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Transition énergétique Québec (TEQ)

Transition énergétique Québec a pour 
mission de soutenir, de stimuler et de 
promouvoir la transition, l’innovation et 
l’efficacité énergétiques et d’en assurer une 
gouvernance intégrée. Cette société d’État 
coordonne la mise en œuvre de l’ensemble 
des programmes et des mesures nécessaires 
à l’atteinte des cibles en matière énergétique 
déterminées par le gouvernement. Ainsi, en 
appuyant fortement l’innovation en énergie 
et le développement économique, elle vise 
entre autres à reconnaître l’efficacité éner-
gétique comme source prioritaire d’énergie 
et à réduire la dépendance du Québec en-
vers les produits pétroliers. 

Ministère des Ressources 
naturelles du Québec (MERN)

Le Ministère de l’Énergie est des Ressources 
Naturelles du Gouvernement du Québec a 
pour mission d’assurer la gestion et sou-
tenir la mise en valeur des ressources 
énergétiques et minérales ainsi que du ter-
ritoire du Québec, dans une perspective de 
développement durable.

Pour accomplir sa mission, le Ministère 
mise avant tout sur l’engagement quoti-
dien de son personnel et sur son expertise 

de pointe. Dans l’histoire de l’organisation, 
l’acquisition et le développement du savoir 
scientifique sont non seulement un actif 
précieux, mais aussi une nécessité pour 
assurer un développement cohérent et res-
ponsable des ressources.

Comme c’est le cas pour un bon nombre de 
ministères, la nature de l’expertise déployée 
au sein de l’organisation est parfois mécon-
nue auprès de certaines clientèles. Prenant 
appui sur cette expertise de pointe et sur sa 
volonté de contribuer au développement de 
la société québécoise, le Ministère se pro-
jette dans l’avenir en se donnant une vision 
organisationnelle fondée sur la reconnais-
sance de l’expertise de son personnel.

Polytechnique Montréal (POLY)

Polytechnique Montréal, université d'ingé- 
nierie, est plus qu'un établissement d'ensei-
gnement. C'est la référence en génie, avec 
un enseignement de haut niveau et des acti-
vités de recherche repoussant constamment 
les limites du savoir. 

Respectueuse des principes de développe-
ment durable et à l’écoute des besoins de la 
société, Polytechnique Montréal, en accord 
avec ses valeurs :

• forme des ingénieures et des ingénieurs, 
ainsi que des scientifiques de très haut 
niveau pour relever les défis d’un monde 
en mutation et en faire des acteurs-clés 
du changement ;

• réalise des recherches répondant aux 
grands enjeux sociétaux ;

• influence son environnement sur le  
plan intellectuel, économique et social.

Fondée en 1873, Polytechnique Montréal, 
université d’ingénierie, est l’un des plus im-
portants établissements d’enseignement et 
de recherche en génie au Canada et demeure 
le premier au Québec quant à l’ampleur de 
son activité de recherche.

Polytechnique dispense son enseignement 
dans plusieurs spécialités de l’ingénierie et 
réalise près du quart de la recherche uni-
versitaire dans ces domaines au Québec. 
Ses quelques 60 unités de recherche et son 
corps professoral formé d’experts reconnus 
dans le monde entier, lui permettent de 
poursuivre des activités de recherche parmi 
les plus intenses au Canada.

Polytechnique Montréal est un pôle scien- 
tifique et technologique de calibre interna-
tional. Elle compte plus de 200 ententes 
avec des établissements à travers le monde 
et plus d’un quart de ses étudiants pro-
viennent de l’international.

RÉALISATION DE L'ÉTUDE
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MANDAT ET BUT

La présente étude réalisée pour le compte 
de Transition Énergétique Québec et du 
Ministère de l’Énergie et des Ressources 
Naturelles a comme mandat de décrire et 
d’analyser le portrait actuel et les enjeux de 
développement du secteur de l’hydrogène. 
Le principal objectif de cette démarche est 
d’établir une base de réflexion technico-
économique pour permettre de guider le 
développement éventuel d’une action pu-
blique, d’identifier les créneaux les plus 
porteurs quant à la place de l’hydrogène 
vert dans le contexte de la transition éner-
gétique du Québec et de dégager des pistes 
pour le développement de projets pilotes 
visant l’adoption de l’hydrogène dans la 
société québécoise.

Dans ce cadre, une étude bibliographique 
ciblée portant principalement sur les déve-
loppements économiques, techniques et 
politiques du secteur de l’hydrogène dans le 
monde a été réalisée en se concentrant sur 
les trois dernières années. Par ailleurs, les 
principaux acteurs de l’écosystème de l’hy-
drogène au Québec ont été consultés, ce qui 
a permis de bonifier l’étude bibliographique 
et de faire apparaître des opportunités 
d’affaires potentielles ainsi que des straté-
gies de déploiement dans plusieurs secteurs 
économiques.

ÉTUDE EN 4 VOLETS 

Les résultats de cette étude sont présentés 
dans quatre rapports distincts :

VOLET A 
PORTRAIT RÉGIONAL, CANADIEN ET INTERNATIONAL 
ACTUEL DE L’ÉCONOMIE DE L’HYDROGÈNE
Synthèse de l’information relative à l’économie de l’hydrogène  
et des enseignements qui peuvent en être dérivés pour favoriser 
la réussite d’une transition énergétique réussie pour le Québec.

VOLET B
REVUE DE LITTÉRATURE TECHNICO-ÉCONOMIQUE DE 
L’HYDROGÈNE : DE LA PRODUCTION À L’UTILISATION
Revue de l’état de l’art relativement aux technologies pour  
la production, le transport et l’utilisation de l’hydrogène. 

VOLET C 
PROPOSITIONS POUR LE DÉPLOIEMENT 
DE L’HYDROGÈNE VERT AU QUÉBEC
Pistes à explorer pour le développement d’une économie de 
l’hydrogène au Québec. Il est impératif de développer une 
compréhension approfondie du développement économique de 
l’hydrogène en fonction des contraintes propres à sa fabrication. 
Il est souhaitable que le Québec se positionne comme un acteur 
dynamique et crédible dans ce domaine. Le Québec jouit d’une 
position unique grâce à une production électrique verte, fiable, 
massive et bon marché. L’approche partenariale et souvent 
internationale est une approche gagnante. 

VOLET D 
PERCEPTION DES ACTEURS ÉCONOMIQUES EN LIEN 
AVEC L’AVENIR DE L’HYDROGÈNE VERT AU QUÉBEC
Résultats du sondage sur les perceptions, intérêts et motivations 
des acteurs économiques à s’engager et à investir dans des 
projets de développement économique structurants, de fournir 
une meilleure connaissance des acteurs économiques les plus 
engagés envers l’hydrogène vert et d’identifier les forces, 
faiblesses, opportunités et menaces (perçues et réelles) de 
l’environnement d’affaires.
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Mania Neisiani, ing. M.Sc.

Formée en génie chimique en Iran, 
Mania Neisiani a obtenu une maîtrise 
de Polytechnique Montréal. Elle possède 
aussi une maîtrise en administration des 
affaires, diplôme conjoint de l’université 
Cornell et Queen’s. En 2012, elle s’est jointe 
à Shell Canada où elle a mené des réalisa-
tions d’envergure dans le domaine de la 
capture et de la conversion du CO2. Elle 
a de plus été en charge de comptes pour 
des clients majeurs de la technologie Shell 
dans le monde. Au cours des dernières 
années, elle a agi comme consultante dans 
le développement de marché et de straté-
gie marketing. Elle a aussi fait partie de 
l’équipe de Polytechnique ayant mené une 
étude complète sur le potentiel de l’hydro-
gène au Québec. Elle dirige actuellement le 
projet Valorisation Carbone Québec pour 
Polytechnique Montréal.

Oumarou Savadogo
Professeur titulaire
Polytechnique Montréal

Oumarou Savadogo détient un DEA, un 
doctorat 3e Cycle et un Doctorat d’État ès 
Sciences Physiques de l’École Nationale 
d’ingénieurs de Caen : spécialités Maté-

riaux et électrochimie. Ingénieur procédés 
chez Rhone Siltec (1985-1986), Stagiaire 
post doctoral au laboratoire d’électro- 
chi mie interraciale du CNRS (1986-1987).  
Il a joint l’École Polytechnique de Montréal 
comme chercheur, professeur adjoint, prof- 
esseur agrégé et professeur titulaire. Ses 
intérêts de recherche portent sur le déve-
loppement des nouveaux matériaux pour  
l’énergie et l’électrochimie ou le biomédical.  
Il est responsable des programmes aux  
études supérieures : Énergie et Dévelop-
pement Durable et Énergies renouvelables.

