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１ 概要 

本資料は、２０１２年度以来実施中の 『CO2 フリー水素チェーン実現に向けたアクションプ

ラン研究会』（以下、アクションプラン（AP）研究会と称す） の２０１４年度の活動成果報告書であ

る。 

２０１２年度は、２０１０年度後半から２０１１年度末まで実施した『CO2 フリー水素チェーン実現

に向けた構想研究会』（以下、構想研究会と称す）の次ステップとしてアクションプラン研究会を

立ち上げ、主に、CO2 フリー水素需要に関するエネルギーユーザの意見集約、需要推算（シミュ

レーション）を実施し、CO2 フリー水素チェーンの絵姿の素案等を作成した。 

２０１３年度はアクションプラン研究会の２年目として、主として、CO2 フリー水素チェーンの絵

姿、CO2 フリー水素チェーンのロードマップ、CO2 フリー水素の多面的評価等を実施し、水素の大

量需要を目指す技術開発プランとしてまとめた。 

本年度は、２０１４年４月に閣議決定された「エネルギー基本計画」や２０１４年６月に策定され

た「水素・燃料電池戦略ロードマップ」等の政府動向を踏まえ、主に、火力発電においてＣＣＳ

（Carbon dioxide Capture and Storage；二酸化炭素の回収・貯蔵 )を考慮した場合の燃料の熱量

等価水素コストの検討（⇒ 火力発電における許容水素コスト（基礎検討））、水素普及シナリオ

の基礎検討、国富流出低減の予備検討等を行った。 また、World Hydrogen Energy Conference 

2014（@韓国）、IEA Hydrogen Roadmap, Asia Workshop 2014（@山梨）、Grand Renewable Energy 

2014（口頭発表@東京）等で、弊所主催の自主研究会（上記）の活動成果を発表した。 
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２ 達成目標 

ＣＯ２フリー水素チェーン実現に向けたＩＡＥ主催の自主研究会、すなわち、「構想研究会」と「ア

クションプラン研究会」 のこれまでの実施概要を、政府動向と併せて、表２－１に示す。 

表２－１ ＣＯ２フリー水素チェーン実現に向けたＩＡＥ主催の自主研究会 

＜構想研究会＞

１）共通認識
の醸成

２）チェーン構想
立案＆評価

３）エネ政策への
反映提言

＜ＡＰ研究会＞
１）意見調査

（需要・許容ｺｽﾄ）

２）GRAPE推算

３）絵姿

４）ﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

５）多面的評価

６）技術開発ﾌﾟﾗﾝ

２０１０～２０１１年度 ２０１２～２０１３年度

▼（＃１：３月11日）～▼（＃４）

・CO2ﾌﾘｰ水素ﾁｪｰﾝの
技術成熟度評価

・輸入水素はLNGに類似
（擬一次ｴﾈとみなし得る）

２０１４年度
▼（＃１） ～ ▼（＃７） ▼（＃８） ～ ▼（＃１０）

７）熱量等価水素ｺｽﾄ
（火力発電燃料用）

８）水素普及ｼﾅﾘｵ

９）バリア解析

10）国富流出

11）水素需要推算

＜政府の動向＞

▼（2014.4） ｴﾈﾙｷﾞｰ基本計画（改）

▼（2014.6）
ﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

▼（2014.10～：６回）

水素発電に関する検討会

▼（2010.6） ｴﾈﾙｷﾞｰ基本計画

（2013.12～ ）
本会議：３回
WG:７回

（2013.10） 総合資源エネ調 ▼
基本政策分科会 第８回会合

：水素・燃料電池について〔★ 出来事〕

＜ＡＰ研究会＞

＜意見調査：最大値＞
・運輸
・運輸以外
・合計

水素需要（@2050年）

⇔
⇔
⇔

４００
１８００
２２００

８１０ 億Nm3/年
２０２０ 億Nm3/年
２８３０ 億Nm3/年

＜推算結果（GRAPE）＞

＜外部発表（投稿）＞
・Journal of Chemistry and

Chemical Engineering
・日本動力協会誌
・ｴﾈﾙｷﾞｰ資源学会誌

＜口頭発表＞
・IEA HIA TASK28
・HESS ・FC EXPO
・ＦＣＤＩＣ ・RE 2013
・日本機械学会

・運輸用
・運輸以外用

４０円/Nm3 @末端利用
３０円/Nm3 @末端利用

許容水素コスト（@2050年）意見調査結果

水素の大量需要を目指す技術開発プラン
・ 許容コスト ･需要量
・ 絵姿 ･ロードマップ
・ 多面的評価（定性的）
・ 課題と対応の方向性

2013年度報告書
に盛り込み

IAE HPに公開

★（2011.3.11）
東日本大震災

＜口頭発表＞
・World Hydrogen Energy 

Conf. 2014（韓国）
・IEA Hydrogen Roadmap, 

Asia Workshop
・The Grand Renewable  

Energy 2014

＜外部発表（投稿）＞
・日本ｴﾈﾙｷﾞｰ学会誌

水素需要推算
・ﾃﾞｰﾀ更新＆ｹｰｽｽﾀﾃﾞｨｰ

水素普及ｼﾅﾘｵの検討
＜普及ｼﾅﾘｵのﾊﾟﾀｰﾝ＞
①集中型普及ｼﾅﾘｵ

・火力発電、製油所水素
②分散型普及ｼﾅﾘｵ

・FCV/水素ST、家庭用FC
、商業用ＦＣ、 ﾌｫｰｸﾘﾌﾄ

③中間（中規模）普及ｼﾅﾘｵ
・自家発電（ＧＴ、ＧＥ）

熱量等価水素コスト
（火力発電燃料用）
・現状の火力発電の燃料コスト
・ＣＣＳ付きLNG火力発電
・ＣＣＳ付き石炭火力発電
・ＣＣＳ付き石油火力発電

新しいｴﾈﾙｷﾞｰ基本計画に向けた
意見募集（資源エネ庁総合政策課）

・政府目標達成へのCO2

ﾌﾘｰ水素の定量的貢献性
①CO2削減率
②ｾﾞﾛｴﾐ電源比率

ＧＲＡＰＥ
推算結果

2012.3

ﾊﾟﾌﾞｺﾒ

2014.3

水素・燃料電池戦略協議会

 

今年度初めに設定した AP 研究会の達成目標は以下の通りである。 

１） 熱量等価水素コストの検討（火力発電燃料用） 

⇒ 火力発電における許容水素コスト（基礎検討） 

２） 水素普及シナリオの検討 

３） バリア解析 

４） 国富流出の検討 

５） 水素需要推算 

 上記達成目標に中で、３）バリア解析以外は、所期の検討結果を得た。 
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３ 実施体制・メンバー 

今年度の AP 研究会の体制･メンバーを表３－１に示す。 

表３－１ アクションプラン研究会の体制・メンバー 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 ＩＡＥ（事務局）
・坂田興以下水素Ｇｒ６名
・黒沢厚志

 

委員長 

METI／NEDO 
(オブザーバー) 

IAE 
(事務局) 

団体 大学民間 

（７） 

（３） （１２） （５） 

（７） 

（ ）：人数

（２０１４年度ＡＰ研究会メンバー @ 2015.3） （順不同 敬称略） 

体制 氏名 所属 

委員長 山地憲治 （公財）地球環境産業技術研究機構（ＲＩＴＥ） 

 

 

 

 

 

 

 

委員 

太田健一郎 横浜国立大学 

岡崎健 東京工業大学 

佐々木一成 九州大学 

堂免一成 東京大学 

名久井恒司 東京理科大学 

亀山秀雄 （一社）水素エネルギー協会（ＨＥＳＳ） 

長谷川裕夫 （独）産業技術総合研究所（ＡＩＳＴ） 

浅野浩志 （一財）電力中央研究所 

菊池和廣 （株）コスモ総合研究所 

伊藤正 千代田化工建設（株） 

小林由則 三菱日立パワーシステムズ（株） 

壱岐英 ＪＸ日鉱日石エネルギー（株） 

黒津歩 大阪ガス（株） 

日比政昭 新日鐵住金（株） 

内田親司朗 新日鉄住金エンジニアリング（株） 

梶原昌高 岩谷産業（株） 

小池俊一 東京ガス（株） 

新道憲二郎 川崎重工業（株） 

大槻晃嗣 三菱商事（株） 

馬場賢治 （株）三井住友銀行 

オブザ

ーバー 

資源エネ庁 総合政策課 

資源エネ庁 省エネ・新エネ部 新エネ対策課 

資源エネ庁 資源・燃料部 政策課 

経済産業省 産業技術環境局 研究開発課 

（独）新エネルギー・産業技術総合開発機構（ＮＥＤＯ） 

新エネルギー部 燃料電池・水素グループ 
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４ 成果と課題 

４．１ 今年度のＡＰ研究会活動の総括 

資料４．１に今年度の AP 研究会活動成果の総括を示す。主に検討した個別項目の成果の詳

細は以下の資料にまとめている。 

・資料４．２：火力発電における許容水素コスト（基礎検討） 

・資料４．３：水素普及シナリオ（基礎検討） 

・資料４．４：液化水素チェーンのコスト（ＫＨＩ資料公開の整理） 

・資料４．５：国富流出低減（予備検討） 

・資料４．６：水素需要推算 

各項目について成果の概要を以下に示す。 
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４．２ 火力発電における許容水素コスト（基礎検討） 

１）火力発電における燃料と熱量等価水素コスト 

２０３０年を対象とし、ＣＣＳコストをパラメータとした発電コスト、及びＣＣＳ＋燃料コストと

熱量等価水素コストに関する検討例を以下に示す。 

＜LNG火力発電＞
CCSコスト （千円/ton-CO2） 0 5 10 15 20 25

CCSコスト （円/kWh(e)） 0 1.6 3.2 4.7 6.3 7.9

燃料コスト （円/kWh(e)）

資本費 （円/kWh(e)）

運転維持費 （円/kWh(e)）

合計（発電コスト） （円/kWh(e)） 10.7 12.3 13.9 15.4 17.0 18.6

CCS＋燃料コストと熱量等価の水素コスト （円/Nm
3
-H2） 19.2 22.4 25.6 28.8 32.0 35.2

＜石炭火力発電＞
CCSコスト （千円/ton-CO2） 0 5 10 15 20 25

CCSコスト （円/kWh(e)） 0 2.7 5.4 8.1 10.8 13.5

燃料コスト （円/kWh(e)）

資本費 （円/kWh(e)）

運転維持費 （円/kWh(e)）

合計（発電コスト） （円/kWh(e)） 7.7 10.4 13.1 15.8 18.5 21.2

CCS＋燃料コストと熱量等価の水素コスト （円/Nm
3
-H2） 9.7 15.1 20.6 26.0 31.5 36.9

＜石油火力発電＞ （設備利用率=80%）

CCSコスト （千円/ton-CO2） 0 5 10 15 20 25

CCSコスト （円/kWh(e)） 0 2.4 4.8 7.3 9.7 12.1

燃料コスト （円/kWh(e)）

資本費 （円/kWh(e)）

運転維持費 （円/kWh(e)）

合計（発電コスト） （円/kWh(e)） 24.8 27.2 29.6 32.1 34.5 36.9

CCS＋燃料コストと熱量等価の水素コスト （円/Nm
3
-H2） 46.5 51.4 56.3 61.2 66.1 71.0

9.5
0.5
0.7

4.8

1.6

23.0

1.0

1.3

0.8

 

上表の発電コストに占めるＣＣＳコスト、燃料コスト、資本費、運転維持費は以下の考え

で算出した。（具体的には添付資料４．２参照） 

① ＣＣＳコスト： 

CCS コストのパラメータ値（千円/ton-CO2）と各化石燃料の燃焼時 CO2 排出量を基

に、各化石燃料の単位量当たりの CCS コスト（LNG であれば、円/Nm3-CH4）を算出。 

次に、各化石燃料と水素の高位発熱量の比率を基に、各化石燃料の単位量当たり

の CCS コストを、代替水素の CCS コスト（円/Nm3-H2）に換算。 

最後に、CCS あり（CCS による発電効率の低下を考慮した場合）の各化石火力発電

の燃料費（円/kWh(e)）と熱量等価水素コスト（円/Nm3-H2）（水素発電効率はどの化石

火力代替でも CCS なし LNG 火力の発電効率と仮定）の関係を基に、各化石燃料代替

水素の CCS コスト（円/Nm3-H2）を発電量当たりの CCS コスト（円/kWh（e））に換算。 

② 燃料コスト：コスト等検証委員会報告書（平成 23 年 12 月 19 日）の燃料費を基に、CCS

あり（CCS による発電効率の低下を考慮した時）の各化石火力発電の燃料費を推算。 

③ 資本費：コスト等検証委員会報告書（平成 23 年 12 月 19 日）の値 

④ 運転維持費：コスト等検証委員会報告書（平成 23 年 12 月 19 日）の値 

なお、CCS コストはパラメータ設定で考慮しているので、上記コスト等検証委員会報告書

で考慮された CO2 対策費は、ここでは除外した。 
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２） 石炭火力代替水素発電における許容水素コスト（固定費の違いを考慮） 

上記１）で試算した熱量等価水素コスト（ある意味、許容水素コスト）は、資本費や運転

維持費は各化石火力発電の値と仮定した上での結果であり、特に、石炭火力代替水素

発電は非常に厳しいものとなっている。 

ここでは、石炭火力発電代替の水素発電について、許容発電コスト（但し、CCS パラメ

ータコストを含める前の値）はコスト等検証委員会報告書（平成 23 年 12 月 19 日）の石炭

火力発電コスト（但し、CO2 対策費を控除した値）とし、資本費と運転維持費は同報告書に

示されている LNG 火力の値とし（理由は、水素火力発電は LNG 火力発電とシステムが類

似しているから）、その差を、許容水素コストとみなした検討を行った。 

１）前提条件

２）許容水素コスト
（１）将来石炭火力代替の水素火力発電：CCSあり

①燃料費 6.5 円/kWh(e) 本項の④-②-③

②資本費 0.5 円/kWh(e) １, ２）（２）の②を採用

③運転維持費 0.7 円/kWh(e) １, ２）（２）の③を採用

④小計 7.7 円/kWh(e) １, １）（２）の④を採用

⑤許容水素コスト 13.2 円/Nm3-H2  = 6.5円/kWh(e) *3.55kWh(t)/Nm3*0.57kWh(e)/kWh(t)

⑥CCSコスト ⑦水素換算

（千円/ton-CO2） （円/Nm
3
-H2） （円/Nm

3
-H2）

5 5.4 18.6
10 10.9 24.1
15 16.3 29.5
20 21.8 35.0
25 27.2 40.4

石炭火力発電所における石炭代替CO２フリー水

素の許容コストは、CO２制約やCCSコストにもよる

が、20～25円/Nm
3
-H2　程度ではないだろうか。

⑧ = （１）の⑤ + ⑦

CCSコスト ⑧熱量等価水素コスト

①インフラを含む水素発電の固定費（設備費）と運転維持費は不明ゆえ、システムとして類似している
　　LNG火力発電の設備費と同じとする。

②石炭代替水素発電における許容発電コストは、石炭火力発電コストとする。
③石炭代替水素発電における許容水素コストは、直く上の②と①の差とする。

 

３）上記結果に基づくまとめ 

＜ＬＮＧ火力代替の水素火力発電＞ 

・水素供給事業者はＣＩＦ25 円/Nm3-H2 以下を目指す必要があるのではないか。 

 

＜石炭火力代替の水素火力発電＞ 

・水素供給事業者はＣＩＦ20～25 円/Nm3-H2 を目指す必要があるのではないか。 

 

＜石油火力代替の水素火力発電＞ 

・輸入水素 CIF コストが 40～50 円/Nm3-H2 になれば石油火力発電が水素火力発電に代替さ

れる可能性は十分にあると思われる。 
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４．３ 水素普及シナリオ（基礎検討：IAE の考え） （詳細は資料４．３参照） 

主対象：自家発＆発電事業用水素発電 

１）経済性 

CCS を考慮した将来の化石火力発電コストよりも水素火力発電コストの方が低ければ、導入

の意義がある。 

あるいは、効率的な水素貯蔵による水素火力発電（専焼あるいは混焼）により運用面での柔

軟性が向上することにより、再エネ導入増大に伴う運用面での経済性の悪化（例えば、現状の

火力発電設備では稼働率が低下し、コストアップになる）を回避できれば、導入の意義がある。 

 

２）供給安定性 

発電事業用水素発電においては、経済性とともに供給安定性が最重要課題である。 

事業用水素発電の導入開始から本格普及後まで、供給安定性は供給チェーンの多様性だ

けでなく、化石火力発電によるバックアップ等により、常時確保される必要がある。 

 

