에서 탱크 내 기체수소 치환 과정과 탱크 냉각 효과가 같이 발생함으로써 전체 운전 시간이 단축되는 효과가 있었다. 그러나 cool-down 과정만 놓고 본다면, case A-2의 경우가 좀 더 시간 단축 효과가 있었다(Fig. 6).

        
          
          

          Fig. 6. 
				
          

          
            Temperature distribution of each cool-down cases
          
          

          

        

        모든 경우에 대해 초기 냉각 시 급격히 온도가 감소하며, 80 K의 기체수소를 이용하여 냉각할 경우(case A-1, case B-1) 1차 냉각(110 K) 완료 후에 20 K의 액체수소가 주입될 때 급격한 온도 감소가 있는 것을 확인했다.

      

      
        5.3 LH2 tank 운전 내용 분석 및 고찰
        수소 액화 플랜트 내 tank operation을 운전함에 있어 80 K의 기체수소를 이용하여 gassing-up 과정과 cool-down 과정을 동시에 진행하여 gassing-up이 완료된 시점(탱크 내 온도는 219 K)에서 액체수소를 주입하는 경우(case B-2)가 운전 시간과 가스 소모량 측면에서 유리함을 확인할 수 있었다(Fig. 7).

        
          
          

          Fig. 7. 
				
          

          
            Tank operation time and gas consuming for each case
          
          

          

        

        상온의 수소로 gassing-up 후 액체수소를 주입하는 경우(case A-2)와 큰 차이는 나지 않았으나, 계측 장비의 결함으로 남아 있을지 모를 inerting gas (N2)의 빙결의 위험성과 상온에서 20 K의 급격한 온도 변화에 따른 열응력을 고려할 때 case B-2의 운전 방법이 권장된다.

        본 연구에 사용한 소프트웨어는 탱크 내 mixing 과정이 동적 거동 해석에서 full mixing으로 계산되기 때문에 bottom filling과 차이가 없으나 실제 운전 시에는 piston effect (유체의 밀도차를 이용한 상하부 치환)를 이용하기 때문에 시간을 더 단축시킬 수 있다. 또한 본 연구의 결과는 실제 플랜트 운영 시 현장 운전 조건(tank insulation property, 주입된 가스의 flow rate 등)에 따라 차이가 있을 수 있다.

        탱크 운전의 각 과정에 소요되는 시간을 고려하여 수소 액화 플랜트의 각 기자재 가동 시간과 연계하여 운영할 수 있다. 80 K의 기체수소를 주입하기 위해서는 80 K의 배관 및 열교환기가 정상 상태에 있어야 하며 이에 소요되는 시간을 고려하여 gassing-up 과정을 미리 수행할 수 있다. 또한 냉동 사이클의 정상 상태 도달에 소요되는 시간을 고려하여 gassing-up 및 cool-down 과정과 연계할 수 있다.

      

    

    

  
    
      6. 결 론
      본 연구는 수소 액화 플랜트 내 탱크 운전에 필요한 과정 중 gassing-up 과정과 cool-down 과정에서 소요되는 운전 시간과 각 과정에서 소모되는 기체수소의 양을 주입된 수소의 상태(ambient, 80 K, 20 K)에 따라 네 가지 경우로 나누어 정량적으로 분석하였으며, 주요 결론은 아래와 같다.

      1) Gassing-up 과정에서 상온의 기체수소를 사용하는 경우(case A-1, case A-2) 운전 시간 단축과 가스 소모량이 감소된다.

      2) Cool-down 과정에서는 상온의 기체수소를 사용하여 gassing-up 과정 완료 후 액체수소를 주입하는 경우(case A-2)에서 운전 시간이 단축되었으나, case B-2의 경우 gassing-up 과정에서cool-down 효과가 동시에 이루어짐으로써 전체 운전을 고려했을 때는 case B-2가 가장 운전 시간이 적었다.

      3) 플랜트 가동 및 정상 상태 도달 시간을 고려하여 gassing-up 과정 및 cool-down 과정과 연계하여 운전 전략을 수립할 수 있다.
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