Il a formé 46 étudiants au Doctorat et  
34 en Maitrise en Sciences Appliquées,  
20 post doctoraux. Depuis 2010, il a été  
directeur de plus de 160 étudiants en 
Maitrise professionnelle en énergies renou-
velables et en énergie et développement 
durable. Il dirige 12 étudiants au Doctorat. 
Il est auteur et co-auteurs de plus 220 pu-
blications scientifiques dans les journaux 
scientifiques internationaux avec comité de 
lecture. Il est co-auteurs de 10 brevets.

Directeur fondateur du Laboratoire de 
nouveaux matériaux pour l’énergie et l’élec-
trochimie (2001). Fondateur et Éditeur de 
la revue Scientifique Internationale : Jour-
nal of New Materials for Electrochemical 
Systems (1998). 

Il est le promoteur et directeur du pro-
jet Technologies Solaires Appliquées aux 
Pays de l’UÉMOA (Union Économique et 
Monétaire Ouest Africaine) pour la créa-
tion d’un Institut de Formation (École 
d’ingénieurs) pour la formation d’ingé-
nieurs de travaux et de conception en 
Technologies Solaires Appliquées (2005). 
Plus de 400 ingénieurs ont été formés dé-
puis le debut du projet. Dans ce cadre il a 
contribué à la création de 20 PME dans le 
domaine de l’énergie. 

Prix du Directeur de Polytechnique Montréal : 
meilleur chercheur (1991). Meilleur Profes-
seur (1997). Une conférence internationale 
a été organisée à son honneur en septembre 
2016 par la société Mexicaine de l’énergie 
de l’hydrogène pour souligner sa contri-
bution scientifique et académique dans le 
domaine de l’énergie de l’hydrogène.

Il est membre de : Advisory Board of Di rectors  
of International Association of Hydrogen  
Energy ; Editorial Board of In ternational 
Journal of Hydrogen Energy ; Advisory 
Board of the International Aca demy of 
Electrochemical Energy Science (IAOEES) ; 
Editorial Board of Journal of Materials ; 
Editorial Board of Membranes. 

À PROPOS DES AUTEURS
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Jamal Chaouki, ing. PhD 
Professeur titulaire, 
Polytechnique Montréal

Après des études de Math sup et Math spé, 
Jamal Chaouki a obtenu un diplôme d’in-
génieur en génie des procédés à l’ENSIC 
Nancy en France en 1979, puis un doctorat 
à Polytechnique de Montréal en 1985. Il 
était aussi post-doc à UBC, Vancouver de 
1985 à 1986.

Il a été engagé comme professeur ad-
joint (1987), puis agrégé ( juin 1991) à 
Polytechnique de Montréal. Depuis 1995, il 
est professeur titulaire dans la même école. 
Actuellement, il est aussi professeur associé 
à l’université Mohamed VI Polytechnique 
au Maroc.

Il a formé 60 Post-docs, 53 PhD et 52 Mas- 
ters. Il a publié plus que 450 articles scien-
tifiques dans des revues avec comités de 
lecture dont 320 dans des journaux in-
ternationaux, plus de 450 autres articles 
scientifiques et édité 15 livres. De plus, il 
possède 35 brevets. Enfin, il détient plu-
sieurs prix scientifiques. Il a reçu le prix 
R.S. Jane Memorial Award, le meilleur 
chercheur en Génie Chimique au Canada et 
a gagné le prix de la recherche et de l’inno-
vation de Polytechnique. Cette année il a 
reçu le prix The Kalev Pugi remis par SCI.

Il est éditeur du journal scientifique « In-
ternational Journal of Chemical Product  
& Process Modeling ». Il a organisé plu-
sieurs congrès internationaux, entre autres 

il était directeur scientifique et technique 
du 8e congrès mondial du génie chimique 
en Août 2009 et est membre du 10e congrès 
mondial du génie chimique en 2017. Il a 
été aussi président du 15e congrès int. de 
fluidisa tion 2016 et de nombreux autres 
congrès internationaux.  Il anime régulière-
ment des conférences plénières. 

Actuellement, il est détenteur de la chaire 
Total et directeur du laboratoire conjoint 
Polytechnique Montréal – Université Mo-
hamed VI Polytechnique au Maroc. Il 
su pervise une cinquantaine de chercheurs 
(20 Post-docs, 25 doctorants, 2 MScA,  
5 associés de recherche et 1 chercheur). Ses 
subventions de recherche et contrats sont 
de l’ordre de 2 millions de $ par an.

Il est membre de plusieurs sociétés sa-
vantes, l’Académie du Génie du Canada, 
l’Ordre des Ingénieurs du Québec. Il est 
membre du Conseil d’Administration de 
Polytechnique, de Ecotech et de plusieurs 
compagnies (Eco lomondo Inc., Pyrowave, 
Hibe Inc.). Il est consultant auprès d’une 
vingtaine de compagnies internationales 
dont le Groupe OCP. 

En tant qu’entrepreneur, il a démarré  
6 entreprises avec ses étudiants et colla-
borateurs : Formmat, Hibe, Ecolomondo, 
Pyrowave, Pyrocycle, TM Technologies. 
Ecolomondo a été introduite dernièrement 
au TSX Toronto et Pyrowave et Pyrocycle 
ont gagné de très nombreux prix dont ce-
lui de l’innovation de l’OIQ, 2018 pour 
Pyrowave. 

Ses recherches aussi bien théoriques qu’ap-
pliquées ont des impacts industriels très 
nombreux  ; Citons par exemple, la décom-
position des plastiques en monomère, ce 
qui permet leur recyclage (économie cir-
culaire), la production de potassium pour 
des engrais bon marché destinés, entre 
autres, aux pays en voie de développement, 
l’élimination du Cadmium dans les roches 
de phosphates, l’élimination du soufre et 
des métaux lourds dans des hydrocarbures 
par micro-ondes, la production de métaux 
précieux (or, platine…) à partir de déchets 
électroniques.

Louis Fradette, ing. PhD
Professeur titulaire
Directeur, département de génie chimique
Polytechnique Montréal

Louis Fradette est ingénieur de procédés 
diplômé en 1989. Il a amorcé sa carrière 
comme ingénieur de procédés en raffinerie 
et y travaille pendant quelques années 
avant de faire le saut en recherche pour 
faire son doctorat. Il retourne par la suite 
en industrie et sera alors impliqué dans 
l’industrie métallurgique et l’exploitation 
des sables bitumineux. Il devient profes-
seur à l’École Polytechnique de Montréal 
en 2007. Il y dirige la Chaire industrielle 
CRSNG-Total de recherche sur l’hydro-
dynamique polyphasique en conditions 
extrêmes entre 2011 et 2016. Il est direc-
teur du département depuis janvier 2018.  
Il a publié plus de 100 articles scientifiques 
dans des revues scientifiques et actes de col-
loques et conférences.
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En 2013, il est devenu l’Officier chef des 
technologies et vice-président des procédés 
et de l’ingénierie pour CO2 Solutions Inc. 
Après avoir mené avec succès la maturation 
technologique du laboratoire à l’échelle in-
dustrielle (2015) de l’entreprise et démarré 
le premier projet commercial avec Produits 
Forestiers Résolu (2016), il a pris la direc-
tion du projet Valorisation Carbone Québec 
(2017). Ce projet unique au monde, d’une 
valeur initiale de 30M$, vise la démonstra-
tion intégrée et à l’échelle industrielle des 
technologies les plus avancées pour four-
nir des produits économiquement viables 
à partir de CO2. Le projet est actuellement 
mené à Polytechnique Montréal et il y reste 
fortement associé.

Philippe A. Tanguy, ing. PhD 
Philippe A. Tanguy est le directeur géné-
ral de Polytechnique Montréal depuis  
janvier 2018.

M. Tanguy est titulaire d’un doctorat de  
3e cycle en physique appliquée de l’Uni-
versité Denis-Diderot (France) et d’un 
Ph.D. en génie chimique de l’Université 
Laval (Québec). Il a été professeur en gé-
nie chimique pendant 25 ans, dont 2 ans 
à l’Université Dalhousie (Halifax), 8 ans 
à l’Université Laval (Québec), puis 15 ans 
au Département de génie chimique de 
Polytechnique Montréal où il a également 
été titulaire de deux chaires de recherche.

Il a occupé pendant 9 ans le poste de 
directeur scientifique adjoint du groupe 
énergétique Total où il était responsable  
de la politique scientifique. Une de ses  
missions était d’accompagner la transition  
énergétique en Europe. À ce titre, il a 
notamment participé à la création puis co-
présidé InnoEnergy, une société dédiée aux 
énergies renouvelables au sein de l’insti-
tut européen EIT, et également œuvré à la 
création de l’Hydrogen Council annoncé à 
Davos en 2017. 

Au cours de sa carrière, M. Tanguy a été 
fortement impliqué dans le monde de l’in-
génierie, notamment comme président du 
Comité d’organisation du 8e Congrès mon-
dial de génie chimique (Montréal, 2009) et 
depuis 2016 comme président du Conseil 
mondial du génie chimique.