３）本格普及シナリオ 

各ステップで政府の強力な支援が不可欠である。 

ステップ１： 自家発水素発電① 

対象設備： 

・ボイラータービンコジェネ 

・ガスタービンコジェネ 

・ガスエンジンコジェネ 

利用展開：２０２０年以前 

・既存設備（大きな改造なし）での水素割合の増大（商用） 

・改造または新設での新技術の実証（混焼、専焼） 

・新技術の商用化（混焼、専焼） 

水素製造： 

・国内製造余力の活用（副生水素、目的生産水素） 

輸送、貯蔵、供給：既存インフラの最大限活用 

・圧縮水素：ローリー、パイプライン等による輸送 

・液化水素：ローリー、トレーラー等による輸送 

・有機ハイドライド：ローリー、トレーラー等による輸送 
 

 

ステップ２： 発電事業用水素発電① 

対象設備： 

・石油火力発電 

・石炭火力発電 

・LNG 火力発電 

利用展開：（小規模）：２０２０年頃 

・新技術の実証  

水素製造：（小規模） 

・海外未利用化石燃料（褐炭、原油随伴ガス、等）由来水素製造の実証 

輸送、貯蔵、供給：（小規模） 

・液化水素チェーンの実証 

・有機ハイドライドチェーンの実証  
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ステップ３： 製油所 HPU 代替利用（HPU：Hydrogen Production Unit） 

対象設備： 

・重油脱硫設備 

利用展開：２０２０年以降 

・IMO による船舶用重油の低硫黄化規制対応として、重油脱硫用水素の需要が大幅に増大する

ことが想定される。 

・製油所 HPU 代替としての水素許容価格が発電事業用水素の許容価格より少し高いと思われる

ことから、発電事業用水素発電で新技術の実証、液化水素チェーンの実証あるいは有機ハイ

ドライドチェーンの実証が成功すると、発電事業用水素発電の本格導入に先駆け、製油所

HPU 代替として輸入水素が本格利用されはじめ、順次、各製油所に普及が拡大すると想定す

る。 

・この普及拡大により中規模の安定需要が確立される共に、コストダウンが達成され、発電事業

用水素発電の本格導入に繋がると想定する。 
 

 

ステップ４： 発電事業用水素発電② 

対象設備： 

・石油火力発電 

・石炭火力発電 

・LNG 火力発電 

利用展開（中大規模）：２０３０年以降 

・新技術の商用化  

水素製造（規模拡大による安定供給の確立）：２０３０～２０４０年頃 

・海外未利用化石燃料（褐炭、原油随伴ガス、等）由来水素製造の確立 

・可能エネルギー由来の水電解水素製造の確立 

輸送、貯蔵、供給（規模拡大による安定供給の確立）：２０２５～２０３０年頃 

・液化水素チェーンの確立 

・有機ハイドライドチェーンの確立
 

 

ステップ５： 自家発水素発電② 

対象設備： 

・ボイラータービンコジェネ 

・ガスタービンコジェネ 

・ガスエンジンコジェネ 

利用展開：２０４０年以降 

・水素発電事業用水素発電の普及拡大により、輸入水素の価格が自家発用水素の許

容価格程度まで低下し、その結果、自家発水素発電が本格普及すると想定する。 
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４．４ 液化水素チェーンのコスト（ＫＨＩ資料公開の整理） 

ＫＨＩ殿が公開されている液化水素チェーンのコストデータを資料４．４に整理した。 

その要点を以下に示す。 

１）コスト検討の条件 

場所 炭鉱

水素製造

ガス精製

CO2貯留

液化

積地基地

揚地基地

製油所

規模 褐炭消費量 

水素製造量

CO２貯留量

液水船

褐炭 輸送費込み

電気 再生可能エネルギー由来電力

水

CO２処理 CarbonNet貯留費用

為替レート

液化水素 豪州ビクトリア州 Latrobe Valley 出所：低炭素社会実現に向けた

水素チェーンの実現可能性検

討, 川崎重工　山下誠二、他

www.jser.gr.jp/journal/journal_pd

f/2014/journal201403_4.pdf

　(豪州褐炭） 炭鉱近傍

炭鉱近傍

ギプスランド盆地に計画中のCarbonnetに貯留（Victoria州の南沖合の海底地下貯留）（水素製造・ガス精製サイトから約80ｋｍ）

輸出積地基地

4.74 Mトン/年

0.225 Mトン/年

2.51 GNm
3
/年

0.764 MTOE/年

4.39 Mトン/年

160,000 m
3
 X 2隻 160,000 m

3
 X 40隻 160,000 m

3
 X 80隻

主要単価 15 AUD/ﾄﾝ

70 AUD/MWh

2 AUD/ﾄﾝ

15 AUD/ﾄﾝ

81 円/ AUD

1001年～2010年の平均レー

ト

0.61 EUR/ AUD

0.73 USD/ AD  

 

２）検討結果 

上記導入初期（2025 年頃）におけるコスト検討結果の要点を以下に示す。 

水素製造コスト
（CIF） （円/Nm

3
-H2）

＜ＣＩＦ＞
＜国内＞

ユーザ提供

設備費 10.4

利息、税金 1.4

褐炭 2.3

電気 7.6

窒素・水・その他 1.8

CO2貯留 2.1

保守費 3.2

労務費 0.8

小計 29.7

水素揚荷 3.3

2.0

小計 5.3

合計 35.0

輸送（ローリー）
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４．５ 国富流出の検討 

コスト等検証委員会の報告書（２０１１年）に示されている化石燃料の日本通関輸入 CIF 価格

に対する KHI 殿が想定されている褐炭の購入価格の比較を行った。また、豪州褐炭チェーンや

パタゴニア風力由来水素チェーンと現行 LNG チェーンの国富流出低減比率の比較、等、簡単な

予備検討を行った。 

 

４．６ 水素需要推算 

今年度実施した第８回 AP 研究会、第９回 AP 研究会、第１０回 AP 研究会で、水素推算

に関する成果を示した。各回で示した成果の詳細は、各々、添付資料４．６－１、４．６－２、

４．６－３に示している。 

１）第８回 AP 研究会 

昨年度までの総括を行うとともに、今年度の実施計画として以下の条件の改訂（案）を

示した。 

①各機関の文書等との整合性の確保 

エネルギー基本計画、水素燃料電池戦略ロードマップ等 

②製油所水素の考慮 

設定価格以下で、輸入ナフサ・LPG を代替 

③先進的な水素の利用方法 

純水素純酸素燃焼タービンの考慮 

④データ更新 

FCV は、車両価格、補助金価格が公開された場合はその値に準拠。 

⑤電源設備構成の検討 

短期における設備構成、需要の時間変化の考慮 

⑥短期の CCS 利用シナリオの検討 

公開ベースのプロジェクト積み上げでCCS量を制約⑦本研究会ででいただくコメント 

 

２）第９回 AP 研究会 

以下の項目についてモデル・条件の変更を行い、水素需要推算を行った。 

・CO2 制約 ・製油所水素代替 ・車両コスト ・高効率の水素利用技術 

・短期の電源構成 ・短期の CCS 制約 

 

３）第１０回研究会 

報告ケースとして、ベースケース、開発輸入ケース、IMO 規制対応ケース（水素需要

シナリオのみ）の３つを取り挙げた。 

そして、条件の変更として、短期の電源構成、及び需要データの更新（WEO 2014 に準

拠）を取り挙げて水素需要推算を行った。 
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４．７ 課題 

主な課題としては以下が挙げられ、次年度以降で検討することとしたい。 

① 水素発電を核とした水素本格普及シナリオの検討 

平成２６年度実施した水素普及シナリオ（基礎検討）をベースに、最終的に発電事

業用水素発電（混焼⇒専焼）が本格普及（経済的自立）に至るシナリオを、他の利

用先や配送インフラの整備も関連づけて、時系列に検討する。 

② 水素エネルギー経済の検討 

水素エネルギーを導入することによる経済効果（新産業創出、雇用創出、国富流

出抑制、資源問題への貢献等）を、必要に応じ新たなメンバーを加えて検討する。 

水素キャリアとして有機ハイドライドチエーンと液化水素チェーンに絞り、対象を具

体的に設定して検討を行う。 

最終的な姿として、水素火力発電が化石燃料火力発電より経済的に優れることを

示せることを目標とする。 

③ 国富流出に関する検討 

平成２６年度の実施内容を踏まえ、国富流出に関する知識をさらに深める。さらに、

具体的条件を設定した上で、ＬＮＧの場合と CO2 フリー水素の場合の国富流出額の

比較（試算例）を実施することを検討する。 

 

５ 外部発表 

資料５は外部発表実績のリストである。 

これまでの構想研究会及び AP 研究会の成果を基に、引き続き国内外で積極的に発表し

ていく予定である。 

 

６ 水素に関する最近の政府の動向 

資料６に最近（今年度）の政府の動向を示している。 

１）エネルギー基本計画の閣議決定 

東日本大震災及び東京電力福島第一原子力発電所事故を始めとした、エネルギーを

巡る国内外の環境の大きな変化を踏まえ、新たなエネルギー政策の方向性を示すもの

として「“水素社会”の実現に向けたロードマップの策定」を盛込んだ、エネルギー基本

計画が、平成２６年４月に閣議決定された。 

 

２）水素・燃料電池戦略ロードマップの策定 

 “水素社会”の実現が盛り込まれたエネルギー基本計画を踏まえ、水素エネルギー

普及の意義を確認しながら、水素の利用面に加え、製造や輸送・貯蔵の各段階で、目

指すべき目標とその実現のための産学官の取組について、時間軸を明示して盛り込ん

だ「水素・燃料電池戦略ロードマップ」が平成 26 年 6 月、とりまとめられた。 
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３）水素発電に関する検討会 

平成 26 年 6 月に策定された「水素・燃料電池戦略ロードマップ」において、水素発電

の本格導入を目指すことが目標として掲げられた。 

本ロードマップでは、上記目標に向けた取組の第一歩として、「水素発電の導入に関

する技術面、制度面、経済面の具体的な課題について、圏内の主要な発電設備メー力

一、発電事業者、水素供給事業者等が参加して検討を行い、2014 年度中に具体的な

課題及び必要な取り組みについて結論を得ることとされた。 

このため、資源エネルギー庁の委託調査の一環として、「水素発電に関する検討会

(以下「検討会」という。) が設置され、特に来年度予算で行う予定の水素発電に関する

実証事業や、今後の規制見直し等の円滑な実施に資するよう、技術面、制度面、経済

面の具体的な課題及び必要な取組について検討を行い、本年度中に結論を得るべく、

検討会が実施された。 

 

４）水素・燃料電池戦略協議会、ワーキンググループ 

水素・燃料電池戦略ロードマップのフォローアップ等を目的として、平成２７年度、２０

～２５名程度の委員出席の下、３～４回程度開催される予定である。 

 

５）NEDO 公募予告 

平成２７年度実施予定の技術開発として、「水素社会構築技術開発事業／大規模水

素エネルギー利用技術開発」のテーマ名で、NEDO より２０１５年３月に公募予告がされ

た。 



【資料4.1】　　　　
ＣＯ２フリー水素チェーン実現に向けたアクションプラン研究会

２０１４年度の活動成果の総括 2015.3 IAE

1 目的 Ⅰ 政府の動向（認識の共有） １ METIの最近の動向 １ METIの最近の動向 1
１ エネルギー基本計画 １） エネルギー基本計画 １） 平成27年度概算要求  ： 以下、主なコメント ⇒ フォロー内容

水素・燃料電池関連の抜粋を示し、認識を共有済み。 ①
2 達成目標 ２） 水素・燃料電池戦略協議会、WGの概要

① ２ 水素・燃料電池戦略協議会＆ＷＧ（ワーキンググループ） 公開議事概要等を要約・提示し、認識を共有済み。 ２） 発電事業用水素発電に関する検討会
３） 水素・燃料電池戦略ロードマップ 非公開なので情報は一切開示せず。

② 公開資料を提示し、認識を共有済み。 ２ 水素普及シナリオ（基礎検討）　以下、主なコメント。
３ ロードマップ実行に向けた検討会 ・フェーズ１ ① ②

③ ２０５０年までの水素エネルギー社会の絵姿の作成
＆シナリオの作成 ② 算出根拠の数式は上付き、下付き表示にすること。

④ シナリオ実現に向けたロードマップの作成 ・フェーズ２ ③
＆アクションプランの作成 ⇒ 「水素の大量需要を Ⅱ ＡＰ研究会 ③
目指す技術開発プラン」の作成 に変更（2013年度） １ 水素普及シナリオの検討 ④

⑤ ＣＯ２フリー水素の多面的評価  ・フェーズ３
⑥ 成果の公表（2012年度追加） ④

⑤
２ 水素サプライチェーンの実現に向けて（三菱商事殿）

1 ３）ＡＰ研究会の絵姿・ロードマップに反映する。 ⑤

⑥ 発熱量もLHVかHHVで統一する事。
　①エネルギー基本計画（平成26年4月） ① ⑥ ２　水素普及シナリオ（基礎検討）
　②水素・燃料電池戦略協議会、ＷＧ公開資料 ①
　③水素・燃料電池戦略ロードマップ（平成26年6月23日） ② LNG導入のﾘｰﾄﾞﾀｲﾑは当時で１５年程だった。

2 水素需要推算（シミュレーション） （○ 継続中） 　④ＡＰ研究会議事録（メンバーの関連コメント） ③
２０５０年におけるＣＯ２フリー水素需要量を推算 　⑤ETP（Energy Technolpgy Perspectives） 2012 & 2014 ⇒ 最初はミドルレンジのタンカーで輸入する。
１） ４ケース（水素価格とＣＣＳ有無の組合せ）実施 ④ ⇒ インフラの定量的検討には具体的な条件設定が必要。 ②

２ バリア解析 （新たに追加） ⇒ 大規模設備投資にはまとまった需要が必要。
⇒ インフラのコストは水素の用途によって大きく変わる

⑤ ③ 今回の資料を今後ブラッシュアップしていくこと。

⑦ ３　水素需要推算
⑥ ①

３ 国富流出低減（試算）
２） 各種感度解析を実施（委員の意見を反映） ３ 利用水素の等級分類・定義 （新たに追加） ⑦ ① 三井住友銀行殿が次回でのご教示をご検討。

①世界全体、日本のCO2制約 １）分類のフレームワーク（案）作成までとする。 ② 前提条件、ビジネススキーム等を明確にすること。 ②
②資源価格の変化（ガス、水素等） ③ 比較の対象もいろいろバリエーションがある。
　（シェールガス革命。水素が導入されるロバストな条件） ⑧ ４ 水素需要推算
③日本の原子力発電量の比率 ３）利用機器をリストアップし該当等級に分類する。 １） 製油所での水素需要見通しについての不確定要素 ③
④CCSに関連するパラメーター ①
　（日本国内CCS技術の適用可否、年間貯留量制約の考慮等） ４ 国富流失 （新たに追加）
⑤水素の国際輸送の制約 ⑨ ４　　国富流出について
　（水素の調達が一地域に限定しない） ② ①
⑥水素関連技術の導入量をシナリオで与えた場合の振る舞い ３ 水素普及シナリオ（基礎検討１）
　（エネファーム等） １） KHIの考え （液化水素サプライチェーン）

・
５ シミュレーション ５　その他（事務局）

3 水素エネルギー社会の絵姿 （○ 逐次更新中） ・ 　１）次年度の研究会について（IAEの提案）
・ 国内外原料から国内利用までの水素チェーンの絵姿を作成 ③ ①
・ ２）推算結果を絵姿・ロードマップに反映する。 ・

②
・ シミュレーションとの整合は未実施

4 水素エネルギー社会実現のシナリオ （×） ２） 千代田化工の考え （有機ﾊｲﾄﾞﾗｲﾄﾞｻﾌﾟﾗｲﾁｪｰﾝ） ＜ＩＡＥが提案した検討項目＞

・ 水素チェーンのロードマップを作成 ・ ２） 　・ 水素発電を核とした水素本格普及シナリオの検討

5 水素チェーンのロードマップ （○） 　・ 水素エネルギー経済の検討

・ 国内外水素製造から国内利用までのチェーンのロードマップを作成 ・ 環境価値、CO2対策費がどう考慮されるかが一番の根幹。 　・ 国富流出に関する検討

6 大量の水素需要を目指す技術開発プラン （○） ４ 水素需要推算　＜下記条件の改訂（案）を提示＞ ３） 　２）ＮＨＫの取材依頼対応（急遽の報告事項）
・ ① 各機関の文書等との整合性の確保 

② 製油所水素の考慮 
7 多面的評価 （○ 定性的） ③ 先進的な水素の利用方法 ⇒ 開発輸入水素を制約条件としてモデルに入れる

・ ④ データ更新 ４）
⑤ 電源設備構成の検討 

8 成果の発表・公表 （○ 継続中） ⑥ 短期のCCS利用シナリオの検討 ５ 次回ＡＰ研究会
・ IEA Asia Workshopでの発表等、国内外で多数発表及び投稿 ⑦ 本研究会ででいただくコメント ３月開催予定。詳細は後日委員長／事務局で決定。