M. Tanguy a publié plus de 300 articles 
dans des revues scientifiques et actes de 
colloques et conférences.

M. Tanguy est fellow de l’Académie ca-
nadienne du génie, honorary fellow de 
l’IChemE (R.-U.) membre fondateur-fellow  
de l’académie Hassan II des sciences et 
technologies (Maroc), et membre de l’OIQ.
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fiLe plus courant est connu sous le nom d’hy-
drogène « gris » car sa production libère une  
quantité importante de gaz à effet de serre 
dans l’atmosphère. 

Une version plus propre est l’hydrogène 
« bleu », dans laquelle les émissions de CO2 
sont capturées et géologiquement séques- 
trées ou encore réutilisées, au lieu d’être re- 
jetées dans l’atmosphère. 

La version la plus propre est l’hydrogène 
« vert », qui est produit à partir de sources 
d’énergie renouvelables à faible empreinte 
en CO2. 

Ce chapitre couvre les différentes technologies 
de production d’hydrogène vert assorti d’une 
analyse détaillée des coûts. À des fins de com-
paraison, l’hydrogène produit à partir du gaz 
naturel est également inclus. Dans l’annexe I, 
plusieurs technologies de production n’ayant 
encore atteint leur maturité sont également 
présentées dans un souci d’exhaustivité.  
  

1. PRODUCTION D’HYDROGÈNE

LA PRODUCTION D’HYDROGÈNE PEUT S’APPUYER SUR UN LARGE ÉVENTAIL 
DE SOURCES D’ÉNERGIE ET DE TECHNOLOGIES QUE L’ON PEUT CLASSER 
COMMUNÉMENT SELON TROIS TYPES. 

TYPE 1
HYDROGÈNE GRIS

TYPE 2
HYDROGÈNE BLEU

TYPE 3
HYDROGÈNE VERT
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1.1 
DU GAZ NATUREL À L’HYDROGÈNE

Le reformage du méthane est de loin la 
méthode la plus courante de production 
d’hydrogène à grande échelle; elle est appe-
lée à rester la technologie dominante dans 
un avenir proche en raison de son coût 
moindre et du grand nombre d’installations 
en fonctionnement. Le reformage consiste à 

convertir par une réaction chimique cataly-
tique à haute température (700-900 °C) le 
méthane en hydrogène, eau, monoxyde de 
carbone et dioxyde de carbone. En fonction 
de l’oxydant utilisé, les deux principales mé-
thodes sont :

Figure 1 : Procédés de production d’hydrogène et de produits à base d’hydrogène.
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LE REFORMAGE DU MÉTHANE  
À LA VAPEUR (SMR) dans lequel  
de la vapeur pure agit comme oxydant. 

Une première étape porte sur la conversion 
du méthane et de l’eau en hydrogène et en 
monoxyde de carbone (gaz synthétique) et en 
une petite quantité de dioxyde de carbone; la 
réaction est endothermique et s’effectue en 
présence d’un catalyseur à base de nickel. 

Dans l’étape suivante, le monoxyde de carbone 
et l’eau restante sont convertis en hydrogène 
et en dioxyde de carbone par une réaction de 
déplacement du gaz à l’eau (cette réaction est 
plus connue sous sa forme anglaise water-gas 
shift ou WGS).

Le taux de monoxyde de carbone est ensuite 
réduit par méthanisation et oxydation sélec-
tive. La pureté de l’hydrogène est améliorée 
par l’élimination du CO2 et à l’aide d’autres 
étapes de purification. 

Il est important de noter que le gaz naturel 
peut être substitué par d’autres hydrocar-
bures légers tels que le gaz de pétrole liquéfié 
ou le naphta, le processus de reformage à la 
vapeur ayant lieu dans des conditions assez 
semblables.

CH4 + H2O = CO + 3H2

CH4 + 2H2O = CO2 + 4H2

CO + H2O = CO2 + H2
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L’OXYDATION PARTIELLE (POX)
basée sur la conversion exothermique d’hy- 
drocarbures principalement lourds s’effec-
tue à l’aide d’oxygène. 

L’oxydation partielle a lieu sous haute pres-
sion et à des températures élevées allant de  
1 250 °C à 1 400 °C environ. 

En comparaison avec le reformage à la va- 
peur (H2 : CO = 3 : 1), le procédé POX pro- 
duit plus de CO (H2 : CO = 1 : 1 ou 2 : 1).  
La grande différence par rapport au refor-
mage à la vapeur est que l'on utilise l’oxygène 
au lieu de la vapeur d'eau comme oxydant. Cet 
oxygène est généralement produit dans une 
unité de séparation d’air, ce qui augmente 
considérablement la consommation d'énergie. 
Toutefois, cette augmentation est compensée 
dans une certaine mesure par la récupération 
de la chaleur de réaction. En outre, l’utilisa-
tion de l'oxygène plutôt que de l’air élimine 
presque totalement l’apparition d’azote dans 
la réaction WGS, ce qui se traduit par une 
consommation d’énergie moindre (pour la sé-
paration et la purification). Dans l’ensemble, 
l’oxydation partielle est moins efficace que le 
reformage à la vapeur. Par contre, elle pos-
sède l’avantage de pouvoir convertir une plus 
grande variété de matières premières, plutôt 
que de dépendre d’hydrocarbures légers.

CH4 + O2 = CO + 2H2

CH4 + 2O2 = CO2 + 2H2O

CH4 + H2O = CO + 3H2
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LE REFORMAGE AUTOTHERME (ATR)
combine le reformage à la vapeur et l’oxy-
dation partielle. Dans le procédé ATR, le 
rendement élevé en hydrogène est déter-
miné par l’étape de reformage à la vapeur 
et la chaleur nécessaire au procédé est 
fournie en interne par l’étape d’oxydation 
partielle. 

L’avantage de la réaction autotherme, qui ne 
dépend pas d’un apport en chaleur externe, 
est malheureusement perdu en raison de 
l’augmentation des coûts d’investissement et 
d’exploitation de l’unité de séparation d’air 
et de la complexité du procédé de purification 
des gaz de combustion.

4CH4 + 2H2O + O2 = 4CO + 10H2

Tableau 1 : Émissions de CO2 liées à la production d’H2 à partir de gaz naturel pour les
technologies SMR, POX et ATR (uniquement la section d’exploitation de 
l’usine de H2) (D. Jakobsen & V. Åtland, 2016). 

Un autre avantage de l’ATR est que l’on peut 
faire varier le H2 : CO. Cet aspect s’avère 
intéressant pour la production de différents 
biocarburants de deuxième génération, et 
d’autres produits chimiques tel le diméthyl 
éther (DME). En termes d’émissions de gaz 
à effet de serre et d’impact environnemental, 
la production d’hydrogène à partir de com-
bustibles fossiles émet environ entre 9 tonnes 
d’équivalent CO2 et 19 tonnes d’équivalent 
CO2 pour chaque tonne de H2 produite, selon 
que le gaz naturel ou le charbon est utilisé 
comme matière première. 

Par exemple, dans le cas du gaz naturel utilisé 
dans le procédé SMR, le pouvoir de réchauf-
fement climatique (GWP) global du système 
est de 11,98 tonnes d’équivalent CO2 /T 
d’hydrogène produites, le CO2 représentant 
89,3 % du GWP du système. Les sources 
d’émissions de CO2 proviennent principale-
ment de la construction et du démembrement 
des installations (~0,4 %), de la production 
d’électricité (2,3 %), de la production et le 
transport de gaz naturel (~25 %) ainsi que 
de l’exploitation de la centrale à hydrogène 
(~74,8 %) (P.L. Spath, 2001).

Le Tableau 1 résume les émissions de CO2 

simulées pour des usines de production 
d’hydrogène utilisant les différentes filières 
mentionnées. Par rapport à la technologie 
SMR et POX, la technologie ATR est celle qui 
présente les émissions de CO2 les plus faibles. 
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Figure 2 : Procédé de production de l’hydrogène à partir de gaz naturel avec CCUS.

L’approche du captage, de l’utilisation et 
du stockage du carbone (connu selon son 
l’acronyme anglais CCUS) peut être uti-
lisée pour contrer les fortes émissions de 
CO2 des usines à base de SMR et d’ATR. Le 
CCUS comprend l’ensemble des méthodes 
et technologies qui permettent d’éliminer 
par captage le CO2 des gaz de combustion, 
puis de le recycler pour l’utiliser ou encore 
le stocker de manière sûre et permanente. 
Quelques installations de SMR-CCUS sont 
en service aujourd’hui (AIE, 2008), (Global 
CCS, 2019). Le captage du CO2 (Figure 2) 
peut être effectué :

• Par séparation du flux de gaz de syn-
thèse à haute pression, ce qui permet 
de réduire les émissions jusqu’à 54 % 
(~6,6 tonnes de CO2 /tonneæ de H2)  
(G. Collodi, 2017);

• Par traitement des gaz de combustion 
provenant des fours. Cette voie peut 
permettre une réduction globale des 
émissions de l’usine d’hydrogène jusqu’à 
90 % voire plus, mais elle augmente la 
consommation de gaz naturel et le coût 
d’exploitation de l’usine et nécessite des 
investissements importants se tradui-
sant au final par un coût plus élevé de 
l’hydrogène. 

L'ajout d’une section CCUS dans les ins-
tallations de SMR entraîne, en moyenne, 
des augmentations de 50 % pour le coût 
en capital (CAPEX) et de 10 à 20 % pour 
l'énergie, les valeurs exactes dépendant de 
la conception. Cela entraîne également en 
moyenne un doublement des frais d'ex-
ploitation (OPEX) en raison des coûts 
de transport et de stockage du CO2. Cette 
hausse significative des dépenses d'inves-
tissement et d'exploitation est due aux 
grandes quantités de CO2 émises par la pro-
duction d'hydrogène. 

Par exemple, dans le cadre du projet Quest 
CCS de Shell (valorisation du bitume) en 
Alberta, une unité de captage et de stoc-
kage du CO2 est en service depuis 2015. 
Elle permet de capter 1 MT/an de CO2 avec 
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Figure 3 : Coûts de production de l’hydrogène à partir du gaz naturel dans différentes régions (IEA, 2019).

une fiabilité de 99 %. Le CAPEX et l’OPEX 
annuel moyen de ce projet sont estimés à  
790 M$ canadiens et 42 M$ canadiens res-
pectivement. On s'attend à une réduction 
des coûts de 20 à 30 % pour les projets 
futurs en raison de la diminution du coût 
du captage, des améliorations technolo-
giques, de la réduction des coûts de gestion 
du projet, des économies d'échelle, de l'aug-
mentation du volume de captage du CO2 et 
de la diminution des coûts des pipelines en 
sous-sol (T. Wiwchar, 2017). 

Le coût de l'hydrogène produit à partir du 
gaz naturel est influencé par divers facteurs 
techniques et économiques, le prix du gaz 
et les CAPEX étant les deux paramètres 
les plus importants. Les régions où le prix 
du gaz est bon marché comme au Moyen-

Orient, en Russie et en Amérique du Nord 
peuvent produire l'hydrogène à des coûts 
peu élevés, alors que les régions importa-
trices de gaz comme le Japon, la Corée, la 
Chine et l'Inde doivent faire face à des prix 
de gaz plus élevés, ce qui entraîne des coûts 
de production d'hydrogène plus importants.
Il n'a pas été possible d'obtenir les coûts 
de production des SMR installés dans les 
raffineries ou les installations d'Air Liquide 
au Québec car ces données sont considérées 
comme stratégiques sur le plan commercial 
et ne sont jamais divulguées.  

La littérature fournit cependant quelques 
ordres de grandeur. Dans le cas du gaz natu-
rel, les coûts des SMR sont de l'ordre de 1,4 
à 2,6 $ US/kg H2 avec le CCUS (cette ma-
nière de présenter les coûts par kg d’H2 sera 

utilisé tout au long de ce rapport), contre  
1,0 à 1,9 $ US/kg H2 sans CCUS (AIE, 2019), 
(IRENA, 2019). Dans les références, ni la 
configuration des installations ni leur capa-
cité ne sont précisées, ce qui rend ces valeurs 
sujettes à caution. En outre, il est important 
de noter qu'il existe de nombreuses incerti-
tudes quant à la viabilité du captage de CO2 
à grande échelle en raison du nombre limité 
d'unités en fonctionnement, de la disponi-
bilité limitée des réservoirs souterrains de 
stockage (autres que les champs d’hydro-
carbures offshore épuisés), des possibilités 
de fuite, du risque de sismicité induite, de 
la contamination des aquifères d'eau douce 
et autres ressources naturelles, et de l'ac-
ceptation sociétale du stockage souterrain  
(S. T. Anderson, 2017).

Notes : CAPEX en 2018 : ERM sans CCUS = 500-900 USD par kilowatt d’hydrogène (kWH2), ERM avec CCUS = 900-1 600 USD/kWH2, 
avec des fourchettes dues aux différences régionales. Prix du gaz = 3-11 US$ par million de British thermal units (MBtu) selon la région.
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1.2 
PRODUCTION D’HYDROGÈNE VERT  

1.2.1 
Production d’hydrogène 
par électrolyse de l'eau  

L’électrolyse de l’eau est un processus élec-
trochimique de décomposition de l’eau en 
hydrogène et en oxygène sous l’effet d’un 
courant électrique continu qui induit et 
entretient des réactions d’oxydoréduc-
tion. L’électrolyseur est constitué de deux 
électrodes recouvertes de métal séparées 
par un conducteur ionique (électrolyte), 
et d’une source de courant continu. 
Actuellement, l’électrolyse assure environ 
4 % de la demande mondiale d’hydrogène 
(F.M. Sapountzi, 2017).

Les électrolyseurs se composent de cel-
lules individuelles et d’unités périphériques 
(connues en anglais sous le nom de BOP 
pour Balance Of Plant). En assemblant les 
cellules électrolytiques sous forme d’empi-
lements de tailles variables, la production 
d’hydrogène peut ainsi être adaptée aux be-
soins. Les électrolyseurs étant disponibles 
commercialement sous forme modulaire 
( jusqu’à quelques MW), ils peuvent être 
combinés pour fournir la capacité néces-
saire pour des usines de grande taille. 

L’efficacité du processus d’électrolyse est 
définie comme le rapport entre le pouvoir 
calorifique supérieur de l’hydrogène (PCS) 
et l’électricité utilisée par l’électrolyseur 
par kg d’hydrogène produit (Detlef Stolten, 
2010). Selon ce critère, le rendement des 
électrolyseurs est de 43-53 kWh/kg ou 50-
82% (DOE, 2019), (G. Bender & H.N. Dinh, 2019). 

Les technologies des électrolyseurs se dif-
férencient par le matériau utilisé pour 
l’électrolyte et la température de fonction-
nement. L’électrolyse à basse température 
(LTE) comprend l’électrolyse alcaline (AEC) 
et l’électrolyse à membrane échangeuse 
de protons (PEMC). L’électrolyse à haute 
température (HTE) comprend pour sa part 
principalement les cellules d’électrolyse à 
oxyde solide (SOEC) (Dincer I., 2012). Cette 
dernière catégorie est la moins développée 
et n’est pas encore commercialisée à grande 
échelle. 

Les principales caractéristiques techniques et 
économiques de l’AEC, de la PEMEC et de la 
SOEC sont résumées dans le Tableau 2.
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Tableau 2 : Caractéristiques principales des électrolyseurs  
(Kai Zeng, 2010) (Mergel, 2013) (Bertuccioli, 2014) (IEA, 2016) (Uosaki, 2017) (M. Carmoa, 2013), (IEA, 2019), (Nel, 2019).

Notes : 1) Le plus grand système d’électrolyse au monde en une seule unité par Asahi Kasei, qui commencera à fonctionner en 2020, situé à Namie, Fukushima 
(Communiqué, 2018). 2) Air Liquide utilisant la technologie de l’hydrogène s'attend à ce que l’électrolyseur augmente de 50 % la capacité actuelle de son installation 
d’hydrogène à Bécancour, au Québec, et devrait être en exploitation commerciale d'ici la fin de 2020 (Danigelis, 2019).
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Figure 4 : Principe de l’électrolyse alcaline (Diogo M. F. Santos, 2012).

ÉLECTROLYSEURS ALCALINS 

La technologie AEC (Figure 4) est commer-
cialement mature et domine sur le marché. 
Elle est utilisée depuis les années 1920, 
en particulier pour la production d’hydro-
gène dans les industries des engrais et du  
chlore. Les électrolyseurs AEC peuvent 
fonctionner avec une capacité de 10 % 
seulement. Ils utilisent deux catégories 
de solution électrolytiques : le type d’élec-
trolyte le plus courant est l’hydroxyde 
de potassium (KOH) à une concentra-
tion massique de 20 à 40 % (Ball M., 2009). 
L’hydroxyde de sodium (NaOH) et le chlo-
rure de sodium (NaCl) sont utilisés comme 
autres types possibles d’électrolytes alcalins 
(Turner J., 2008). Le diaphragme de sépa-
ration entre les deux électrodes est à base 
d’amiante, ce qui limite la température de 
fonctionnement à un maximum de 80 °C 
(Bhandari R., 2014).