IGCC+CCSで水素を製造できるので、石炭と水素は対
比するものでなく、相性がいい。IGCCの場合、CCSに
よる追加コストは他の方式よりは少なくて済む。

現状の火力発電のエネルギー効率としてＨＨＶベース
でＬＮＧ火力57%、石炭火力48%、等となっているが、そ
んなに高くないはず。 ⇒ 数値は2011年のコスト等検
証委員会の2030年の値であるので、現状という表現を
2030年に訂正する。

(ｽﾗｲﾄﾞ頁15)水素輸入額に対する現在価値換算の値
が随分値が小さくなっているように思う。 ⇒ 計算式に
ミスがあり修正。

（ｽﾗｲﾄﾞ頁9）2030年や2040年における水素大規模発
電と高効率の水素発電の容量を表で示していただき
たい。 ⇒ 表にまとめる。

純水素/純酸素燃焼タービンの導入時期の導入時期
はよく検討する事（ここでは2040年となっているが、絵
姿では2050年になっている） ⇒ 再検討する。

有機ＨＤが選択されるとか液化水素が選択されるとい
う表現は、もっと工夫すべき。 ⇔ ＜IAEの考え＞と明
記した上で、関係者が承諾すれば、そういう表現もい
いのではないか。 ⇒ 問題が無い表現にする。

kWh（electric）とkWh（thermal）が混在しているの
で正しく明示する事。

輸入化石燃料を開発輸入分等に分けて、投資が日本
にどれぐらい戻っているかの情報が欲しい。 ⇒ 国富
流出の一般論も含め、三菱商事殿と前向きに協議・検
討し、次回報告する。

アクションプランとしては、サプライチェーンの経済性
検討に関しする透明性のあるブレークダウンデータが
重要。液化水素のＦＳ結果と同様の情報が、有機ＨＤ
についても欲しい。 ⇒ 現状、公表は不可。

2011年のコスト等検証委員会の発電コストは炭素価
格を入れているので、今回の計算でCCSコストを加え
てしているなら重複する。 ⇒ 重複しているので修正す
る。

どの化石火力発電代替であっても、水素発電のエネ
ルギー効率は同じ値を使うべきではないか？ ⇒ 同じ
エネルギー効率で再計算する。

ﾀﾝｶｰ2隻（約65万ｋWの発電所で80%稼働相当）で、水素CIF価
格30円/Nm3、発電ｺｽﾄ16～ 17円/kW。40隻で25～26円
/Nm3、13～14円/kWh。80隻で18円/Nm3、11円/kWh程度。

最初に水素を導入してくれる所は製油所と石油化
学であろうと考えている。

2020年頃にﾊﾟｲﾛｯﾄ実証を行った後、大型事業用
水素ｶﾞｽﾀｰﾋﾞﾝの開発に取組む。5年で開発可能。

最初に環境規制、ｴﾈﾙｷﾞｰｾｷｭﾘﾃｨｰといった動機
付けが必要で、導入決定後も政府からの補助金
や優遇税制等、適切な支援が必要で、一定の所
を超えると一応自立的に拡大していった。

国内製造水素は今後価格は上がる方向。海外の
水素価格は、今は高いが、ｽｹｰﾙｱｯﾌﾟ効果や技術
改良により、下がっていくであろう。
海外未利用褐炭は早期に対原油熱量ｻｰﾋﾞｽ等価
ﾗｲﾝを切ると予想。大雑把な予想では、環境的配
慮なしで、海外再生可能由来水素が対原油熱量
ｻｰﾋﾞｽ等価ﾗｲﾝを切るのは２０３０年頃。

より長時間より厚い支援を得て産官学が一体と
なったより積極的な取組継続はLNG以上に必要。

最初は30MW混焼ｶﾞｽﾀｰﾋﾞﾝから始め、最終的に
は100%水素の事業用発電を目指す。

年間27億Nm3で液化して運んだ場合30円/Nm3を
切ると予想。
50億Nm3の場合、FCVだと500万台、150万ｋWの
火力発電所で5％の混焼だと20基の規模になる。

　　　　　　　　　　　　

２）試算対象（案）は化石＋ＣＣＳ（１件），風力発電
　　＋水電解（１件）。

ＣＯ２フリー水素需要に関するエネルギー
ユーザの意見集約

①国内CCS許容コスト：約3千円/ﾄﾝCO2 @2020 & 2050

２０５０年までのＣＯ２フリー水素エネルギー
の需要推算（シミュレーション）

ＣＯ２フリー水素需要に関する意見集約 （○）

２０１３年度までの総括
（達成度を  ○　△　×　で表示）

公開議事概要とロードマップを要約し、研究会で報告
し、認識を共有する。

今春立上げが想定されるロードマップ実行協議会の進捗
状況が分かれば、研究会で報告し、認識を共有する。

第１０回ＡＰ研究会（2015.3.6）全体の目的・達成目標 第９回ＡＰ研究会（2014.10.28）

構想研究会の成果を踏まえCO2フリー水素
チェーン構想の具体的展開の基盤を形成する。

２０１４年度の全体計画

水素・燃料電池関連の抜粋（METI資料）を研究会で示
し、認識を共有する。

第８回ＡＰ研究会（2014.7.9）

未利用エネルギー由来水素サプライチェーン構築実
証事業：３８．０億円 （新規）⇒ 予算（案）２０．５億円

火力発電の燃料＋ＣＣＳコストと熱量等価の水素コスト

供給可能量、供給源分布、多様性、国富流失低減、
安全性、社会受容性等について定性的評価を実施

解析結果 ： 一定程度のCO2排出量削減目標の下で
は、上記１）の推算結果とオーダー的に整合

複数の供給技術の実用化時期、意見調査結果に基づく最
終用途での水素許容価格・需要量、目標CIF価格を明示

個別プロジェクトの展開が加速されるよう、その前段
階資料として作成

　　水素発電の本格導入／大規模な水素供給
　　 システムの確立 ： 2020年代後半に実現

　　トータルでのCO2フリー水素供給システムの
　　確立 ： 2040年頃に実現

１）最新情報及び各委員より出される意見を踏まえ、
　　一層リアリティのある条件で需給推算を行う。

１）水素の主な用途（利用可能性）について国内配送
　　を中心に検討する

 　水素利用の飛躍的拡大（燃料電池の社会
 への本格的実装） ： 現在～

１）典型例でＬＮＧと比較試算し、専門家にチェック
　　＆レビューしてもらい、試算例としてまとめる。

２）技術課題に落とし込む。技術課題はできるだけ
　　判断基準を統一する。

２）等級を複数設定し、各等級で純度・圧力・温度を
　　定義する。

１）水素製造、配送、貯蔵、利用、安全・コード・標準
　　・規制、技術実証、社会受容性、等について水素
　　社会実現上乗り越えるべきハードルをまとめる。

三菱商事殿より、水素・燃料電池戦略協議会WGでの
プレゼン資料（公開）に基づき、内容をご説明していた
だいた。主要点は以下の通り。（詳細は議事録参照）

水素ｻﾌﾟﾗｲﾁｪｰﾝはLNGｻﾌﾟﾗｲﾁｪｰﾝと類似している
要素もあり、LNG導入時の背景が参考になる。

水素ｻﾌﾟﾗｲﾁｪｰﾝ構築には大規模な需要・市場創出
が必要。LNG導入時の需要は100万トン単位。

２）詳細検討（ＡＰ研究会外者による）に資する検討
　　（例）としてまとめる。

４）考慮すべき項目は以下の資料に示されている文
言、

⇒ モデルでは5年スパンで検討しているので、あ
る程度丸めざるを得ない。

熱量等価水素コストは火力発電の燃料費対応の
方だけを採用すべきである。

熱量等価水素コストはCCSによる発電効率の低下を
考慮して計算する事。⇒第10回ＡＰ研で報告

発電事業用水素混焼発電と分散型のｶﾞｽｴﾝｼﾞﾝｺ
ｼﾞｪﾈ・ｶﾞｽﾀｰﾋﾞﾝｺｼﾞｪﾈの中間として大規模自家発
を加えることを検討する事。⇒第10回ＡＰ研で報告

水素が最初に比較的大規模に導入されるのは、
安定供給を前提に、製油所であると思われる。

輸入水素の受入バース等のインフラの定量的検
討がされていない。それらインフラを新設する場
合、非現実的な巨額の設備投資が必要となり、
石油業界は動こうとしない。　⇒ 応答

⇒ 応答：供給安定性を最初から確保することは
難しいので、チェーンを拡大する過程で供給安定
性を高めることになる。

CCSのコスト検討ではCCSの範囲を示さないとリ
アリティーがなくなる。 ⇒  今後の課題

⇒ 輸入基地の場所等具体的な条件を設定し、ｲﾝﾌﾗ
　　のｺｽﾄ試算を検討する必要有り。⇒ 今後の課題

石油製品が年間１０％ぐらいの割合で激減して
いる中で水素製造設備（ＨＰＵ）の設備規模の見
通しが読めない。
製油所での水素製造はＢＴＸ装置からの副生水
素が先ずあって、残り不足分をＨＰＵで製造して
いるが、ＢＴＸの需要及び価格が非常に乱高下す
るので、ＨＰＵでの水素製造量が読めない。

定置用大型燃料電池もテーマ候補に入れてはどう
か.。 ⇒ その方向で検討する。

研究会の名称は変えて継続する。
研究会の名称は各位の意見も考慮して決定する。

銀行担当のNHKの記者さんが、世の中の新しい動向
関連として、水素に関す当研究活動を映像を含めて数
分程度のニュースを取りたいというニーズがＳＭＢＣに
あった。ＳＭＢＣとしては研究会にとって良いことであ
ればと思い今回報告。 ⇒ 急な話で、すぐには決めら
れないが、柔軟に対応する。対応する方向となれば、
各位の承諾を得た上で対応する。

⇒ ＩＭＯ規制による水素需要の増大は世界規模
で起こるので、可能ならモデルに組み込むこと。
インフラとリンクさせて、どこからの水素がどれく
らいの規模の船でどのターミナルに来るのか、と
いった具体的事例で検討してはどうか。

開発輸入水素（日本企業が海外で製造し輸入す
る水素）はエネルギーセキュリティー上あり得る
ので制約として入れてもいい。

水素の需要や価格は政府の政策やルールでかなり誘
導し得るので、モデル解析に限らず考慮すべき。

IMO規制（外航船用Ｃ重油の硫黄分規制）が不
明。規制されるとＨＰＵでの年間水素需要量が現

状100億Nm
3
の3倍にもなり得る。

②CO2ﾌﾘｰ水素
利用許容価格

運輸以外用： 約30円/Nm3 @2030 & 2050
運輸用 ： 約40円/Nm3 @2050

③CO2ﾌﾘｰ水素
需要量

運輸以外用： 最大約1,770億Nm3 @2050
運輸用 ： 最大約400億Nm3 @2050

運輸以外用： 約30円/Nm3 @2030 & 2050
運輸用 ： 約40円/Nm3 @2050
運輸以外用： 最大約1,770億Nm3 @2050
運輸用 ： 最大約400億Nm3 @2050

 日本国内のCCS

有り なし

輸入
CO2
フ
リー
水素
価格

40円/Nm3

@2020年
～

30円/Nm3

@2050年

①CCS有
発電 1,157 億Nm3 合計 2,825 億Nm3

定置 857 億Nm3

運輸 811 億Nm3

②CCS無
発電 1,693 億Nm3 合計 3,332億Nm3

定置 784 億Nm3

運輸 855 億Nm3

50円/Nm3

@2020年
～

40円/Nm3

@2050年

③CCS有
発電 0 億Nm3 合計 1,594 億Nm3

定置 926 億Nm3

運輸 668 億Nm3

④CCS無
発電 1,687 億Nm3 合計 3,403億Nm3

定置 928 億Nm3

運輸 788 億Nm3@CIF





ＣＯ２フリー水素チェーン実現に向けたアクションプラン研究会
火力発電における許容水素コスト（基礎検討）

火力発電における燃料と熱量等価水素コスト

以下は２０３０年を対象とした検討である
2015.3　ＩＡＥ

１　火力発電（＠2030年）における燃料費と熱量等価の水素コスト
　１）火力発電コスト（＠2030年）

　2）熱量等価水素コスト

資料４．2

発電効率（%） 設備利用率（%）

資本費 運転維持費 燃料費 CO2対策費 政策経費 総計

LNG火力発電 0.5 0.7 8.2 1.4 0 10.8 57 80

石炭火力発電 1.3 1.6 3.9 3.1 0 9.9 48 80

0.8 1.0 18.9 3.0 0 23.7 39 80

1.3 1.6 18.9 3.0 0 24.8 39 50
6.6 8.0 18.9 3.0 0 36.5 39 10

稼働年数： 40年

設備費上昇率： 新政策シナリオ

割引率： 0%

【出典：コスト等検証委員会（2011年）】

発電コスト（円/kWh(e)）

石油火力発電

　　化石火力発電　⇒ ⇐　水素火力発電
燃料費 発電効率 設備利用率（%） 発電効率 設備利用率（%） 化石燃料費と熱量等価 算出根拠

（円/kWh(e)） （%） （%） （%） （%） 水素コスト（円/Nm3-H2）

LNG火力発電 8.2 57 80 57（注記1） 80 16.6 8.2円/kWh(e)*3.55kWh(t)/Nm3
（注記2）*0.57kWh(e)/kWh(t)

石炭火力発電 3.9 48 80 57（注記1） 80 7.9 3.9円/kWh(e)*3.55kWh(t)/Nm3
（注記2）*0.57kWh(e)/kWh(t)

18.9 39 80 57（注記1） 80 38.2 18.9円/kWh(e)*3.55kWh(t)/Nm3
（注記2）*0.57kWh(e)/kWh(t)

18.9 39 50 （注記1）水素発電効率はLNG火力と同じとする。

18.9 39 10 （注記2）水素1Nm
3
=12.8 MJ(HHV)=3.55 kWh(t)

稼働年数： 40年 　　コスト等検証委員会（2011年）　⇒ ⇐　IAEの計算

設備費上昇率： 新政策シナリオ

割引率： 0%

【出典：コスト等検証委員会（2011年）】

石油火力発電

1 



２　ＣＣＳによる火力発電効率の低下
　（１）ＬＮＧ火力発電（LNGコンバインド）：57%（CCSなし） ⇒ 49%（CCSあり）
　　　　＜算出根拠１＞
　　　　　50.8%（CCSなし） ⇒ 43.7%（CCSあり）　（出典：DOE/NETL-2007/1281）

　　　　　57%×（43.7/50.8） = 49.0%
　　　　＜算出根拠２＞
　　　　　59%（CCSなし） ⇒ 51%（CCSあり）　（出典：Carbon Capture Journal, Technology Center Mongstad（下記参照））

　　　　　57%×（51/59） = 49.3%
　（２）石炭火力発電（IGCC）：48%（CCSなし） ⇒ 39%（CCSあり）
　　　　＜算出根拠＞
　　　　　（39.5）%（CCSなし） ⇒ 32.1%（CCSあり）　（出典：DOE/NETL-2007/1281（下記参照）、3社方式の平均値を採用）

　　　　　48%×（32.1/39.5） = 39.0%
　（３）石油火力発電：39%（CCSなし） ⇒ 32%（CCSあり）
　　　　＜算出根拠＞
　　　　　石油火力のCCSによる発電効率低下率をLNGコンバインドとＩＧＣＣのCO2排出原単位と発電効率低下率より
　　　　　 比例で内挿する。
　　　　 　・LNGコンバインドのCO2排出係数（単位熱量当たりのCO2排出量） =  0.0503kg-CO2/MJ-CH4

　　　　　　 （1.96kg-CO2/Nm3-CH4）×（22.4Nm3-CH4/16kg-CH4）/（54.6MJ-CH4/kg-CH4） = 0.0503kg-CO2/MJ-CH4

　　　　 　・石炭火力（ＩＧＣＣ）のCO2排出係数 =  0.0860kg-CO2/MJ-coal

　　　　　　 （2.409kg-CO2/kg-coal）/（28MJ-coal/kg-coal） = 0.0860kg-CO2/MJ-coal

　　　　　 ・石油火力のCO2排出係数 =  0.0767kg-CO2/MJ-電力C重油

　　　　　　 （2.99kg-CO2/L-電力C重油）/（39MJ-/L-発電用原油） = 0.0767kg-CO2/MJ-電力C重油

　　　　　 ・LNGコンバインドの発電効率低下率 = （1-43.7/50.8） = 0.140 = 14.0%
　　　　　 ・石炭火力（IGCC）の発電効率低下率 =  （1-32.1/39.5） = 0.187 = 18.7%
　　　　　 ・石油火力の発電効率低下率 = 0.140 + （（0.187-0.140）/（0.0860-0.0503）×（0.0767-0.0503）） = 0.175 = 17.5%

　　　　　 ・CCSありの時の石油火力の発電効率 = 39% X （1-0.175） = 32%

IGC 微粉炭火力 LNGｺﾝﾊﾞｲﾝﾄﾞ

GEE：GE Energy
CoP：ConocoPhillips

（出典："Cost and Performance Baseline for 

（出典）
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３　ＣＣＳ付き火力発電及びそれらを代替する水素火力発電
　３．１　CCS付き火力発電における燃料費、及びそれと熱量等価水素コスト
　　　　　　火力発電のエネルギー効率に関して、CCSなしからありのへの変化は、前項２より以下の通り
　　　　　である。
　　　　　　　・ＬＮＧ火力発電（LNGコンバインド）：57%（CCSなし） ⇒ 49%（CCSあり）
　　　　　　　・石炭火力発電（IGCC）：48%（CCSなし） ⇒ 39%（CCSあり）
　　　　　　　・石油火力発電：39%（CCSなし） ⇒ 32%（CCSあり）
　　　　　上記CCSありの場合のLNG、石炭、石油、各火力発電の燃料費を下表に示す。

　　　　　　また、化石火力代替の水素火力発電におけるエネルギー効率は、どの化石代替であって
　　　　　もCCSなしLNG火力発電のエネルギー効率（57%）とし、その場合の各化石燃料費と熱量等価
　　　　　水素コストは以下を下表に示す。
　　　　　　なお、コスト等検証委員会（2011年）では石油火力発電の設備利用率は10%～80%の範囲で
　　　　　ケーススタディーされているが、代替としての検討した水素火力発電の設備利用率は80%、
　　　　　１ケースとした。
　　　　　（発電電力量当たりの燃料費（円/kWh(e)は、設備利用率に関わらず一定である）

　３．２　火力発電コスト、及び燃料+CCSコストと熱量等価の水素コストに及ぼすCCS単価の影響
　　＜検討の前提＞
　　　 ○ コスト等検証委員会の報告書（2011年）で示されている発電コストにおけるCCS対策費の扱い
　　　　　　　コスト等検証委員会の報告書（2011年）における発電コストにおけるその他（資本費、運転
　　　　　　維持費、等）の等の中にCCS対策費が含まれている。従って、今回CCSコストを変動させた
　　　　　　ケーススタディーにおいて、発電コストを計算する場合は、コスト検証委員会で示された発電
　　　　　　コストからコスト等検証委員会で採用されたCCS対策費を控除した上で、今回考慮するCCS
　　　　　　コストを加算する必要がある。

　　　（１）コスト等検証委員会の報告書（2011年）で示されたCCS対策費

発電効率（%） 設備利用率（%）

資本費 運転維持費 燃料費 CO2対策費 政策経費 総計

LNG火力発電 0.5 0.7 8.2 1.4 0 10.8 57 80

石炭火力発電 1.3 1.6 3.9 3.1 0 9.9 48 80

0.8 1.0 18.9 3.0 0 23.7 39 80

1.3 1.6 18.9 3.0 0 24.8 39 50
6.6 8.0 18.9 3.0 0 36.5 39 10

稼働年数： 40年

設備費上昇率： 新政策シナリオ

割引率： 0%

【出典：コスト等検証委員会（2011年）】

発電コスト（円/kWh(e)）

石油火力発電

　　化石火力発電　⇒ ⇐　水素火力発電
燃料費 発電効率 設備利用率（%） 発電効率 設備利用率（%） 化石燃料費と熱量等価 算出根拠

（円/kWh(e)） （%）（注記1） （%） （%） （%） 水素コスト（円/Nm3-H2）

LNG火力発電 9.5 49 80 57（注記2） 80 19.2 9.5円/kWh(e)*3.55kWh(t)/Nm3
（注記3）*0.57kWh(e)/kWh(t)

石炭火力発電 4.8 39 80 57（注記2） 80 9.7 4.8円/kWh(e)*3.55kWh(t)/Nm3
（注記3）*0.57kWh(e)/kWh(t)

23.0 32 80 57（注記2） 80 46.5 23.0円/kWh(e)*3.55kWh(t)/Nm3
（注記3）*0.57kWh(e)/kWh(t)

23.0 32 50 （注記2）水素発電効率はLNG火力と同じとする。

23.0 32 10 （注記3）水素1Nm
3
=12.8 MJ(HHV)=3.55 kWh(t)

 注記1：ＩＡＥの推定　（出典："Cost and Performance Baseline for Fossil Energy", DOE/NETL-2007/1281）

その他：コスト等検証委員会の報告書（2011年）を基にIAEにて推算

石油火力発電
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　　　（２）コスト等検証委員会の報告書（2011年）の発電コストからCCS対策費を控除した場合

　　　以下実施するCCS単価をパラメータとした発電コストのケーススタディにおいて、発電コストは上記
　　　（２）で示した総計の発電コストにCCSのコストを加算して算出する。
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４　ＣＣＳ付きLNG火力発電
　１）燃料+CCSコストと熱量等価水素コストの関係
　　　熱量等価として評価する水素は海外でＣＣＳされる輸入CO2フリー水素とする。従って、国内ＣＣＳ
　　　に伴う設備コストは熱量等価水素コスト（許容水素ＣＩＦコスト）に含められると考える。
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CCSコスト VS LNG火力発電の燃料+CCSコストと熱量等価水素コスト
（CCSなしLNG火力発電の燃料費 = 8.2円/kWh(e) ⇔ 熱量等価水素コスト = 16.6円/Nm3-H2）

⇒ ⇒ （CCSによる発電効率低下を考慮した場合（但し、ＣＣＳコスト = ゼロの場合）の

ＬＮＧ火力発電の燃料費 = 9.5円/kWh(e) ⇔ 熱量等価水素コスト = 19.2円/Nm3-H2）

為替レート = 100 円/USD

1MMBTU = 1,054 MJ

LNG
　　高位熱量 = 54.6 MJ/kg

= 0.0518 MMBTU/kg

　　輸入価格 = 16.0 USD/MMBTU

= 0.829 USD/kg

= 82.9 円/ｋｇ

= 59.2 円/Nm
3
-CH4

H2

　　高位熱量 = 141.9 MJ/kg

= 0.135 MMBTU/kg

　　輸入価格 = 16 USD/MMBTU

= 2.15 USD/kg

= 215 円/ｋｇ

= 19.2 円/Nm
3
-H2

LNG燃焼時のCO2排出量 = 1 mol-CO2/mol-CH4

= 1.96 kg-CO2/Nm
3
-CH4

CCSコスト = 1 千円/ton-CO2 とした場合

LNG CIFコスト増加 = 1.96 円/Nm
3
-CH4

許容水素コスト増加 = 0.64 円/Nm
3
-H2

CCSを考慮したＬＮＧ火力発電の燃料＋CCSコストと熱量等価水素コスト
CCSコスト 0 5 10 15 20 25 千円/ton-CO2

0.0 9.8 19.6 29.5 39.3 49.1 円/Nm
3
-CH4

0.0 3.2 6.4 9.6 12.8 16.0 円/Nm
3
-H2

CCS考慮後のLNG輸入価格 59.2 69.0 78.8 88.7 98.5 108.3 円/Nm
3
-CH4

等価輸入H2価格（円/Nm3-H2） 19.2 22.4 25.6 28.8 32.0 35.2 円/Nm
3
-H2

（H2 = 0.0893 kg/Nm3として）

（NG = CH4 = 0.714 kg/Nm3として）

（USD/MMBTUの値は水素輸入価格がCCSあり
ＬＮＧ火力発電における燃料費 9.5 円/kWh(e)と

熱量等価水素コスト 19.2 円/Nm
3
-H2になるよう

に設定）
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　２）ＣＣＳ付きＬＮＧ火力の発電コスト

　３）ＣＣＳ付きＬＮＧ火力発電のまとめ
　　　・CCSをした場合、発電効率が現状57%から49%に低下し、その分ＬＮＧ燃料費は8.2円/kWh(e)から
　　　　9.5円/kWh(e)に増える。

　　　・ＬＮＧ燃料費は9.5円/kWh(e)と熱量等価の水素コストは19.2円/Nm
3
-H2である。

　　　・CCSによるコスト上昇は千円/ton-CO2当たり、ＬＮＧ換算で1.96円/Nm
3
-CH4、水素換算で

　　　　0.64円/Nm
3
-H2である。

　　　・輸入水素は海外でＣＣＳされるから、ＣＣＳによるコスト上昇は輸入燃料費に上乗せできるとする。
　　　・ＣＣＳコストが5千円/ton-CO2の場合、ＬＮＧ火力発電コストは1.6円/kWh(e)上昇し、12.3円/kWh(e)

　　　　となる。その場合、熱量等価輸入水素ＣＩＦコストは3.2円/Nm
3
-H2上昇し22.4円/Nm

3
-H2となる。

　　　・ＣＣＳコストが1万円/ton-CO2の場合、ＬＮＧ火力発電コストは13.9円/kWh(e)、熱量等価輸入水素
　　　　ＣＩＦコストは25.6円/Nm3-H2となる。

　＜まとめ＞
　　　・燃料＋ＣＣＳコストに熱量等価な水素コストは、CCSコストが5千円/ton-CO2の場合で

　　　　22.4円/Nm
3
-H2、1万円/ton-CO2の場合で25.6円/Nm

3
-H2となる。

　　　・水素供給事業者はＣＩＦ25円/Nm
3
-H2以下を目指す必要があるのではないか。
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CCSコスト VS LNG火力発電コスト
（CCSなしLNG火力発電コスト = 9.4 円/kWh(e)）

⇒ ⇒ （CCSによる発電効率低下に伴い燃料費が増加（1.3円/kWh(e）し、

CCSコストがゼロの場合のＬＮＧ火力発電コスト = 10.7円/kWh(e)）

ＬＮＧ燃料費： 8.2円/kWh(e) ⇒ 9.5円/kWh(e)

熱量等価水素コスト：16.6円/Nm3 -H2⇒ 19.2円/Nm3-H2

燃料費 9.5 円/kWh(e)

資本費 0.5 円/kWh(e)

運転維持費 0.7 円/kWh(e)

CCSコスト 0 5 10 15 20 25 千円/ton-CO2

0 3.2 6.4 9.6 12.7 15.9 円/Nm
3
-H2

0 1.6 3.2 4.7 6.3 7.9 円/kWh(e)

CCSを考慮したＬＮＧ火力発電コスト 10.7 12.3 13.9 15.4 17.0 18.6 円/kWh(e)
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５　CCS付き石炭火力発電
　１）燃料＋CCSコストと熱量等価水素コストの関係
　　　熱量等価として評価する水素は海外でＣＣＳされる輸入CO2フリー水素とする。従って、国内ＣＣＳ
　　　に伴う設備コストは熱量等価水素コスト（許容水素ＣＩＦコスト）に含められると考える。

石炭の種類 = 豪州一般炭
為替レート = 100 円/USD

発電用石炭
　　発熱量 = 6,700 kcal/kg

= 28 MJ/kg 採用
　　輸入価格 = 80 USD/ton 214.4 USD/ton

= 8.0 千円/ton 21.44 千円/ton

= 1.19 円/Mcal take 3.2 円/Mcal

= 0.285 円/MJ 0.76 円/MJ

H2

　　高位熱量 = 141.9 MJ/kg

　　輸入価格 = 0.285 円/MJ 0.76 円/MJ

= 40.5 円/kg 109 円/kg

= 3.6 円/Nm
3
-H2 9.7 円/Nm

3
-H2

燃焼時のCO2排出量 = 2.409 kg-CO2/kg-coal

https://www.env.go.jp/council/16pol-ear/y164-04/mat04.pdf

ＣＣＳコスト 1 千円/ton-CO2 とした場合

石炭（一般炭）CIFコスト増加 2.409 千円/ton-coal

許容水素コスト増加 1.09 円/Nm
3
-H2  （2.409 / 9.514 X 4.3 = 1.09）

CCSを考慮した石炭火力発電の燃料+CCSコストと熱量等価水素コスト
CCSコスト 0 5 10 15 20 25 千円/ton-CO2

0.0 12.0 24.1 36.1 48.2 60.2 千円/ton-coal

0.0 5.4 10.9 16.3 21.8 27.2 円/Nm
3
-H2

CCS考慮後の石炭輸入価格 21.4 33.5 45.5 57.6 69.6 81.7 千円/ton-coal

等価輸入H2価格（円/Nm3-H2） 9.7 15.1 20.6 26.0 31.5 36.9 円/Nm
3
-H2

（円/Mcalの値は水素輸入価
格がCCSあり石炭火力発電

における燃料費 4.8 円

/kWh(e)と熱量等価水素コス

ト 9.7円/Nm
3
-H2になるように

設定）

出典：「特定排出者の事業活動に伴う温室効果ガスの排出量の算定に関する省令」（経済産業省・環境省）に基づき作成
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CCSコスト VS 石炭火力発電の燃料+CCSコストと熱量等価水素コスト
（CCSなし石炭火力発電の燃料費 = 3.9円/kWh(e) ⇔ 熱量等価水素コスト = 7.9円/Nm3-H2)

⇒ ⇒ （CCSによる発電効率低下を考慮した場合（但し、CCSコスト = ゼロの場合）の

石炭火力発電の燃料費 = 4.8 円/kWh(e) ⇔ 熱量等価水素コスト = 9.7 円/Nm3-H2）
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　２）ＣＣＳ付き石炭火力の発電コスト

　３）ＣＣＳ付き石炭火力発電のまとめ
　　　・CCSをした場合、発電効率が現状48%から39%に低下し、その分一般炭燃料費は3.9円/kWh(e)から
　　　　4.8円/kWh(e)に増える。

　　　・一般炭燃料費4.8円/kWh(e)と熱量等価の水素コストは9.7円/Nm
3
-H2である。

　　　・CCSによるコスト上昇は千円/ton-CO2当たり、一般炭換算で2.4千円/ton-coal、水素換算で

　　　　1.09円/Nm
3
-H2である。

　　　・輸入水素は海外でＣＣＳされるから、ＣＣＳによるコスト上昇は輸入燃料費に上乗せできるとする。
　　　・ＣＣＳコストが5千円/ton-CO2の場合、石炭火力発電コストは2.7円/kWh(e)上昇し、10.4円/kWh(e)

　　　　となり、熱量等価輸入水素ＣＩＦコストは15.1円/Nm
3
-H2となる。

　　　・ＣＣＳコストが1万円/ton-CO2の場合、石炭火力発電コストは13.1円/kWh(e)、熱量等価輸入水素
　　　　ＣＩＦコストは20.6円/Nm3-H2となる。

 　＜まとめ＞
　　　・燃料＋ＣＣＳコストに熱量等価な水素コストは、CCSコストが5千円/ton-CO2の場合で

　　　　15.1円/Nm
3
-H2、1万円/ton-CO2の場合で20.6円/Nm

3
-H2となる。

　　　・水素供給事業者はＣＩＦ20円/Nm
3
-H2以下を目指す必要があるのではないか。
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CCSコスト VS 石炭火力発電コスト
（CCSなし石炭火力発電コスト = 6.8 円/kWh(e)）

⇒ ⇒ （CCSによる発電効率低下に伴い燃料費が増加（0.9円/kWh(e)）し、

CCSコストがゼロの場合の石炭火力発電コスト = 7.7円/kWh(e)）

石炭燃料費： 3.9円/kWh(e) ⇒ 4.8円/kWh(e)

熱量等価水素コスト：7.9円/Nm3 -H2⇒ 9.7円/Nm3-H2

燃料費 4.8 円/kWh(e)

資本費 1.3 円/kWh(e)

運転維持費 1.6 円/kWh(e)

CCSコスト 0 5 10 15 20 25 千円/ton-CO2

0 12.0 24.1 36.1 48.2 60.2 千円/ton-coal

0 5.4 10.9 16.3 21.8 27.2 円/Nm
3
-H2

0 2.7 5.4 8.1 10.8 13.5 円/kWh(e)

石炭火力発電コスト 7.7 10.4 13.1 15.8 18.5 21.2 円/kWh(e)

8 



６　CCS付き石油火力発電
　１）ＣＣＳコスト VS 石油火力発電の燃料＋CCSコストと熱量等価水素コストの関係
　　　熱量等価として評価する水素は海外でＣＣＳされる輸入CO2フリー水素とする。従って、国内ＣＣＳ
　　　に伴う設備コストは熱量等価水素コスト（許容水素ＣＩＦコスト）に含められると考える。