Dans un électrolyseur alcalin, la cathode 
(pôle négatif ) perd des électrons au profit 
de la solution aqueuse. L’eau est dissociée, 
ce qui entraîne la formation d’hydrogène 
et d’ions hydroxyde (OH-). Les porteurs de 
charge se déplacent dans l’électrolyte vers 
l’anode (pôle positif ). À l’anode, les élec-
trons sont absorbés par les anions négatifs 
OH- qui sont oxydés pour former de l’eau 
et de l’oxygène. L’oxygène monte le long de 
l’anode. Une membrane empêche les gaz H2 
et O2 produits de se remélanger mais per-
met le passage des ions OH- (Detlef Stolten, 
2010).

L’hydrogène produit entre dans une unité 
de séparation gaz-liquide (épurateur) qui a 
pour fonction d’éliminer les traces résiduelles 
d’électrolyte et de refroidir l’hydrogène. Un 
schéma fonctionnel de la technologie AEC 
industrielle est présenté à la Figure 5.

L’hydrogène produit par l’AEC peut at-
teindre une pureté de 99,9 % (en volume), 
pureté qui peut encore être améliorée en 
utilisant des convertisseurs catalytiques et 
des séchoirs à adsorption. Les électroly-
seurs alcalins ont une efficacité d’environ 
80%, mais en pratique, les rendements des 
procédés de production d’hydrogène va-
rient plutôt entre 63% à 70% par rapport 
au pouvoir calorifique inférieur de l’hydro-
gène gazeux (Turner J., 2008). Le problème 
de corrosion est le principal défi de cette 
technologie en raison de l’utilisation d’une 
solution alcaline (Detlef Stolten, 2010), et de 
nouveaux matériaux sont en cours de déve-
loppement pour pallier cet inconvénient. 
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En outre, la pression de fonctionnement 
limitée et les faibles densités de courant 
de l’AEC du fait de la formation de bulles 
de gaz limitent la surface active effective 
de l’électrode. Le développement de cata-
lyseurs avec des taux d’échange de courant 
plus élevés et des nouveaux concepts de 
cellules telles les configurations à espa-
cement zéro sont nécessaires pour régler 
ce problème (Bertuccioli, 2014). Au fil des 
ans, les électrolyseurs AEC se sont amé-
liorés en termes de réponses dynamiques 
(démarrages fréquents et puissance absor-
bée variable); cependant, par rapport aux 
autres types d’électrolyseurs, ils offrent une 
plage opérationnelle et un fonctionnement 
dynamique plus réduits, typiquement de 10 
à 110 % de la charge nominale. 

 

Pour les applications de stockage, l’hydro-
gène comprimé est une option de choix en 
raison de la plus grande densité énergé-
tique des gaz comprimés. L’électrolyseur 
a la capacité d’effectuer une compression 
plus isotherme que la compression méca-
nique et il est donc plus efficace. Ce concept 
d’électrolyse à haute pression où la com-
pression ou au moins une partie de celle-ci 
est effectuée dans l’électrolyseur lui-même 
est attractif. À l’heure actuelle, les élec-
trolyseurs AEC peuvent de produire de 
l’hydrogène à 10 bars et l’augmentation de 
la pression de fonctionnement fait l’objet de 
recherche.

Aujourd’hui, l’AEC se caractérise par sa 
stabilité à long terme et des CAPEX rela-
tivement faibles par rapport aux autres 
technologies d’électrolyseurs, en raison du 
non-recours à des matériaux précieux. Les 
problèmes de corrosion, les faibles densi-
tés de courant dues aux pertes ohmiques 
élevées à travers l’électrolyte liquide et le 
diaphragme, le fonctionnement dynamique, 
la pression et la qualité de l’hydrogène sont 
autant de défis à relever car ils affectent 
significativement l’efficacité de fonctionne-
ment en-dessous de la capacité nominale. 
Les électrolyseurs alcalins nécessitent éga-
lement beaucoup d’espace par rapport aux 
autres technologies d’électrolyse.

Figure 5 : Schéma fonctionnel de la production industrielle d’hydrogène avec la technologie AEC (Nel, 2019).
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Figure 6 : Principe de la PEMEC
 (Abdul Hadi Abdol Rahim, 2015).

ÉLECTROLYSEUR À MEMBRANE 
ÉCHANGEUSE DE PROTONS (PEMEC) 

Le système PEMEC a été introduit pour 
la première fois dans les années 1960 par 
General Electric pour surmonter certains 
des inconvénients opérationnels des élec-
trolyseurs alcalins (Detlef Stolten, 2010). Ils 
utilisent de l’eau pure comme solution élec-
trolytique, évitant ainsi la récupération et le 
recyclage de la solution d’hydroxyde de po-
tassium des électrolyseurs alcalins (National 
Academy of Science, 2004). Les PEMEC exigent 
généralement une eau beaucoup plus pure 
que pour les AEC (résistivité minimum de 
1 MΩ.cm) (Hydrogenics, 2019). Les modules 
PEMEC peuvent être équipés d’un système 
d’osmose inverse pour garantir la qualité de 
l’eau requise. 

La réaction d’oxydation de l’eau se produit 
au niveau de la partie anodique et génère de 
l’oxygène, des électrons et des protons. Les 
électrons et les protons sont déplacés vers 
la cathode par le PEMEC. L’hydrogène est 
généré au niveau de la cathode après que les 
protons ont été réduits. Le diagramme de flux 
de la PEMEC est illustré à la figure 7.

L’utilisation d’une membrane solide permet 
une conception compacte des PEMEC, ce 
qui les rend potentiellement plus attrayants 
que les électrolyseurs alcalins dans les zones 
urbaines denses. Ils peuvent produire de 
l’hydrogène de grande pureté (> 99,995%) 
et de l’hydrogène hautement comprimé 
pour la production décentralisée et le stoc-
kage dans les stations de ravitaillement 
(30-60 bar sans compresseur supplémen-
taire et jusqu’à 100-200 bar dans certains 
systèmes, contre 1-30 bar pour les électro-
lyseurs alcalins). Cependant, une pression 
supérieure à 30 bar nuit considérable-
ment aux performances économiques. Les 
électrolyseurs PEM offrent un fonctionne-
ment flexible, une réponse plus rapide aux 
variations de charge et un fonctionnement 
dynamique, ainsi que la possibilité de four-
nir une réserve de fréquence et d’autres 
services de réseau (Bhandari R., 2014). Leur 
plage de fonctionnement peut aller d’une 
charge nulle à 160 % de la capacité nomi-
nale (il est donc possible de surcharger 
l’électrolyseur pendant un certain temps 

si l’installation et l’électronique de puis-
sance ont été conçues en conséquence). 
Cependant, leurs électrodes utilisent des 
catalyseurs chers (platine, iridium) et des 
matériaux membranaires coûteux. Leur du-
rée de vie est actuellement plus courte que 
celle des électrolyseurs alcalins. En raison 
du coût élevé de la membrane polymère, des 
catalyseurs à base de métaux nobles et des 
matériaux des plaques bipolaires, le coût 
des PEMEC est actuellement plus élevé que 
celui des AEC, ce qui nuit encore à leur dé-
ploiement commercial (Yan Jiao, 2015). Une 
réduction considérable du coût des PEMEC 
pourrait être obtenue en augmentant la 
surface des cellules qui entraînerait une di-
minution des déchets, par une réduction de 
la teneur en métaux nobles des électrodes 
et par des matériaux de substitution pour 
les membranes et les plaques d’écoulement 
(Bertuccioli, 2014) (M. Carmoa, 2013). 

Aujourd’hui, la technologie PEMEC est 
moins mature que l’AEC. Cependant, elle 
présente une efficacité plus grande, une 

Figure 7 : Schéma fonctionnel de la production industrielle d’hydrogène 
avec la technologie PEMEC (Moseley, 2015)
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avec un rendement plus élevé, surtout  
si l’on considère des sources d’énergie  
thermique peu chères ou l’utilisation de 
chaleur renouvelable, nucléaire ou rési-
duelle (Oliver Posdziech, 2019). Cependant, 
la température de fonctionnement élevée 
influence la stabilité des matériaux, qui ont 
tendance à se dégrader lors du cyclage (Kai 
Zeng, 2010) (M. Carmoa, 2013). La délamina-
tion de l’électrode oxygène de l’électrolyte 
dans le SOE entraîne une dégradation et 
des dommages physiques à l’électrode à l’in-
terface anode-électrolyte, ce qui réduit la 
durée de vie de l’anode. Des efforts considé-
rables ont été consacrés à l’amélioration des 
performances des SOEC et à une meilleure 
compréhension des mécanismes de dégra-
dation ces dernières années. Par exemple, 
FuelCell Energy a fait la démonstration 
d’un empilement de 45 cellules de SOEC 
ne se dégradant pratiquement pas pendant 
~4000 heures à 1 A/cm2 avec une efficacité 
électrique de plus de 95 % (Stetson, 2019).