石油の種類 = 原油
為替レート = 100 円/USD

原油
　　発熱量 = 9,250 kcal/L

= 39 MJ/L 採用
　　輸入価格 = 84.2 USD/bbl 226 USD/bbl

= 0.529 USD/L 1.42 USD/L

= 52.9 円/L take 142 円/L

= 1.37 円/MJ 3.67 円/MJ

H2

　　高位熱量 = 141.9 MJ/kg

　　輸入価格 = 1.368 円/MJ 3.67 円/MJ

= 194 円/kg 521 円/kg

= 17.3 円/Nm
3
-H2 46.5 円/Nm

3
-H2

燃焼時のCO2排出量 = 2.99 kg-CO2/L-電力Ｃ重油

平成13年度版総合エネルギー統計の改訂発熱量

http://www.yasuienv.net/CREST/lca-thinking/useful/gentanni_co2_fuel.htm

ＣＣＳコスト 1 千円/ton-CO2 とした場合

原油CIFコスト増加 2.99 千円/kL-電力Ｃ重油

許容水素コスト増加 0.98 円/Nm
3
-H2  （2.99 / 42.76 X 14.00 = 0.98）

CCSを考慮した石油火力発電の燃料+CCSコストと熱量等価水素コスト
CCSコスト 0 5 10 15 20 25 千円/ton-CO2

0.0 15.0 29.9 44.9 59.8 74.8 千円/kL-電力Ｃ重油

0.0 4.9 9.8 14.7 19.6 24.5 円/Nm
3
-H2

CCS考慮後の原油輸入価格 142.0 157.0 171.9 186.9 201.8 216.8 千円/kL-電力Ｃ重油

等価輸入H2価格（円/Nm3-H2） 46.5 51.4 56.3 61.2 66.1 71.0 円/Nm
3
-H2

（円/Lの値は水素輸入価格

がCCSあり石油火力発電にお

ける燃料費 23.0 円/kWh(e)と

熱量等価水素コスト 46.5 円

/Nm
3
-H2になるように設定）
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CCSコスト（千円/ton-CO2）

CCSコスト VS 石油火力発電の燃料+CCSコストと熱量等価水素コスト
（CCSなし石油火力発電の燃料費 = 18.9円/kWh(e) ⇔ 熱量等価水素コスト = 38.2円/Nm3-H2）

⇒ ⇒（ CCSによる効率低下を考慮した場合（但し、CCSコスト = ゼロの場合）の

石油火力発電の燃料費 = 23.0円/kWh(e) ⇔ 熱量等価水素コスト = 46.5円/Nm3-H2）
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　２）ＣＣＳ付き石油火力の発電コスト

　３）ＣＣＳ付き石油火力発電のまとめ
　　　・CCSをした場合、発電効率が現状39%から32%に低下し、その分原油燃料費は18.9円/kWh(e)から
　　　　23.0円/kWh(e)に増える。

　　　・原油燃料費23.0円/kWh(e)と熱量等価の水素コストは46.5円/Nm
3
-H2である。

　　　・CCSによるコスト上昇は千円/ton-CO2当たり電力Ｃ重油換算で2.99千円/kL-電力Ｃ重油、水素換算

　　　　で0.98円/Nm
3
-H2である。

　　　・輸入水素は海外でＣＣＳされるから、ＣＣＳによるコスト上昇は輸入燃料費に上乗せできるとする。
　　　・ＣＣＳコストが5千円/ton-CO2の場合、石油火力発電コストは2.4円/kWh(e)上昇し、27.2円/kWh(e)

　　　　（設備稼働率80%の場合）となり、、熱量等価輸入水素ＣＩＦコストは51.4円/Nm
3
-H2となる

　　　・ＣＣＳコストが1万円/ton-CO2の場合、石油火力発電コストは29.6円/kWh(e)（設備稼働率80%の場合）

　　　　、熱量等価輸入水素ＣＩＦコストは56.3円/Nm
3
-H2となる。

　＜まとめ＞
　　　・燃料＋ＣＣＳコストに熱量等価な水素コストは、CCSコストが5千円/ton-CO2の場合で

　　　　51.4円/Nm
3
-H2、1万円/ton-CO2の場合で56.3円/Nm

3
-H2となる。

　　　・輸入水素CIFコストが40～50円/Nm
3
-H2になれば石油火力発電が水素火力発電に代替される

　　　　可能性は十分にあると思われる
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CCSコスト VS 石油火力発電コスト
（CCSなし石油火力発電コスト = 20.7 円/kWh(e) @設備利用率80%）

⇒ ⇒ （CCSによる発電効率低下に伴い燃料費が増加（4.1円/kWh(e)）し、

CCSコストがゼロの場合の石油火力発電コスト = 24.8円/kWh(e)）

原油燃料費： 18.9円/kWh(e) ⇒ 23.0円/kWh(e)
熱量等価水素コスト：38.2円/Nm3 -H2⇒ 46.5円/Nm3-H2

設備利用率 = 80%

燃料費 23.0 円/kWh(e)

資本費 0.8 円/kWh(e)

運転維持費 1.0 円/kWh(e)

CCSコスト 0 5 10 15 20 25 千円/ton-CO2

0 15.0 29.9 44.9 59.8 74.8 千円/kL-電力Ｃ重油

0 4.9 9.8 14.7 19.6 24.5 円/Nm
3
-H2

0 2.4 4.8 7.3 9.7 12.1 円/kWh(e)

石油火力発電コスト 24.8 27.2 29.6 32.1 34.5 36.9 円/kWh(e)
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７　火力発電における水素の利用 ： まとめ
　　CCSコストと発電コストの関係、及びCCS＋燃料コストと熱量等価の水素コストの関係

　 以下、ＩＡＥの見解
　 ・熱量等価水素コストだけを見れば、火力発電の中で石油火力での重油代替が最も可能性が高い。
　　・石油火力はピーク電源であり、常時運転はされていないことから、石油火力に輸入水素が
　　　使用される場合、常温で長期安定貯蔵が長所であるメチルシクロへキサンではないだろうか？
　　　 但し、メチルシクロヘキサンからの水素を利用するためには、吸熱反応である脱水素のために、
　　　石油火力発電所の燃焼排ガス等の熱源（350℃程度より高い）が必要となる。
　　・石炭火力は単位熱量当たりのＣＯ２排出量が他の火力発電に比べて多いので、CCSコスト単価の

　　　影響が大きい。従って、ＣＯ２排出規制が強化される場合、水素混焼の効果が大となる。

 　　・ガス状燃料のLNG火力への混焼に水素を供給するには、供給水素ガスの圧力として一般に20気圧
　　　程度 以上が必要になる。
　　　 液体水素の場合は気化器でガス化と同時に昇圧されるが、メチルシクロヘキサンの脱水素の場合
　　　には、PSAでの精製は必要なくても、コンプレッサーでの水素圧縮が必要となる。

＜LNG火力発電＞
CCSコスト （千円/ton-CO2） 0 5 10 15 20 25
CCSコスト （円/kWh(e)） 0 1.6 3.2 4.7 6.3 7.9
燃料コスト （円/kWh(e)）

資本費 （円/kWh(e)）

運転維持費 （円/kWh(e)）

合計（発電コスト） （円/kWh(e)） 10.7 12.3 13.9 15.4 17.0 18.6
CCS＋燃料コストと熱量等価の水素コスト （円/Nm3-H2） 19.2 22.4 25.6 28.8 32.0 35.2

＜石炭火力発電＞
CCSコスト （千円/ton-CO2） 0 5 10 15 20 25
CCSコスト （円/kWh(e)） 0 2.7 5.4 8.1 10.8 13.5
燃料コスト （円/kWh(e)）

資本費 （円/kWh(e)）

運転維持費 （円/kWh(e)）

合計（発電コスト） （円/kWh(e)） 7.7 10.4 13.1 15.8 18.5 21.2
CCS＋燃料コストと熱量等価の水素コスト （円/Nm3-H2） 9.7 15.1 20.6 26.0 31.5 36.9

＜石油火力発電＞ （設備利用率=80%）

CCSコスト （千円/ton-CO2） 0 5 10 15 20 25
CCSコスト （円/kWh(e)） 0 2.4 4.8 7.3 9.7 12.1
燃料コスト （円/kWh(e)）

資本費 （円/kWh(e)）

運転維持費 （円/kWh(e)）

合計（発電コスト） （円/kWh(e)） 24.8 27.2 29.6 32.1 34.5 36.9
CCS＋燃料コストと熱量等価の水素コスト （円/Nm3-H2） 46.5 51.4 56.3 61.2 66.1 71.0

0.5
0.7

4.8

1.6

23.0

1.0

1.3

0.8

9.5
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2015.03

ＩＡＥ

・ 以下は２０３０年を対象とした検討である。
・

１　発電コストの内訳、及び燃料と熱量等価水素コスト
　　　１）石炭火力発電コスト
　　　　　　（１） コスト等検証委員会　報告書（2011年）

①燃料費 3.9 円/kWh(e)
②資本費 1.3 円/kWh(e)
③運転維持費 1.6 円/kWh(e) 出所：コスト等検証委員会（2011年）

④CO2対策費 3.1 円/kWh(e)

⑤合計 9.9 円/kWh(e)

燃料費と熱量等価水素コスト 7.9 円/Nm
3
-H2 IAEの計算

（２） IAEの計算

①燃料費 4.8 円/kWh(e) 効率低下を考慮（CCSなし：48% ⇒ CCSあり：39%）

②資本費 1.3 円/kWh(e) 上記１）の（１）の②を採用

③運転維持費 1.6 円/kWh(e) 上記１）の（１）の③を採用

④小計　（CO2対策費含まず） 7.7 円/kWh(e)

燃料費と熱量等価水素コスト 9.7 円/Nm3-H2

２）LNG火力発電コスト
（１） コスト等検証委員会　報告書（2011年）

①燃料費 8.2 円/kWh(e)
②資本費 0.5 円/kWh(e)
③運転維持費 0.7 円/kWh(e) 出所：コスト等検証委員会（2011年）

④CO2対策費 1.4 円/kWh(e)

⑤合計 10.8 円/kWh(e)

燃料費と熱量等価水素コスト 16.6 円/Nm
3
-H2 IAEの計算

（２） IAEの計算

①燃料費 9.5 円/kWh(e) 効率低下を考慮（CCSなし：57% ⇒ CCSあり：49%）

②資本費 0.5 円/kWh(e) 上記２）の（１）の②を採用

③運転維持費 0.7 円/kWh(e) 上記２）の（１）の③を採用

④小計　（CO2対策費含まず） 10.7 円/kWh(e)

燃料費と熱量等価水素コスト 19.2 円/Nm3-H2

２　固定費の違いを考慮した場合の許容水素コスト IAE試算による

１）前提条件

２）許容水素コスト
（１）将来石炭火力代替の水素火力発電：CCSあり

①燃料費 6.5 円/kWh(e) 本項の④-②-③

②資本費 0.5 円/kWh(e) １, ２）（２）の②を採用

③運転維持費 0.7 円/kWh(e) １, ２）（２）の③を採用

④小計 7.7 円/kWh(e) １, １）（２）の④を採用

⑤許容水素コスト 13.2 円/Nm3-H2  = 6.5円/kWh(e) *3.55kWh(t)/Nm3*0.57kWh(e)/kWh(t)

⑥CCSコスト ⑦水素換算

（千円/ton-CO2） （円/Nm3-H2） （円/Nm3-H2）
5 5.4 18.6
10 10.9 24.1
15 16.3 29.5
20 21.8 35.0
25 27.2 40.4

石炭火力代替水素発電における許容水素コスト（固定費の違いを考慮）

コスト等検証委員会の報告書（2011年）における発電コストにCCS対策費が含まれている。従って、今回
CCSコストを変動させたケーススタディーにおいて、発電コストを計算する場合、コスト検証委員会で示され
た発電コストからコスト等検証委員会で採用されたCCS対策費を控除した上で、今回考慮するCCSコスト
を加算した。

石炭火力発電所における石炭代替CO２フリー水

素の許容コストは、CO２制約やCCSコストにもよる

が、20～25円/Nm
3
-H2　程度ではないだろうか。

⑧ = （１）の⑤ + ⑦

CCSコスト ⑧熱量等価水素コスト

①インフラを含む水素発電の固定費（設備費）と運転維持費は不明ゆえ、システムとして類似している
　　LNG火力発電の設備費と同じとする。

②石炭代替水素発電における許容発電コストは、石炭火力発電コストとする。
③石炭代替水素発電における許容水素コストは、直く上の②と①の差とする。
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ＣＯ２フリー水素チェーン実現に向けたアクションプラン研究会
水素普及シナリオ（基礎検討） 2015.3

IAE
１ エネルギー基本計画 第２章　第２節　２．二次エネルギー構造の在り方　（３）“水素社会”の実現

（平成２６年４月） 　・将来の二次エネルギーでは、電気、熱に加え、水素が中心的役割を担うことが期待される。
　・多様な技術開発や低コスト化を推進し、実現可能性の高い技術から社会に実装していくため、戦略的に制度やインフラの整備を進めていく。
第３章　第８節　３．“水素社会”の実現に向けた取組の加速　（３）水素の本格的な利活用に向けた水素発電等の新たな技術の実現
　・水素発電は、燃料の一部を水素で代替する混焼発電については既存のガスタービンでも一定程度であれば技術的に活用できる状況にあり、さらに、燃料を水素だけで賄う専焼発電を将来
　　実用化するための技術開発が進められている。こうした水素の利用技術について、技術開発を含めて戦略的な取組を今から着実に進めていく。
第３章　第８節　３．“水素社会”の実現に向けた取組の加速　（５）“水素社会”の実現に向けたロードマップの策定
　・水素社会の実現に向けたロードマップを、本年春を目処に策定し、  その実行を担う産学官からなる協議会を早期に立ち上げ、進捗状況を確認しながら、着実に取組を進める。

２ 水素・燃料電池戦略ロードマップ 水素社会実現の意義
（平成２６年６月） １．省エネルギー ⇒　燃料電池の活用

２．エネルギーセキュリティ ⇒　製造原料の高代替性。　地政学的リスクの低い地域等からの安価な調達。　国内再生可能由来水素による自給率向上。
３．環境負荷低減 ⇒　利用段階でCO２を排出しない。　水素の製造時にＣＣＳ（二酸化炭素回収・貯留技術）を組み合わせ、又は再生可能エネルギー由来水素を活用することで、

　　 環境負荷低減、更にはCO２フリーにつなげる。

４．産業振興・地域活性 ⇒　日本の燃料電池分野の特許出願件数は世界一位で、二位以下と比べて５倍以上と、諸外国を引き離しているなど、日本が強い競争力を持つ分野。また、
　　 水素製造等については、再生可能エネルギー等の地域資源を活用可能。

２０１５年頃 ２０２０年頃 ２０３０年頃 ２０４０年頃
＜フェーズ１＞ （注記）赤字：発電、緑字：供給システム

　・水素利用の飛躍的拡大（燃料電池の社会への本格的実装）

＜フェーズ２＞
　・水素発電の本格導入／大規模な水素供給システムの確立 　　　▼（自家発用水素発電の本格導入開始） 　　　▼（発電事業用水素発電の本格導入開始）

　　　▼（ﾊｲﾌﾞﾘｯﾄﾞ車の燃料代と同等以下の水素価格の実現）

　　　　　　▼（海外からの水素価格（プラント引渡価格）30円/Nm3を実現）

　　　　　　▼（商業ﾍﾞｰｽでの効率的な水素の国内流通網拡大）

　　　▼（海外での未利用エネ由来水素の製造、輸送・貯蔵の本格化）

＜フェーズ３＞ ▼

　・トータルでのＣＯ２フリー水素供給システムの確立 （ＣＯ２フリー水素の製造、輸送・貯蔵の本格化）

３ 発電事業用水素発電本格導入に至るシナリオ
１） 発電事業用水素発電本格導入の意義（IAEの考え）

（１）
（２）

（３） ⇒　水素・燃料電池戦略ロードマップに記載されている通り。
（４） ⇒　革新的な要素技術（水素の大容量・高効率液化、液化水素船、等）及びサプライチェーンの確立・実用化を世界に先駆け実施することにより、新たな産業振興・地域活性に貢献し得る。
（５）

- 1 -

省エネルギー
エネルギーセキュリティ

環境負荷低減
産業振興・地域活性

⇒　代替される方式に比べて水素発電の方が総合エネルギー効率が向すれば、導入の意義がある。
⇒　水素・燃料電池戦略ロードマップに記載されている項目（製造原料の高代替性、地政学的に低リスクな地域からの安価な調達）に加え、複数の水素キャリア（液化水素・有機ハイドライド等）による供給システムの
　　 多様性が確保できることから、エネルギーセキュリティの向上に貢献し得る。
　　 また、褐炭等の未利用エネルギーは権益の取得が比較的容易であると考えられ、自主エネルギー比率の向上、ひいてはエネルギーセキュリティの向上に貢献し得る。

⇒　CCSを考慮した将来の化石火力発電コストよりも水素火力発電コストの方が低ければ、導入の意義がある。
　　 あるいは、効率的な水素貯蔵による水素火力発電（専焼あるいは混焼）により運用面での柔軟性が向上することにより、再エネ導入増大に伴う運用面での経済性の悪化（例えば、現状の火力発電設備では稼働率が
　　 低下し、コストアップになる）を回避できれば、導入の意義がある。
　　 2011年のコスト等検証委員会の報告書によれば、2030年における石炭火力発電の発電コスト（9.5円/kWh）に占める燃料費/その他（主に資本費）の割合は31.6%/68.4%であるのに対し、LNG火力発電の発電コスト
　　　（10.7円/kWh）は石炭火力よりも少し高いが、燃料費/その他（主に資本費）の割合は64.5%/35.5%である。
　　 例えば、石炭火力発電代替として水素火力発電を検討する場合、水素火力発電の資本費を仮にシステムが類似しているLNG火力発電の資本費と同じとみなした場合、そして水素火力発電の許容発電コストを石炭
　　 火力発電コストと同等と考えた場合、許容水素コストは石炭の燃料コスト（3.0円/kWh）に、石炭火力発電の資本費（6.5円/kWh）とLNG火力発電の資本費（3.8円/kWh）の差（2.7円/kWh）及びCCSコストを上乗せして算
　　 出した値と考えられる。

経済性
（省エネと関係）

資料4.3





２）シナリオ
（１） 現状の整理 ＜東京オリパラ＞

～2014年 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 出所
１　価格・コスト 98（*11）～ （*11）岩谷＆東ｶﾞｽ、日経

（円/Nm3） 89（*12） （*12）JX、日経

ﾊｲﾌﾞﾘｯﾄﾞ車の
燃料代と同等
の水素価格
（*13）（*14）

（*13）METI戦略ﾛｰﾄﾞﾏｯ
ﾌﾟ
（*14）東京都戦略会議

製油所ＨＰU代替用 （円/Nm3）

火力発電発電用 （円/Nm3）

大型自家発用 （円/Nm3）

副生 20～32
23～37
31～58

輸入水素価格 （水素製造原料や海上輸送距離等により変わる）

（国内では約400℃の熱による脱水素が必要）

（国内では海水等による気化が必要） 30 （*22） 24 （*22） 18 （*22） （*22）NEDO公表ｾﾐﾅｰ資料

（脱水素や気化した後の設備境界での引渡価格） 30 （*23） （*23）METIﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

２　水素ステーション（商用）
（*3） 決定42ヵ所（at2014.年6月末）

（目標：100ヵ所by 2015）（*31） 1,000ヵ所（*32）
東京都(東京戦略会議) 35ヵ所（*33） 80ヵ所（*33） （*31）METI戦略ﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

トヨタ・日産・ホンダが水素ＳＴの整備を支援（*34） （*32）FCCJ普及ｼﾅﾘｵ

規模 中規模（300Nm３/h以上） 26/40ヵ所

小規模（100～300Nm３/h） 14/40ヵ所

製造 オフサイト製造（圧縮水素） 19/40ヵ所 （*34）日経2015.2.13

オフサイト製造（液化水素） 5/40ヵ所

オンサイト製造 4/40ヵ所

移動式 12/40ヵ所

2ヵ所

場所 首都圏 23/40ヵ所

中京圏 9/40ヵ所

京阪神圏 4/40ヵ所

福岡圏 4/40ヵ所

運営 岩谷 ｵﾌｻｲﾄ型：9ヵ所（内液水5）、移動式：1ヵ所

（数） 10 ｺﾝﾋﾞﾆ併設型（15年秋までに2ヵ所建設）

JX ｵﾌｻｲﾄ型：12ヵ所、ｵﾝｻｲﾄ型：1ヵ所、移動式：6ヵ所

19 GS併設型：8ヵ所、単独型：3ヵ所

製油所水素：ﾄﾚｰﾗｰ輸送

ｵﾝｻｲﾄﾏｻﾞｰ（愛知県岡崎ST）⇒ﾄﾚｰﾗｰ輸送⇒ｵﾌｻｲﾄﾄﾞｰﾀｰ（愛知県三好ヶ丘ST）供給方式

東京ガス 天然ガスST併設型：2ヵ所

2 ｵﾝｻｲﾄﾏｻﾞｰ（浦和ST）⇒ﾄﾚｰﾗｰ輸送⇒ｵﾌｻｲﾄﾄﾞｰﾀｰ（練馬ST）供給方式

豊通ｴｱ・ﾘｷｰﾄﾞﾊｲﾄﾞﾛｼﾞｪﾝｴﾅｼﾞｰ

2 ｵﾌｻｲﾄ（中規模）

豊通／三井住友ﾌｧｲﾅﾝｽ&ﾘｰｽ

5 移動式

大阪ガス

1 ｵﾝｻｲﾄ（中規模）

東邦ガス

1 ｵﾌｻｲﾄ（中規模）
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その他（ホンダ：ﾊﾟｯｹｰｼﾞ型ｽﾏｰﾄ水素ST。1.5kg/日)

有機ﾊｲﾄﾞﾗｲﾄﾞCIF
液化水素CIF

末端水素販売価格 FCV用 （METI RMの目標価格を前倒し実施）

（円/Nm
3
） （*15）

国内水素製造コスト

既存目的生産

新設目的生産（化石）

（*33）村木、TEPIA講演
会、2015.2.23

（*3）HYDRHTHM 2015
vol.5

（*15）第5回水素・燃料
電池戦略協議会ＷＧ配
布資料

ﾌﾟﾗﾝﾄ引渡価格





＜東京オリパラ＞

～2014年 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 出所
３　配送方式（一般的分類）

シリンダー （１本：15～20MPa、7～10m3）

（*4） カードル （１基：70～300m3）

簡易型水素充填設備

移動式高圧水素供給設備 （１基：40MPa、240m3）

トレーラー （１車：1,100～3,100m3）

45MPa級複合容器ﾄﾚｰﾗｰ （水素積載量：260kg）

小型容器 （400ℓ）

（*4） 小型コンテナ （1,900ℓ、2,400ℓ）

ローリー （23,000ℓ）

40ﾌｨｰﾄコンテナ （40,000ℓ以上）

カードル （1本19.6MPa,7m3ｼﾘﾝﾀﾞｰ×16～20本）

（*5） トレーラー （2,600Nm3）

液水ローリー

都市ガス配管

（*5） トレーラー

LPGローリー

４　燃料電池自動車（*6） 200万台（*61） 200万台（*62）

自家用乗用車 　 （年間27億Nm3）

トヨタ：国内 約200台受注 400～700台 （*61）FCCJ普及ｼﾅﾘｵ

トヨタ：米国 3,000台

トヨタ：欧州 年間50～100台 （*63）

ホンダ 年度内市販開始

日産 （*63） 年内市販開始 （*63） （*63）日経2015.2.13

東京都（東京戦略会議） 6,000台（*64） 10万台（*64）

タクシー・ハイヤー 実証中

バス 実証中 市場投入

東京都（東京戦略会議） 100台以上（*64）

二輪車 実証中

トラック 海外で実証中

フォークリフト 実証中 （海外では数多く導入されている）

農業機械 海外で実証中

鉄道 実証中

船舶 海外で実証中

東京都（東京戦略会議） ボート

５　定置用燃料電池
10万台（9月末） （*71） 140万台（*72） 530万台（*72）

海外展開 （*72）METIﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

東京都（東京戦略会議）（*71） 15万台（10万kW） 100万台（70万kW）

業務用・産業用 市場投入 （*71）METIﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

東京都（東京戦略会議） 以降、本格普及
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（*64）村木、TEPIA講演
会、2015.2.23

（*62）HYDRHTHM
2015 vol.5

（*71）村木、TEPIA講演
会、2015.2.23

（*71）10万台突破記者
発表会資料

（*71）村木、TEPIA講演
会、2015.2.23

ｵﾌｻｲﾄ製造水素

液化水素

（*4）イワタニ： 水素ｴﾈ
ﾙｷﾞｰﾊﾝﾄﾞﾌﾞｯｸ 第3版

（*5）HYDRHTHM 2015
vol.5

（HYDRHTHM 2015
vol.5

家庭用（ｴﾈﾌｧｰﾑ）

高効率ﾓﾃﾞﾙ市
場投入

目標価格：50万円/台

（*6）HYDRHTHM 2015
vol.5

ｵﾝｻｲﾄ製造水素

圧縮水素





＜東京オリパラ＞

～2014年 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 出所
６　タービン・エンジン自家発 本格導入開始 （*81）METIﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

＜水素タービン実証＞ 川重明石 神戸ｽﾏｺﾐ実証 （*81） （*82）日刊工業2015.2.2

1700ｋＷ混焼ﾀｰﾋﾞﾝ KHI：1MW級水素ﾀｰﾋﾞﾝ （*83）神戸新聞2014.12.23

ﾄﾞﾗｲ追炊形 水噴射0～100%水素可変燃焼器 （*84）日刊工業2015.1.21

ﾄﾞﾗｲ追焚形 1.2～7.3MW対応開発済

実証運転（4月～） （*83）

（*82）

千代田化工

川崎臨海部に水素供給と水素発電実証設備を建設。

（水素エネルギーフロンティア構想の全国展開）

水素発電所：9万kW、6.3億Nm3

（*84）

その他用途(*85)

 ・石油精製、石油化学用

 ・ＦＣＶ用

 ・定置型燃料電池用

 ・再生可能ｴﾈﾙｷﾞｰの大規模電力貯蔵

＜商用＞
ｶﾞｽﾀｰﾋﾞﾝｺｼﾞｪﾈ

ｶﾞｽｴﾝｼﾞﾝｺｼﾞｪﾈ

ﾎﾞｲﾗｰﾀｰﾋﾞﾝｺｼﾞｪﾈ

ｶﾞｽﾀｰﾋﾞﾝｺｼﾞｪﾈ 川重

28MW混焼ﾀｰﾋﾞﾝ

ﾄﾞﾗｲ追焚形

60vol%混焼燃焼器 （*86）日経2014.2.20

市販活動開始（*86）

ｶﾞｽｴﾝｼﾞﾝｺｼﾞｪﾈ

ﾎﾞｲﾗｰﾀｰﾋﾞﾝｺｼﾞｪﾈ （紙パルプ工場 ?）

７　発電事業用水素発電 本格導入開始 （*91）METIﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

石油火力 水素混焼 （*91）

石炭火力 水素混焼 三菱日立ＰＳ

実証機：150MW

商用機：300MW

～４５０ＭＷ

ﾏﾙﾁｸﾗｽﾀｰ

ﾄﾞﾗｲ燃焼器

（IGSS+CCS対応）

開発済

（*92）（*93）

LNG火力 水素混焼

純水素／空気燃焼 海外で実証

純水素／純酸素燃焼 WE-NETで研究

８　産業用（化学特性利用）
石油精製（HPU代替） 脱硫用水素 許容価格が発電事業用水素発電よりも高い

IMO船舶用燃料油の低硫黄化規制（*101） IMO船舶用燃料油の低硫黄化規制（案）（*101）

指定海域：1%⇒0.1% 一般海域：3.5%⇒0.5% （水素需要が世界的に急増の可能性＠2020～）

製鉄 直接還元製鉄用水素 COURSE50で開発中の高炉法水素還元製鉄では外部水素の活用はない。

以下はＡＰ研究会で実施した意見調査結果。

 ・外部水素が活用される可能性があるのは、中小規模のシャフト炉での100%水素による直接還元製鉄である。

 ・直接還元製鉄法の導入は、再生可能エネルギー由来水素が普及すること、即ち、水素と電力が安価なことが前提となる。

 ・従って、直接還元製鉄の導入可能性は、2060年以降、海外において、と想定される。

９　輸送・貯蔵、製造（*11） （*11）METIﾛｰﾄﾞﾏｯﾌﾟ

輸送・貯蔵 国内流通 開発・実証

（液水、有機ＨＤ）

海外水素 開発・実証

（液水、有機ＨＤ）

製造 未利用海外ｴﾈﾙｷﾞｰ （褐炭・原油随伴ｶﾞｽ） 開発・実証

再生可能ｴﾈﾙｷﾞｰ 開発・実証
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＜再生可能
ｴﾈﾙｷﾞｰ＞
水素製造、
輸送・貯蔵
の本格化

（*85）第6回水素・燃料
電池Ｉ戦略協議会ＷＧ
配布資料

（*92）第4回水素・燃料
電池Ｉ戦略協議会ＷＧ
配布資料

（*93）
http://www.nedo.go.jp/
content/100096015.pdf

（*101）
http://www.pecj.or.jp/j
apanese/minireport/pd
f/H25_2013/2013-
007.pdf

水素専焼発電

大規模

＜未利用海外
ｴﾈﾙｷﾞｰ＞
水素製造、
輸送・貯蔵
の本格化

中小規模





＜東京オリパラ＞

～2014年 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 出所
有機ハイドライドチェーン 実証チェーン（ＩＡＥ推測 ） 商用チェーン（IAE推測）

液化水素チェーン（*112） 運用開始 パイロットﾁｪｰﾝ 商用ﾁｪｰﾝ （*112）NEDO公表ｾﾐﾅｰ資料

水素輸送量 2千トン/年 22万5千トン/年 ４５０万トン/年 900万トン/年

発電容量 7MW 650MW 13GW 26GMW

資源国 豪州⇒日本 豪州⇒日本 豪州⇒日本 豪州⇒日本

海上輸送船 1250m3蓄圧船×2隻 16万m3液水船 2隻 40隻 80隻

水素ＣＩＦコスト 30円/Nm3-H2 24円/Nm3-H2 18円/Nm3-H2

２） 発電事業用水素発電導入シナリオ（案） ＜IAEの考え＞
　・発電事業用水素発電においては、経済性とともに供給安定性が最重要課題である。
　・事業用水素発電の導入開始から本格普及後まで、供給安定性は供給チェーンの多様性だけでなく、化石火力発電によるバックアップ等により、常時確保される必要がある。
　・各ステップで政府の強力な支援が不可欠
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ステップ１： 自家発水素発電① 