1.2.2 
Compétitivité 
des technologies 

La production d'hydrogène électrolytique 
est bien établie et a atteint sa pleine matu-
rité commerciale ces dernières décennies 
(sauf pour les SOEC); une croissance im-
portante est attendue dans les prochaines 
années. Dans le futur les applications com-
merciales de l'électrolyse PEMEC devraient 
progresser au détriment de la technologie 
des AEC, du fait de son meilleur fonction-
nement intermittent et de l'augmentation 
des capacités de production. Il est toute-
fois possible que la technologie SOEC sorte 
gagnante si elle atteint la durée de vie et le 
coût des AEC et PEMEC. 

1.2.3 
Analyse des coûts de 
production actuels et futurs

Le coût de production de l'hydrogène dé-
pend fortement du coût des différentes 
sources d’énergie, des systèmes de conver-
sion d'énergie thermique ou électrique 
devant être utilisés et des installations de 
production. 

En ce qui concerne le coût de l'hydrogène 
issu de l'électrolyse, le CAPEX de l'élec-
trolyseur, les heures de fonctionnement à 
pleine charge équivalentes et le coût moyen 
de l'électricité sont des facteurs clés influant 
sur le prix de l'hydrogène.

pression de fonctionnement et une densité 
de courant plus élevées et une meilleure 
performance en conditions dynamiques. 
Malheureusement, l’utilisation de maté-
riaux nobles pour les électrodes la rend plus 
coûteuse. Entre autres inconvénients, ci-
tons la nécessité de disposer d’une eau très 
pure, la complexité du système et une durée 
de vie plus courte.

 
ÉLECTROLYSEUR À OXYDE SOLIDE 

Les SOEC fonctionnent à des températures 
aussi élevées que 1000˚C, ce qui se traduit 
par une plus grande efficacité de l’électro-
lyseur (Hino R., 2004), mais elles sont encore 
considérées comme étant encore au stade 
de la R&D et donc pas suffisamment ma-
tures pour un déploiement commercial à 
grande échelle. Cependant, Sunfire a livré à 
Salzgitter Flachstahl une SOEC de 150 kW, 
actuellement considérée comme la plus 
grande SOEC au monde, avec un objectif de 
démarrage en 2020.  

Dans le système SOEC, l’hydrogène est gé-
néré à la cathode et les anions oxydes passent 
à l’anode où l’oxygène se formera à travers 
l’électrolyte solide (Ursua A., 2012). Cette 
méthode est également utilisée dans les piles 
à combustible à oxyde solide (SOFC). La 
Figure 8 montre les réactions se produisant 
dans une SOEC.

L’énergie électrique nécessaire pour main-
tenir le processus d’électrolyse à une 
température aussi élevée est nettement 
moindre que pour l’électrolyse à basse tem-
pérature et globalement la demande totale 
en énergie n’augmente que légèrement. 
Par conséquent, un tel système fonctionne Figure 8 : Principe de l’électrolyseur SOEC 

(Mergel, 2013)
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Figure 9 : CAPEX actuels, tendance future et objectifs prévus pour les systèmes AEC et PEMEC 
(J. O. Jensen & V. Bandur, 2008), (T. Smolinka & M. Günther, 2011), (E4tech, 2014), (Felgenhauer, 2015) et (A. Buttler, 2018).

 CAPEX ACTUELS DES ÉLECTROLYSEURS

L’évolution du coût des électrolyseurs reste in-
certaine pour le moment et constituera un défi 
majeur pour les systèmes énergétiques à base 
d’hydrogène. D’après les données disponibles 
auprès des fabricants et dans la littérature 
(Figure 9), le coût non installé est de l’ordre 
de 500-1400 $ US/kW pour les AEC et de 
800-1800 $ US/kW pour les PEMEC. Selon 
des estimations de coûts plus récentes de 
Bloomberg New Energy Finance (BNEF), des 
fabricants chinois ont pu fabriquer des élec-
trolyseurs alcalins à un CAPEX très bas de 
200 $ US/kW, même si les produits chinois ne 

sont peut-être pas entièrement compétitifs en 
termes de fiabilité et de qualité (BNEF, 2019). 
En outre, l’IRENA (2019) a plus récemment 
fourni des données CAPEX pour les électro-
lyseurs alcalins qui correspondent bien à la 
moyenne de l’AIE mentionnée ci-dessus (500-
1400 $ US/kW) (IRENA, 2019).

En moyenne, la partie empilement des 
électrolyseurs représente environ 50 % 
des CAPEX des AEC et 60 % de ceux des 
PEMEC (AIE, 2019). L’électronique de puis-
sance, le conditionnement des gaz et les 

autres éléments de l’installation repré-
sentent la majeure partie du reste des coûts. 
Selon les données fournies par le DOE, le 
coût du BOP pour un électrolyseur de 1 MW 
représente environ les deux tiers du coût du 
système, l’électronique de puissance repré-
sentant la moitié du coût du BOP, tandis 
que les sous-systèmes de circulation d’eau 
et de traitement de l’hydrogène repré-
sentent chacun environ un cinquième du 
coût du BOP (A. Mayyas & M.Ruth, 2019).
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CAPEX FUTUR DES ÉLECTROLYSEURS

Comme le montre la Figure 10, la capacité 
installée des électrolyseurs a augmenté dans 
le monde entier, les investissements des deux 
dernières années s’établissant à environ  
20 à 30 M$ US/an. Les données utilisées 
pour la Figure 10 ont été obtenues à partir 
de l’étude bibliographique et des communi-
qués de presse sur les électrolyseurs installés 
et sont résumées dans l’Annexe II. Au cours 
des 20 dernières années, plusieurs projets ont 
été développés au Canada (Tableau 3). Un 
déploiement industriel plus important et une 
augmentation de la production permettraient 
de mieux appréhender les difficultés de com-
mercialisation et contribueraient à réduire les 
coûts futurs des installations.

Figure 10 : Capacité cumulée mondiale d’électrolyseurs 
(MW électriques) installée par an depuis 2010.

Tableau 3 : Installations d’hydrogène électrolytique au Canada.
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Figure 11 : CAPEX des électrolyseurs alcalins en 2019 et projection pour 2030 selon Agora Energiewende d’après l’AIE (2019), l’IRENA (2019), 
le BNEF (2019); la moyenne de l’AIE est établie à partir des valeurs maximales et minimales (Agora Energiewende , 2019).

L’automatisation de la fabrication des AEC, 
l’utilisation de nouveaux matériaux de 
construction, des densités de courant plus 
élevées, un volume de production accru et 
des électrodes et électrolytes plus stables 
sont les facteurs clés qui permettront de 
réduire les coûts. 

La Figure 11 compare les coûts actuels et 
prévus obtenus de plusieurs sources par rap-
port aux coûts de l’AEC fabriquée en Chine 
(Agora Energiewende, 2019).   

Pour l’électrolyse PEMEC, le déploiement 
à grande échelle de chaînes de fabrication 
automatisées favorisera une hausse des 
volumes de production. De plus, le rem-
placement du titane et l’augmentation 
de la densité de courant permettraient de 
réduire considérablement le CAPEX. Par 
ailleurs, une plus grande expérience opé-
rationnelle aiderait également à réduire les 
risques lors de la conception des systèmes, 
ce qui se traduirait par une meilleure inté-
gration et un fonctionnement optimisé.  
 

Le National Renewable Energy Laboratory 
(NREL) du DOE a indiqué que le prix d’un 
PEMEC à l’échelle du MW serait d’environ 
1 000 $ US/kW d’ici 2030, et de 550 $ US/
kW d’ici 2050. Ce prix pourrait cependant 
être abaissé à 700 $ US/kW et 385 $ US/
kW pour un système multi-MW en 2030 et 
2050, respectivement (A. Mayyas & M.Ruth, 
2019).
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Figure 12 : Réduction prévue des CAPEX des électrolyseurs avec les systèmes à empilements multiples (Proost, 2019) sur la base de 
2,13 MW/empilement pour l’électrolyse alcaline (données NEL) et de 0,7 MW/empilement pour l’électrolyse PEMEC 
(données ITM Power).

La Figure 12 illustre un autre moyen possible 
de réduction des coûts des électrolyseurs AEC 
et PEMEC actuels, à savoir l’utilisation de 
systèmes plus gros à empilements multiples 
(basés sur la combinaison d’empilements 
d’électrolyseurs afin d’en augmenter la capa-
cité globale) (Proost, 2019). Comme on peut 
l’observer sur la Figure 12, contrairement 
aux systèmes à empilement unique, la réduc-
tion supplémentaire des CAPEX lors de la 
mise à l’échelle est beaucoup plus pronon-
cée (en relatif) pour une système PEMEC à 
plusieurs empilements que pour un système 
alcalin.

Les SOEC étant encore au stade pré-
commercial, il existe un niveau élevé 
d’incertitude sur les CAPEX. E4Tech pré-
voit des coûts de l’ordre de 2200 $ US/kW  
d’ici 2020 (Bertuccioli, 2014), de 1500 $ US/kW  
entre 2020 et 2030 (Oliver Posdziech, 2019) 
et de 330 $ US/kW à plus long terme.  
En 2016, un rapport du DOE mentionnait 
des coûts d’investissement non instal-
lés d’environ 820 $ US/kW et prévoyait 
des coûts inférieurs à 430 $ US/kW d’ici 
2025 pour une centrale à grande échelle  
(50 T/jour) (Peterson D, 2016). Il convient de 
noter qu’à notre connaissance, le prix des 
SOEC n’a pas encore été atteint ce niveau. 

On s’attend à ce que l’expérience acquise 
en production aura un effet plus important 
sur la réduction des coûts pour les SOEC, 
encore en phase de développement, que 
pour les AEC et PEMEC déployés com-
mercialement. En effet, pour les systèmes 
AEC et PEMEC, les gains en efficacité issus 
de l’industrialisation de la production ont 
déjà été exploitées. Pour la technologie 
SOEC, des réductions de coûts pourraient 
être obtenues en utilisant des matériaux de 
construction moins chers et plus robustes 
et en accroissant l’expérience opération-
nelle à plus grande échelle.
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Figure 13 : Projection de coût de production de l’hydrogène actualisé pour différents coûts de l’électricité (A)  
et différents CAPEX d’électrolyseurs (B).

HEURES DE FONCTIONNEMENT 
À PLEINE CHARGE

Sur la base d’un outil interne de calcul des 
coûts (Figure 13) décrit dans la section 
suivante, l’impact du CAPEX sur le coût 
actualisé de l’hydrogène diminue à mesure 
que les heures de fonctionnement de l’élec-
trolyseur augmentent, et l’impact des coûts 
de l’électricité augmente, ce qui est conforme 
aux exemples récents tirés de la littérature 
(AIE, 2019). Il est donc essentiel pour produire 
de l’hydrogène à faible coût d’avoir accès à 
de l’électricité bon marché pour garantir que 

l’électrolyseur puisse fonctionner à pleine 
charge le plus longtemps possible.

COÛT DE L’ÉLECTRICITÉ

Pour les électrolyseurs alimentés par l’élec-
tricité du réseau, la relation entre le prix de 
l’électricité et le nombre d’heures de fonction-
nement est une notion critique (Figure 14).  

Si l’on se réfère aux Figures 13 et 15, il est 
clair qu’en fonction du coût de l’électricité, il 
existe une région optimale correspondant à un 
prix plancher pour l’hydrogène. À moins d’un 
surplus d’électricité disponible la majorité 
du temps, la disponibilité d’électricité à très 
bas prix se limite à quelques heures au cours 
d’une année, ce qui entraîne une faible utili-
sation de l’électrolyseur et des coûts élevés de 
l’hydrogène. Lorsque le nombre d’heures aug-
mentent, les coûts de l’électricité augmentent, 
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mais l’utilisation accrue de l’électrolyseur 
entraîne une baisse du coût de production 
jusqu’à un niveau optimal d’environ 3 000 à 
6 000 heures équivalentes en pleine charge. 
Au-delà, la hausse des prix de l’électricité 
pendant les heures de pointe entraîne une 
augmentation des coûts de production des 
unités d’hydrogène (AIE, 2019).

Au Québec, la structure des prix de l’électri-
cité est telle qu’il serait possible d’exploiter 
les électrolyseurs sur une base annuelle, ce 
qui permettrait de réduire considérablement 
les coûts de production.  

Figure 14 : Coûts de l’hydrogène électrolytique avec l’électricité du réseau 
(IEA, 2019).

Figure 15 : Coûts de l’hydrogène pour différents prix d’électricité et CAPEX d’électrolyseur (IRENA, 2019).

Notes : 1) facteur de charge à 48 % ; 2) base de coûts 2018 ; 3) des coûts d’électrolyseur de 200 USD/kW ont été observés  
dans certains projets aujourd'hui, mais ces coûts devraient être atteints à grande échelle plus tard.
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Figure 16 : Coût de l’hydrogène renouvelable ($US/kg H2) pour différents coûts énergétiques actualisés, CAPEX d’électrolyseurs 
(pas de type spécifique d’électrolyseur) et facteurs d’usage (Hydrogen Council, 2020).

Le Conseil de l’hydrogène vient juste de 
publier une étude portant sur la compéti-
tivité des coûts de l’hydrogène, les coûts de 
production selon différents coûts de l’éner-
gie actualisés (LCOE), l’utilisation finale de 
l’hydrogène, et l’évolution des CAPEX des 
électrolyseurs (Hydrogen Council, 2020). Le 
Conseil fait également état des principaux 
critères qui permettront de réduire les coûts 
de l’hydrogène dans l’avenir, notamment 
l’industrialisation de la fabrication des élec-
trolyseurs, l’amélioration de l’efficacité des 
électrolyseurs, de leur fonctionnement et de 
leur maintenance, et l’utilisation d’électri-
cité à faible coût. 

En ce qui concerne les CAPEX, une réduc-
tion de 60 à 80 % du coût de fabrication 
à grande échelle est projetée d’ici 2030. 
Parmi les facteurs importants expliquant 

une telle diminution, on peut citer le 
passage d’un processus de production es-
sentiellement manuel à un recours accru à 
l’automatisation et à des processus de pro-
duction industrielle « roll-to-roll ». Parmi 
les autres facteurs favorables, citons de 
nouvelles améliorations technologiques 
(comme l’optimisation de la quantité de 
catalyseur et la réduction du coût des cata-
lyseurs), et l’augmentation de la taille des 
systèmes avec l’économie d’échelle qui en 
découle. Le passage des systèmes de 1 à 2 
MW typiquement déployés aujourd’hui 
à des systèmes de 80 à 100 MW, par 
exemple, peut permettre de réduire consi-
dérablement la contribution des systèmes 
auxiliaires dans les coûts. Dans l’ensemble, 
ces améliorations devraient permettre de 
réduire les CAPEX actuels de 2 $ US/kg H2 
à 0,50 $ UD/kg H2 d’ici 2030. 

La Figure 16 montre que c’est la baisse 
du coût de l’électricité produite à partir de 
sources d’énergie renouvelables qui contri-
buera le plus à la réduction des OPEX des 
électrolyseurs. Par exemple, dans le cas de 
l’énergie éolienne en mer, une réduction de  
40 % des coûts, d’environ 70 $ US/MWh à  
40 $ US/MWh, pourrait se produire en 2030, 
ce qui représenterait une baisse des coûts 
d’environ 1,30 $ US/kg H2. L’évaluation 
montre également que dans le cas d’une hy-
pothèse de CAPEX pour l’électrolyseur de  
500 $ US/kW (sans type d’électrolyseur spé-
cifique), l’accès à des énergies renouvelables  
à un prix de 20 $ US/MWh permettrait de pro-
duire de l’hydrogène renouvelable à environ  
2 US$/kg (Hydrogen Council, 2020).
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Tableau 4 : Données d’entrée du modèle économique.

Notes : 1) CAPEX de 1 100 US$/kW pour le PEMEC et 800 US$/kW pour l’AEC utilisés comme base de référence. 2) Coût de l'électricité pour l'année de 
référence 2019 en US¢/kWh, ce qui correspond à 3,5 cents CAN/kWh en utilisant une conversion de 1,32 USD. 3) Les données ont été tirées des spécifications 
techniques du fabricant, par exemple H Hydrogenics, (Nel).

1.2.4 
Modélisation du coût
 de l’hydrogène par électrolyse 

Un modèle maison a été développé pour dé-
terminer le coût de l’hydrogène produit par 
les technologies PEMEC et AEC. Les hypo-
thèses prises en compte pour la construction 
du modèle et les principaux paramètres sont 
énumérés ci-dessous et dans le Tableau 4 res- 
pectivement.

HYPOTHÈSES

• Le coût de production de l’hydrogène 
à une pression de 30 bar est le 
point central de l’étude de cas. 
Les calculs de stockage et de 
distribution sont donc exclus. 

• L’année de référence pour le 
prix est 2019, et l’année de 
démarrage estimée est en 2021.

• Le coût de remplacement de 
l’électrolyseur est estimé à  
15 % du CAPEX pour le  

PEMEC et 25 % du CAPEX 
pour l’AEC, avec un intervalle 
de remplacement de 10 ans. 

• Les CAPEX portent sur les systèmes 
non installés. Les coûts se situent dans 
la fourchette de 500-1400 $ US/kW 
pour les AEC et de 800-1800 $ US/kW  
pour les PEMEC en 2019. Le coût des 
empilements représente 38 % et 40 % 
des CAPEX des électrolyseurs AEC  
et PEMEC respectivement, le reste 
représentant le coût du BOP. 