対象設備： 

・ボイラータービンコジェネ 

・ガスタービンコジェネ 

・ガスエンジンコジェネ 

利用展開：２０２０年以前 

・既存設備（大きな改造なし）での水素割合の増大（商用） 

・改造または新設での新技術の実証（混焼、専焼） 

・新技術の商用化（混焼、専焼） 

水素製造： 

・国内製造余力の活用（副生水素、目的生産水素） 

輸送、貯蔵、供給：既存インフラの最大限活用 

・圧縮水素：ローリー、パイプライン等による輸送 

・液化水素：ローリー、トレーラー等による輸送 

・有機ハイドライド：ローリー、トレーラー等による輸送 

ステップ２： 発電事業用水素発電① 

対象設備： 

・石油火力発電 

・石炭火力発電 

・LNG 火力発電 

利用展開：（小規模）：２０２０年頃 

・新技術の実証  

水素製造：（小規模） 

・海外未利用化石燃料（褐炭、原油随伴ガス、等）由来水素製造の実証 

輸送、貯蔵、供給：（小規模） 

・液化水素チェーンの実証 

・有機ハイドライドチェーンの実証

ステップ３： 製油所 HPU 代替利用（HPU：Hydrogen Production Unit） 

対象設備： 

・重油脱硫設備 

利用展開：２０２０年以降 

・IMO による船舶用重油の低硫黄化規制対応として、重油脱硫用水素の需要が大幅に増大する

ことが想定される。 

・製油所 HPU 代替としての水素許容価格が発電事業用水素の許容価格より少し高いと思われる

ことから、発電事業用水素発電で新技術の実証、液化水素チェーンの実証あるいは有機ハイ

ドライドチェーンの実証が成功すると、発電事業用水素発電の本格導入に先駆け、製油所

HPU 代替として輸入水素が本格利用されはじめ、順次、各製油所に普及が拡大すると想定す

る。 

・この普及拡大により中規模の安定需要が確立される共に、コストダウンが達成され、発電事業

用水素発電の本格導入に繋がると想定する。 

ステップ４： 発電事業用水素発電② 

対象設備： 

・石油火力発電 

・石炭火力発電 

・LNG 火力発電 

利用展開（中大規模）：２０３０年以降 

・新技術の商用化  

水素製造（規模拡大による安定供給の確立）：２０３０～２０４０年頃 

・海外未利用化石燃料（褐炭、原油随伴ガス、等）由来水素製造の確立 

・可能エネルギー由来の水電解水素製造の確立 

輸送、貯蔵、供給（規模拡大による安定供給の確立）：２０２５～２０３０年頃 

・液化水素チェーンの確立 

・有機ハイドライドチェーンの確立 

ステップ５： 自家発水素発電② 

対象設備： 

・ボイラータービンコジェネ 

・ガスタービンコジェネ 

・ガスエンジンコジェネ 

利用展開：２０４０年以降 

・水素発電事業用水素発電の普及拡大により、輸入水素の価格が自家発用水素の許

容価格程度まで低下し、その結果、自家発水素発電が本格普及すると想定する。 





実証 商用 ＜東京オリパラ＞

2014年 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 備考
１　供給元

１） 水素ステーション
２） 国内副生水素
３） 国内目的生産生産余力水素
４） 国内再エネ水素
５） 国内流通網拡大 東京ｵﾘﾊﾟﾗ

６） 海外未利用化石水素（褐炭・随伴ガス） （東京ｵﾘﾊﾟﾗ：期待） ｸﾞﾛｰﾊﾞﾙｻﾌﾟﾗｲﾁｪｰﾝ

７） 海外再エネ水素 ｸﾞﾛｰﾊﾞﾙｻﾌﾟﾗｲﾁｪｰﾝ

２　供給先
１） 燃料電池自動車

① 乗用車 東京ｵﾘﾊﾟﾗ

② ﾀｸｼｰ・ﾊｲﾔｰ
③ バス 東京ｵﾘﾊﾟﾗ

④ 二輪車
⑤ トラック
⑥ フォークリフト （現場に圧縮水素貯蔵あるいは液化水素があれば、早期に利用される）

⑦ 農業機械
⑧ 鉄道
⑨ 船舶 東京ｵﾘﾊﾟﾗ

２） 定置用燃料電池

① 家庭用 東京ｵﾘﾊﾟﾗ

② 業務用・産業用 東京ｵﾘﾊﾟﾗ

３） 自家発 本格導入開始

（１） 混焼
中小規模 供給方法①：ガス貯蔵 ⇒ パイプライン　　供給方法②：液体貯蔵 ⇒ 液送 ⇒ 気化設備 or 脱水素設備 ⇒ パイプライン 

大規模

① ｶﾞｽﾀｰﾋﾞﾝ 水・水蒸気噴射

ﾄﾞﾗｲ方式 川重：追焚方式

② ｶﾞｽｴﾝｼﾞﾝ
③ ﾎﾞｲﾗｰﾀｰﾋﾞﾝ

（２） 専焼
① ｶﾞｽﾀｰﾋﾞﾝ 水・水蒸気噴射 川重

ﾄﾞﾗｲ方式

ｸﾞﾗｰﾂｻｲｸﾙ（水素・酸素燃焼）

② ｶﾞｽｴﾝｼﾞﾝ
③ ﾎﾞｲﾗｰﾀｰﾋﾞﾝ

４） 発電事業用 本格導入開始

（１） 混焼
① 石油火力
② 石炭火力 汽力 CO2制約厳対応（想定）

ＩＧＣＣ 三菱日立 有機ＨＤ or 液化水素

③ ＬＮＧ火力 有機ＨＤ or 液化水素

（２） 専焼
① 石油火力代替 （時期はＩＡＥの推測）

② 石炭火力代替 （時期はＩＡＥの推測）

③ ＬＮＧ火力代替 （時期はＩＡＥの推測）

５） 石油精製（HPU代替） 重油脱硫

３　供給方法
１） 圧縮水素 ① ｼﾘﾝﾀﾞｰ・ｶｰﾄﾞﾙ

② ﾄﾚｰﾗｰ

③ ﾊﾟｲﾌﾟﾗｲﾝ

２） ＬＰＧ ① ｼﾘﾝﾀﾞｰ・ｶｰﾄﾞﾙ

② ﾛｰﾘｰ

３） 液化水素 ① 小型容器

（国内流通網） ② ﾛｰﾘｰ 　　　　流通拡大

③ 大型ｺﾝﾃﾅ

４） 有機ＨＤ ① ﾛｰﾘｰ

（国内流通網） ② 大型ｺﾝﾃﾅ

５） 液化水素 （ｸﾞﾛｰﾊﾞﾙﾁｪｰﾝ） 本格導入 再エネ由来水素

６） 有機ＨＤ （ｸﾞﾛｰﾊﾞﾙﾁｪｰﾝ） 本格導入 再エネ由来水素 - 6 -

（川重：時期はＩＡＥの期待）

（川重：時期はＩＡＥの推測）

供給元：海外製造水素

（海外で実証中）

（海外で実証中）

（海外で実証中）

　　　　流通拡大

供給方法：貯蔵基地 ⇒ 液送 ⇒ 気化設備 or 脱水素設備 ⇒ パイプライン 

供給元：海外製造水素 供給方法：貯蔵基地 ⇒ 液送 ⇒ 気化設備 or 脱水素設備 ⇒ パイプライン 

供給元：国内水素

供給元：海外製造水素 供給方法：貯蔵基地 ⇒ 液送 ⇒ 気化設備 or 脱水素設備 ⇒ パイプライン 





液化水素チェーンのコスト 2015.3
（2014年度までのAP研究会の活動成果に2014年度の最新情報を追加） IAE

現状 ２０１５年 ２０２０年 ２０２５年 ２０３０年 ２０４０年 ２０５０年 備考
＜コスト・価格＞
１　エンドユースコスト

①運輸 （円/Nm3） 100, 80 80, 60 80, 40
（円/Nm3） 120 90 60 60～40
（円/Nm3） 100 100 90 80 70 50 40 為替ﾚｰﾄ=100円/USD

JX日鉱日石 （円/Nm3） 90 出所：2014年12月25日、ﾆｭｰｽﾘﾘｰｽ

岩谷産業 （円/Nm3） 100 出所：2014年12月22日、日経新聞

東京ガス （円/Nm3） 100 出所：2015年1月8日、日経新聞

目標（税抜） （円/Nm3） 90 60 50 40
目標（税込） （円/Nm3） 107 77 67 57

②運輸以外 AP研意見調査 （円/Nm3） 40 30 30

LNG （USD/MJ） 0.011 出所：コスト等検証員会（2010年）

石炭 （USD/MJ） 0.004
原油 （USD/MJ） 0.013
LNG火力 （円/Nm3） 14.0 水素価格はIAEにて計算

石炭火力 （円/Nm3） 5.1⇒11.5（*1） CCSによる効率低下;

石油火力 （円/Nm3） 16.6 （DOE/NETL-2007/1281からIAEが推算）

LNG火力 （円/Nm3） 21.1 LNG火力： 57%⇒49%

石炭火力 （円/Nm3） 14.2⇒20.9（*1） 石炭火力： 48%⇒39%

石油火力 （円/Nm3） 27.4 石油火力： 39%⇒32%

LNG火力 （円/Nm3） 22.8
石炭火力 （円/Nm3） 17.2⇒23.9（*1）

石油火力 （円/Nm3） 30.0
２　国内配送コスト

（円/Nm3） 5～10 パイプラインでのみ達成可能

(百万円/km) 125 鋼管径：500mm、圧力：100bar

（円/Nm3） 30 出所：水素・燃料電池戦略ロードマップ

（円/Nm3） 35～30 30 ～ 25 25～20 25～20
（円/Nm3） 30 24 18

（16万m3液化水素船：２隻） （40隻） （80隻）

＜用途＞
１ 大規模集中利用

１）製油所HPU（水素製造装置）水素代替
(１) 現状のHPU水素

製品水素仕様　 純度 石油便覧にて確認要

不純物

圧力

水素製造価格　 既設

新設

(２) 外部水素受入の許容価格 参考：第４回AP研究会での委員の意見

貯蔵

昇圧

(４) 輸入水素供給チェーン
場所 炭鉱

水素製造

ガス精製

CO2貯留

液化

積地基地

揚地基地

製油所

規模 褐炭消費量 

水素製造量

CO２貯留量

液水船

褐炭 輸送費込み

電気 再生可能エネルギー由来電力

水

CO２処理 CarbonNet貯留費用

為替レート
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(３) 国内水素供給チェーン
製造

輸送

合計

AP研意見調査

NEDO RM 2010

 IEA's ETP 2012(2DS high H2)

商用水素ST
での販売価格

（消費税抜）

③火力発電の化石燃料価格と熱量等価水素価格

　　　＜日本通関
化石燃料

CIF価格＞

＜熱量等価水素価格：
国内CCS無
化石燃料＞

＜熱量等価水素価格：
化石燃料＋国内CCS =
７千３百円/ton-CO2＞

＜熱量等価水素価格：
化石燃料＋国内CCS =

1万円/ton-CO2＞

出所：KHI資料＠NEDO水素ｴﾈ
ﾙｷﾞｰ白書　公表ｾﾐﾅｰ（H26.7）（液化水素）

（*1）固定費はLNGの固定
費と同じとしている。

（参考）IEA's ETP 2012 P263

（参考）IEA's ETP 2012 P242

３　輸入水素コスト

国内でのプラント引渡しコスト

CO：?? ppm （COは水添脱硫触媒等の触媒毒）（シフト反応、CO2除去、メタネーションによりCOを低減）
3～4 MPa
23～37 円/Nm3

31～58 円/Nm3

ＣＩＦ
コスト

AP研設定目標

KHIのFS

現状HPUでの製造価格相当の25円/Nm
3
ぐらいで代替導入が始まり、20円/Nm

3
ぐらいになると本格普及が始まると思われる。

導入初期ではCO2ﾌﾘｰでない水素でも受け入れられ、CO2制約が厳しくなるに従いCO2フリー水素が使用されると思われる。

 HPU代替水素量は比較的大量なので、国内水素で賄うことは困難と思われる。

水素が最初に大量利用されるのは、化学特性利用として受入許容価格が比較的高い製油所HPU水素代替であると思われる。

97～98 vol%

＜導入初期：2025年＞ ＜普及移行期：2040年＞ ＜本格普及期：2050年＞
液化水素 豪州ビクトリア州 Latrobe Valley 出所：低炭素社会実現に向け

た水素チェーンの実現可能性
検討, 川崎重工　山下誠二、他
www.jser.gr.jp/journal/journal_p
df/2014/journal201403_4.pdf

　(豪州褐炭） 炭鉱近傍
炭鉱近傍

ギプスランド盆地に計画中のCarbonnetに貯留（Victoria州の南沖合の海底地下貯留）（水素製造・ガス精製サイトから約80ｋｍ）

輸出積地基地

4.74 Mトン/年
0.225 Mトン/年

2.51 GNm3/年
0.764 MTOE/年
4.39 Mトン/年

160,000 m3 X 2隻 160,000 m3 X 40隻 160,000 m3 X 80隻
主要単価 15 AUD/ﾄﾝ

70 AUD/MWh
2 AUD/ﾄﾝ
15 AUD/ﾄﾝ
81 円/ AUD

1001年～2010年の平均
レート

0.61 EUR/ AUD
0.73 USD/ AD

出所：第5回水素・燃料電池
戦略協議会WG資料

【資料４．４】

（参考）
ﾊｲﾌﾞﾘｯﾄﾞ車
・燃費：19 km/L
・ｶﾞｿﾘﾝ代（税込）：139 円/L
・ｶﾞｿﾘﾝ代（税込）：7.3 円/km
・ｶﾞｿﾘﾝ税：53.8 円/L

：53.8/(32.9 MJ‐LHV/L)
：1.635 円/MJ‐LHV

（IAEの試算）

FCV（現状トヨタのミライ相当）
・タンク容量： 122.4 L
・圧力：70MPa（走行前）→10MPa（走行終） ⇒ 使用水素量 = 4.41 kg

・走行距離： 650 km

・燃費：147 km/kg

・水素代（税抜）：7.3 円/km

・水素代（税抜）：1076 円/kg（= 96  円/Nm3）

・ｶﾞｿﾘﾝ熱量等価税金：1.635 円/MJ‐LHV
：1.635X(120 MJ‐LHV/kg‐H2）

：196 円/kg = 17.5 円/Nm3‐H2





設備費
（億円）

運営費
（億円）

＜ＣＩＦ＞
電力費の内訳

借入投資比率

借入年数

償却年数
プロジェクト年数

借入利率

内部収益率

水素製造コスト

（CIF）
（円/Nm3-H2）

＜ＣＩＦ＞
＜国内＞

ユーザ提供

＜CAPEX、OPEXによる整理＞

パイプラインオーナーコスト （円/Nm3）

水素製造プラントCAPEX （円/Nm3）

OPEX （円/Nm3）

小計 （円/Nm3）

水素液化プラントCAPEX （円/Nm3）

OPEX （円/Nm3）

小計 （円/Nm3）

水素輸送船 CAPEX （円/Nm3）

OPEX （円/Nm3）

小計 （円/Nm3）

水素出荷基地 CAPEX （円/Nm3）

OPEX （円/Nm3）

小計 （円/Nm3）

ＣＩＦ価格 CAPEX （円/Nm3）

OPEX （円/Nm3）

合計 （円/Nm3）
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水素製造プラント 2231
水素パイプライン 74
水素液化プラント 2454
水素積荷基地 1413
オーナーコスト 297
液化水素輸送船 967

小計(CIFベース) 7436
褐炭 59
電気 194
窒素・水・その他 45
CO2貯留 54
保守費 81
労務費 18

小計(CIFベース) 450
水素製造プラント 101

内訳（空気分離装置） 23
内訳（ガス化炉設備） 8
内訳（ガス精製設備） 33

内訳（CO2貯留用設備） 23
内訳（水素移送設備） 6

内訳（その他） 8
水素液化プラント 91
水素積地基地 2

小計(CIFベース) 194
キャッシュ
フロー計
算の前提

50：50
15年（元金均等返済）

15年（定率償却）
30年（解体撤去費含まず）

年利3%（建設期間中の利子は建設費に組み込み）

0%
設備費 10.4
利息、税金 1.4
褐炭 2.3
電気 7.6
窒素・水・その他 1.8
CO2貯留 2.1
保守費 3.2
労務費 0.8

小計(CIFベース) 29.7 24 18
水素揚荷 3.3

2.0

小計 5.3
合計 35.0

輸送（ローリー）

4.0
3.7

2.5
2.4

1.6
0.9

9.4

16.3
11.7

1.2
4.9

0.7
3.1

8.3
14.8

2.6
1.4

1.3
0.7

2.0

1.6
8.2

4.8
13.0

6.5

38.2

21.0
15.7

1.6
8.2

4.8
13.0

4.1
5.3

14.7
10.4

出所：第８回ＡＰ研究会での
三菱商事プレゼン資料 =
第５回水素・燃料電池戦略
協議会ＷＧでの三菱商事
プレゼン資料。

29.6

8.2
4.8

13.0
3.3

4.3
7.6

26.7

1.6
2020年 2030年 2040年

1.9
0.6

2.5





２ 分散利用
１）ＦＣＶ／水素ステーション

(１) 水素品質規格

水素製造コスト

（CIF）
（円/Nm3-H2）

＜ＣＩＦ＞
＜国内＞

水素ステーション ＜35MPa＞ ＜70MPa＞

24.5
29.8

ユーザ提供 59.5
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水素が最初に大量利用されるのは、化学特性利用として受入許容価格が比較的高い製油所HPU水素代替であると思われる。

左表出所：富岡秀徳、燃料電
池自動車用水素燃料仕様に係
る国際標準化の動向、水素エ
ネルギーシステムVo1. 37 ，
No.1 (2012)

右表出所：HYDRHYTHN 2015
vol.5

設備費 10.4 出所：低炭素社会実現に向
けた水素チェーンの実現可
能性検討, 川崎重工　山下
誠二、他
www.jser.gr.jp/journal/journ
al_pdf/2014/journal201403_
4.pdf

利息、税金 1.4
褐炭 2.3
電気 7.6
窒素・水・その他 1.8
CO2貯留 2.1
保守費 3.2
労務費 0.8

小計(CIFベース) 29.7 24 18
水素揚荷 3.3
輸送（ローリー） 2.0

合計
小計
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2105.3 

ＣＯ２フリー水素チェーン実現に向けたアクションプラン研究会 

国富流出低減（予備検討） 

IAE 

試算１ 

 

＜輸入水素 （@褐炭由来の液化水素チェーン）＞ 

褐炭代：2.3 円/Nm3-H2 （NEDO 水素エネルギー白書 公表セミナー 特別講演４ 川崎重工） 

⇒ 2.3/（3kWh/Nm3-H2）/ 0.57 

（効率 0.57：コスト等検証委員会報告書(2011 年)における LNG 火力発電のエネルギー効率 57%を採用） 

=  1.35 円/kWh 

その他条件： 

・褐炭１トン = 輸入（日本受入）水素量 530 Nm3 

・褐炭単価 = 15 AUD/ton-褐炭 

・為替レート（当時）= 80 円/AUD 

 

 

＜LNG 代 （@LNG 火力発電）＞ （データ：コスト等検証委員会報告書(2011 年)） 

LNG 火力発電コスト = 10.7 円/kWh 

LNG 日本通関 CIF 価格 = 0.011USD/MJ = 1.1 円/MJ （100 円/USD） 

発電効率 = 57% @2030 

⇒ 1/0.57X（3.6MJ/kWh）X 1.1 円/MJ 

= 6.95 円/kWh 

     参考： 

     ・0.011USD/MJ = 11.6USD/MMBTU （1MJ = 947.817BTU） 

 

＜石炭代 （@石炭火力発電）＞ （データ：コスト等検証委員会報告書(2011 年)） 

石炭火力発電コスト = 9.5 円/kWh 

一般炭日本通関 CIF 価格 = 0.004USD/MJ = 0.4 円/MJ （100 円/USD） 

発電効率 = 48% @2030 

⇒ 1/0.48X（3.6MJ/kWh）X 0.4 円/MJ 

 = 3.00 円/kWh 

     参考： 

     ・0.004USD/MJ = 112USD/ton （発電用石炭の発熱量 = 28MJ/kg） 

 

 

資料 ４．５ 
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試算２ 

 

１ 褐炭チェーン 

＜褐炭チェーンケース＞ 

前提：ＣＯ２は豪州で処理してもらい、それ以外は全て日本企業が日本技術で行う。 

・日本の水素発電量= １兆 kWh/年 X 0.1 = 1,000 億 kWh/年 

・水素発電効率= 60% 

・水素需要量= 1,000/0.6/3(kWh/Nm3) = 556 億 Nm3/年 = 5 百万トン/年 

・褐炭需要量= 約 95 百万トン/年 

・褐炭購入価格= 95 百万トン/年 X 10AUD/トン X 80 円/AUD = 76,000 百万円/年 

・ＣＯ２排出量= 98 百万トン/年 

・ＣＣＳ費用= 1,700 円／トン CO2 X 98 百万トン/ 年= 167,000 百万円/年 

・ＣＯ２フリー水素国富流出額（褐炭購入＋ＣＣＳ）= 243,000 百万円/年  

（76,000 百万円/年 + 167,000 百万円/年） 

＜ＬＮＧケース＞ 

・ＬＮＧ量（熱量等価換算）= 1,260 万トン/年 

・LNG 購入価格= 1,260 万トン/年 X 53,000 円/ton-CIF（2007～2009 平均 by EDMC 要覧） 

・          = 668,000 百万円/年 

・LNG 権益比率= 15％として 

・LNG 購入国富流出額= 668,000 百万円/年 X 0.85 = 568,000 百万円/年 

・ＣＯ２排出量= 1,260 万トン/年 X 2.7 トン CO2 /トン = 34 百万トン CO2/年（参考） 

 

＜国富流出低減比率＞ 

・国富流出比率= 243,000 / 568,000 = 0.43 

⇒ 国富流失を約 60％削減できる。 
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２ パタゴニア風力由来水素チェーン 

＜パタゴニア風力チェーンケース＞ 

前提：土地を借用し（借地料のみ考慮し）、全て日本企業が日本技術で行う。 

・水素需要量= 1,000/0.6/3(kWh/Nm3) = 556 億 Nm3/年 = 500 万トン/年 

・水電解効率= 4.4kWh/Nm3 

・水電解必要電力量= 約 2,450 億 kWh/年 

・風力発電設備利用率= 50% 

・必要風力発電設備容量= 4,900 億 kWh/年 

・風車設置場所：チュブット州とサンタクルス州 

・所要土地面積= 7,500 Km2 

・年間の借地料= 7,500 km2 X 4.4 百万円/km2 （下記参照） /20 年= 1,650 百万円/年 

・土地購入単価= 550 US$/ha (林産地 by 2001 年 10 月のジェトロレポート) 

= 550 US$/ha X 100 ha/km2 X 80 円/USD = 4.4 百万円/km2 

・年間の借地料= 土地購入費 / 20 年とする 

・風力発電水電解由来水素国富流出額（借地料のみ考慮）= 1,650 百万円/年 

 

＜ＬＮＧケース＞ 

・ＬＮＧ量（熱量等価換算）= 1,260 万トン/年 

・LNG 購入価格= 1,260 万トン/年 X 53,000 円/ton-CIF = 668,000 百万円/年 

・LNG 権益比率= 15% 

・LNG 購入国富流出額= 668,000 百万円/年 X 0.85 = 568,000 百万円/年 

 

＜国富流出低減比率＞ 

・国富流出比率= 1,650 / 568,000 = 0.003 

⇒ 国富流失はほとんどゼロとなる。 
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商用チェーン FSの結果

8.5

FCV300万台 相当
または、水素発電100万kW1基 相当

【規模】

ＦＣＶ

水素発電所

水素製造より上は
日本の技術・製品

対価の半分は日本に還流

（出所） ＮＥＤＯ ＦＯＲＵＭ KHI発表資料
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2015.3 

CO2 フリー水素チェーン実現に向けた構想研究会＆アクションプラン研究会 

外部発表 

（赤字が 2014 年度発表分） 

IAE 

１ IAE ホームページへの掲載 

・構想研究会の成果報告書（２０１１年度） 

・アクションプラン研究会の成果報告書（１）（２０１２年度） 

・アクションプラン研究会の成果報告書（２）（２０１３年度） 

・アクションプラン研究会の成果報告書（３）（２０１４年度） 

 

２ 発表 

１）海外学会誌投稿 

①Journal of Chemistry and Chemical Engineering （2 月 25 日発刊： J. Chem. Chem. Eng. 8 

(2014) 163-170） 

 

   ２）国内投稿： 

①日本原子力学会誌（2012.2）：「解説」（シミュレーション） 

②IAE 季報（2013 年 4 月号）：「構想研究」 

③日本動力協会誌『エネルギーと動力』（H25 年 秋季号）：「構想研究」 

④エネルギー・資源学会誌『エネルギー・資源』 （平成 26 年 1 月号）： 「特集：水素エネル

ギー利用社会に向けた取組み」の中で「将来エネルギーとしての水素の可能性」（構想

研究＆アクションプラン研究）について執筆（山地先生･笹倉） 

 

３）国際発表 

①WHEC 2012（シミュレーション：ポスター）（2012.6.4～7 @カナダ） 

②EA HIA Task 28（構想研究：口頭）（2012.10.1 @東京） 

③IEA HIA Task 30（構想研究：口頭）（2012.10 @オスロ by 東ガス 安田委員） 

④EFCF 2013（構想研究：ポスター）（2013.7.2～5 @スイス） 

⑤WHEC 2014（構想＆ＡＰ研究：口頭発表）（2014.6.15～20 @韓国） 

⑥IEA Hydrogen Roadmap, Asia Workshop 2014（2014.6/26 @山梨） 

⑦Grand RE 2014（構想＆ＡＰ研究：口頭発表）（2014.7.27～8.1@東京）： 

（発表ＰＰ：資料５-２参照） 

 

＜予定＞ 

① WHTC2015（構想＆ＡＰ研究：ポスター発表）（2015.10.11～14 @豪州） 

【資料５－１】 
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４）国内発表 

①HESS 大会（シミュレーション：口頭）（2011.12.1 @東京） 

②IAE 月例研究会（構想研究：口頭）（2012.7.27 @東京） 

③HESS 特別講演会（構想研究：口頭）（2012.10.1 @東京） 

④HESS 大会（シミュレーション：口頭）（2012.12.7 @広島） 

⑤FC EXPO 2013（構想研究：口頭＆ポスター）（2013.2.27～3.1 @東京） 

⑥東洋エンジニアリング社内講演（構想＆ＡＰ研究：口頭）（2013.6.24） 

⑦原子力水素研究会（構想＆ＡＰ研究：口頭）（2013.7.11～12） 

⑧FCDIC 2012 年度総会後の講演会（構想＆ＡＰ研究：口頭）（2013.7.24） 

⑨RE 2013 国際フォーラム（構想＆ＡＰ研究：口頭）（2013.7.25 @東京） 

⑩日本エネルギー学会（シミュレーション）（2013.8.5～6：口頭） 

⑪東京ガス横浜研究所（構想＆ＡＰ研究：口頭）（2013.11.7） 

⑫西いぶりシンビオタウン研究会（構想＆ＡＰ研究：口頭）（2013.11.15） 

⑬日本機械学会北海道支部（構想＆ＡＰ研究：口頭）（2013.3.5） 
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1. Backgrounds of Establishing the Concept Study Group

3

Associations’ Trend
1 HySUT The Research Association of Hydrogen 

Supply/Utilization Technology est. in  July 2009
H2 Highway PJ under market demonstration
H2 Town PJ under market demonstration

2 FCCJ Fuel Cell Commercialization Promotion 
Council
Commercialization Scenario for FCEV & H2 ST 
(announced in March 2010
1000 H2 STs & 2 million FCEVs at 2025

Private Firms’ Trend Very active
KHI Liquefied H2 based global supply chains
Chiyoda MCH based global supply chains

Government’s Trend
1 The Basic Energy Plan decided in 2010

1 Targets @2030
1 Self-sufficiency ratio
2 Independent energy ratio
3 Zero-emission power ratio

2 Realization of H2 Society
1 Vision goals

2 Concrete Efforts Public-Private partnerships
2 CO2 reduction 25% @2020 (from 1990 levels)

80% @2050 (         ditto           )

40 %
70 %
70 %

Now Fossil H2, By-product H2

Future Fossil with CCS H2

Ultimately Non-fossil H2

IAE Hydrogen Group’s Awareness of the Issues
In spite of these H2-related trends and private firms’ activities with their technological progress,

IAE had some questions like

What concrete contributions CO2-free H2 make?

What possible chains can be considered?

What large demands for applications other than FCEVs are expected?

IAE felt “Now is the time to discuss and foster common understanding of the above issues”.

IAE organized the Concept Study Group and held #1 meeting in the morning of March 11, 2011.

Hydrogen-related trends around June 2010
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KHI’s global hydrogen supply chains
based on liquefied hydrogen
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Chiyoda’s global hydrogen supply chain 
based on methylcyclohexane/toluene

5
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2. Organization of the Study Group
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Prof. Dr. Kenji Yamaji
A director general of Research 
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General chairperson of 
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(Observers)
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3. Activities of the Concept and Action Plan  Study Groups
3.1 CO2-free hydrogen chains

1 List of typical global chains
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2 Estimation of technology maturity of the typical chains
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3.2 Simulation

Simulation framework of the GRAPE model

 

Energy

Climate 

Climate impacts Landuse

Macroeconomy

15 global regions
GRAPE An integrated assessment model 

for long-term analyses of 
energy, 
economy, 
climate change, 
land-use, and 
environmental impacts. 

GRAPE stands for Global Relationship 
Assessment to Protect the Environment

Achievements
Referred in the Third, Fourth and Fifth 
Assessment Report and the Fourth 
Assessment Report of IPCC 
(Intergovernmental Panel on Climate 
Change), and various international 
model comparison projects.

Simulation using GRAPE’s energy module
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2 Schematic diagram of energy flow 
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3 Simulating assumptions

Nuclear power plants in Japan
Phasing out after the operation of 40 years
No new installations or no replacement

CO2 emissions in Japan
15% reduction from 1990 levels by 2020
80% reduction from 1990 levels by 2050

H2 cost
About 50 yen/Nm3 at CIF (cost, insurance and freight).

(Note Hydrogen manufacturers’ latest feasibility studies show that 
CIF 30 yen/Nm3 or less is possible at commercialization time.)

Case studies
With domestic CCS (Carbon Capture and Storage available in Japan)
Without domestic CCS (not available in Japan) 

11
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4 Simulation results just an example

1 Contribution of hydrogen to zero-emission power source ratios

Japanese government’s then target 
70% by 2030

“With domestic CCS” case
22.8% share of fossil with CCS makes contribution to clear the target in 2035.

“Without domestic CCS” case
22.7% share of hydrogen makes contribution to clear the target in 2040.

CO2-free hydrogen is a potential option in Japan.

Calculation results (%) 
Japanese government’s

 then target 
With domestic CCS Without domestic CCS 

@2030 @2030 @2035 @2040 @2030 @2035 @2040 
Fossil with CCS - 12.3 22.8 27.2 0 0 0 
Renewables ca.20 32.9 40.8 45.3 28.2 36.2 40.6 
Nuclear ca.50 19.4 13.2 7.0 19.4 13.2 7.0 
Hydrogen - 1.6 2.7 8.4 2.8 10.3 22.7 
Total ca.70 66.2 79.5 87.9 50.4 59.7 70.3 
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2 Hydrogen demand in 2050

Case study assumptions

CO2 emissions in Japan
5% reduction from 1990 levels in 2020
80% reduction from 1990 levels in 2050

H2 CIF cost
About 40 yen/Nm3 at 2020
About 30 yen/Nm3 at 2050

13
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Imported CO2-free hydrogen shares almost all portion of H2 supply
after the first import under the assumed H2 CIF cost.

Hydrogen supply constitution in 2050
with domestic CCS case
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3.3  Interviews with stakeholders 
1 Allowable CO2-free hydrogen costs

Allowable CO2-free hydrogen cost 
for vehicles in 2050

Allowable CO2-free hydrogen cost 
for end-use applications other than 

vehicles in 2050

Note: All answers were obtained as experts’ personal opinions.

15
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2 Hydrogen demand

16Note: All answers were obtained as experts’ personal opinions.

CO2-free hydrogen demand 
for vehicles in 2050

CO2-free hydrogen demand for end-use 
applications other than vehicles in 2050

about 180 billion Nm3/year at bestabout 40 billion Nm3/year at best

about 220 billion Nm3/year at best in total

The same order with the simulation results.
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3.4  Proposal for new Basic Energy Plan 
submitted to METI of Japan

Primary energy constitution of
then basic energy plan

approx. 600 million KL)
Renew.
energy

(Results in 2007)

Oil+ 
LPG

Nuclear

Coal

Natural 
gas

approx. 500 million KL)
(presumptions in 2030)

Renew.
energy

Oil+ 
LPG

Nuclear

Coal

Natural 
gas

H2

Proposal

H2 can be 
considered as a 
pseudo-primary 

energy

Import H2 is a new 
concept like LNG 

at its import 
beginning

Primary energy constitution of
then basic energy plan

approx. 600 million KL)
Renew.
energy

(Results in 2007)

Oil+ 
LPG

Nuclear

Coal

Natural 
gas

approx. 600 million KL)
Renew.
energy

(Results in 2007)

Oil+ 
LPG

Nuclear

Coal

Natural 
gas

approx. 500 million KL)
(presumptions in 2030)

approx. 500 million KL)
(presumptions in 2030)

Renew.
energy

Oil+ 
LPG

Nuclear

Coal

Natural 
gas

H2

Proposal

H2 can be 
considered as a 
pseudo-primary 

energy

Import H2 is a new 
concept like LNG 

at its import 
beginning

Proposal
Hydrogen should be added in the 

primary energy constitution.
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4. Prospective vision of commercial CO2-free hydrogen global chains
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5. Future issues

1) To achieve allowable end-users’ acceptable H2 cost
under the collaboration of all stakeholders.

2) To draft realistic scenarios leading to Hydrogen Society
in the future We are doing now

Large-scale H2 end-uses in particular
What comes first? or What is the trigger?

– Thermal power plants?
– Hydro-desulfurization in refinery?
– H2-based steel-making?
– Industrial H2 co-generations (gas turbines, gas engines)?

Domestic H2 delivery
In consideration of end-uses, supply sources, volume, distance, etc.

Domestic H2 production

Overseas H2 production

Copyright; 2014 IAE. All rights reserved.      Grand RE 2014 International Conference

Thank you for your attention !

Masaharu Sasakura

msasakura@iae.or.jp

Yuki Ishimoto, Ko Sakata
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2015.3 

CO2 フリー水素チェーン実現に向けた構想研究会＆アクションプラン研究会 

水素に関する最近の政府の動向 

IAE 

１ エネルギー基本計画 （平成 26 年 4 月 11 日閣議決定） 

エネルギー基本計画（水素・燃料電池関連抜粋） 

： 第５回水素・燃料電池戦略協議会ＷＧ 資料１ 

 

２ 水素・燃料電池戦略ロードマップ （平成 26 年 6 月 24 日策定） 

概要（１） ～総 論～ 

概要（２） ～全分野一覧～  

概要（３） ～定置用燃料電池（分散型コージェネレーション）～ 

概要（４） ～燃料電池自動車 ＋ 水素ステーション～ 

概要（５） ～水素発電 ＋未利用エネルギー由来水素の活用～ 

 

３ 水素発電に関する検討会 （非公開） 

  平成２６年１０月１０日より平成２７年３月１９日まで、計６回開催された。 

 

４ 水素・燃料電池戦略協議会、ワーキンググループ 

   水素・燃料電池戦略ロードマップのフォローアップ等を目的として、平成２７年度、２０～２５名

程度の委員出席の下、３～４回程度開催される予定。 

 

５ NEDO 公募予告 

テーマ：「水素社会構築技術開発事業／大規模水素エネルギー利用技術開発」に係る公募

について（予告） 

＜事業内容＞ 

発電分野等における水素の利活用の抜本的な拡大と、2030 年頃の本格的な水素サプラ

イチェーン構築を目指し、「大規模水素エネルギー利用技術開発」として、 

（イ）未利用エネルギー由来水素サプライチェーン構築 

（ロ）水素エネルギー利用社会システム開発 

の技術開発が行なわれる。 
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