• La durée de la période de construction 
est de 2 ans. 25 % du capital est 
dépensé la première année de 
construction et 75 % la deuxième année.

• Le coût d’installation est estimé à 
20 % du CAPEX non installé. Le DOE 
fait état de valeurs de 10 à 33 % pour 
les électrolyseurs (% du CAPEX) 
(W. G. Colella & B. D. James, 2014). En 
raison de la conception modulaire 
et standardisée des électrolyseurs, 
l’installation devrait être plus simple 

et entraîner moins de frais globaux 
tels que les frais de gestion du projet. 

• Le rendement électrique net du 
système (pourcentage (%) du pouvoir 
calorifique inférieur de H2) est 
estimé à 69 % sur la base du PCS.

• Le prix de l’électricité pour le scénario 
de base est estimé à 2,65 cents US/kWh  
(3,5 cents CAN/kWh) pour l’année de 
référence (2019). Ce prix est celui  
de l’offre gagnante suite à l’appel 
d’offre lancé en Saskatchewan 
en 2018 (https://canwea.ca/
wind-facts/affordable-power/).

• La durée de vie de l’installation est 
estimée à 25 ans avec un facteur 
d’usage de 90 % pour le scénario 
de base, ce qui laisse du temps pour 
l’entretien et les réparations. Pour 
les études de sensibilité, un facteur 
d’usage de 97 % a été considéré 
pour le scénario le plus favorable, 
qui correspond au facteur d’usage 
maximale déclaré pour l’électrolyseur. 
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• On suppose que l’installation est conçue 
pour un fonctionnement automatique 
en continu sans surveillance. La main-
d’œuvre est limitée à des inspections  
de routine par équipes.

• La préparation du site, l’ingénierie et la 
conception représentent 1 % et 5 % du 
CAPEX, étant donné que l’installation 
est construite à l’aide d’unités d’élec-
trolyse montées sur « skid ».

• Un taux d’inflation de 1,9 %  
est utilisé pour le calcul.

• Le coût de l’hydrogène est calculé pour 
un taux de rendement interne (TRI) de 
10 % avec 100 % de capitaux propres. 
Il est important de noter que le coût de 
l’hydrogène varie en fonction du taux 
d’actualisation réel, ce qui signifie que 
la rentabilité de la production d’hydro-
gène s’améliore dans les scénarios où le 
CAPEX est bas. L’impact du taux d’ac-
tualisation est également évalué dans la 
section ANALYSE DE SENSIBILITÉ.  

• Les revenus provenant de l’oxygène ne 
sont pas inclus dans l’évaluation.

RÉSULTATS

La ventilation des coûts pour la production 
d’hydrogène à l’aide des technologies AEC 
et PEMEC est résumée dans le Tableau 5. 
Ce coût est calculé à partir de la consolida-
tion des coûts de l’électrolyseur et du BOP en 
utilisant les données des fabricants et de la lit-
térature sur les coûts actuels et futurs prévus. 

Comme le montre le Tableau 5, l’utilisation 
de prix cibles futurs pour le coût des électro-
lyseurs non installés, soit 500 $ US/kW et 
700 $ US/kW pour les AEC et les PEMEC 
respectivement, entraîne des réductions si-
gnificatives du coût de production de H2 par 
rapport au prix moyen actuel du marché. 

Les résultats du modèle économique in-
diquent que le paramètre d’entrée le plus 
sensible est le CAPEX du système, soit les 
coûts de l’électrolyseur et du BOP. Dans 
l’avenir, le coût des cellules devrait diminuer 
sensiblement grâce à un fonctionnement 
à des densités de courant plus élevées et à 
des améliorations technologiques portant 
sur les matériaux de construction, l’extra-

polation et la robustesse pour une capacité 
donnée. La prise en compte de cette réduc-
tion se traduit par une réduction du coût de 
l’H2 de 20 % et de 40 % pour les technolo-
gies AEC et PEMEC, respectivement.

Le deuxième facteur le plus sensible est 
le coût des matières premières, dans ce 
cas le coût d’alimentation de l’électroly-
seur en électricité. Comme indiqué dans 
le Tableau 4, le prix de l’électricité utilisé 
pour les scénarios actuels et futurs est de 
3,5 cents CAN/kWh en 2019, valeur qui a 
été ajustée en fonction de l’inflation pour 
chaque année d’exploitation de l’instal-
lation. Des prix d’électricité plus bas ou 
encore un rendement plus élevé des élec-
trolyseurs peuvent contribuer à réduire les 
coûts des matières premières. L’impact des 
prix de l’électricité sur le coût de l’hydro-
gène est examiné dans la section suivante.

Tableau 5 : Ventilation des coûts de production de H2 (cas de référence AEC et PEMEC).

Notes : 1) Des CAPEX de 700 US$/kW et 500 US$/kW ont été utilisés pour les prévisions de coûts futurs de l’AEC et de la PEMEC en 2030.  
2) Coût de l’électricité pour l’année de référence 2019 en ¢ US/kWh, ce qui correspond à 3,5 cents CAN/kWh en utilisant une conversion 1,32 USD/CAD.
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ANALYSE DE SENSIBILITÉ 

Pour l’analyse de sensibilité, plusieurs para-
mètres d’entrée ont été choisis en fonction 
de leur impact potentiellement important 
sur le coût de l’hydrogène ou de la grande 
incertitude existant sur leur valeur précise. 
D’après des études antérieures, ce sont le 
prix de l’électricité, le facteur d’usage de 
l’électrolyseur et les CAPEX non installés 
qui ont le plus grand impact sur le coût ac-
tualisé de l’hydrogène. 

Sur la base de ces paramètres d’entrée, une 
analyse de sensibilité à variable unique a été 
menée pour les quatre cas (Tableau 4) afin 
d’examiner l’impact des paramètres indivi-
duels sur le coût de l’hydrogène. La fourchette 
sélectionnée pour l’analyse de sensibilité est 
présentée dans le Tableau 6. Il est important 
de noter que dans une analyse de sensibilité à 
variable unique, une seule variable augmente 
ou diminue et les autres variables restent à 
leur valeur de base. 

Les résultats de cette analyse présentés 
dans les Tableaux 7 et 8 montrent que les 
paramètres sélectionnés ont des impacts 
différents sur le coût de production de l’hy-

drogène. Les résultats mettent également 
en évidence les variables les plus sensibles. 
Une augmentation du prix de l’électricité 
d’environ 1 cent CAN/kWh pour atteindre 
4,5 cents CAN/kWh (taux L d’Hydro-Québec)  
entraîne une augmentation des coûts de pro-
duction de l’hydrogène qui s’établissent à 
4,09 et 4,41 $ US/kg pour les technologies 
AEC et PEMEC, respectivement. La réduc-
tion d’environ 36 % du CAPEX non installé 
de l’électrolyseur entraîne une réduction d’en-
viron 20 % des coûts de production de H2 pour 
les deux types d’électrolyseurs. Dans les scé-
narios où l’électrolyseur n’est opérationnel 
que 80 % du temps, les coûts de production de 
H2 augmentent de 6 à 7 %.

Tableau 6 : Fourchette de valeur des paramètres utilisés dans l’analyse de sensibilité.

Note : Les coûts de l’électricité de base et de haute valeur sont, pour l'année de référence 2019, exprimés en ¢ US/kWh, ce qui correspond respectivement  
à 3,5 et 4,5 cents CAN/kWh en utilisant une conversion de 1,32 USD/CAD.

Tableau 7 : Ventilation de la sensibilité pour la technologie AEC ($ 2019).

Tableau 8 : Ventilation de la sensibilité pour la technologie PEMEC ($ 2019).
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Pour illustrer les impacts potentiels de la 
baisse des coûts de l’électricité et des élec-
trolyseurs sur la production d’hydrogène, une 
autre étude de sensibilité a été menée, dont 
les résultats sont présentés dans la Figure 17. 
Les résultats du Cas 1 montrent la ventilation 
caractéristique des CAPEX et des éléments de 
coûts liés à l’exploitation, la maintenance et 
les matières premières (c’est-à-dire l’électri-
cité) sur le coût de l’hydrogène pour un coût 
d’électrolyseur de 1 800 et 1 400 $ US/kW  

pour le PEMEC et l’AEC respectivement, 
pour un coût de l’électricité de 4,5 ¢ CA/kWh 
et pour un facteur d’usage de 90 %. Le Cas 
2 représente un scénario dans lequel on fait 
appel à un électrolyseur moins cher, soit 1100 
et 800 $ US/kW pour la PEMEC et l’AEC, ce 
qui démontre les avantages d’une réduction 
des CAPEX provenant d’améliorations tech-
nologiques et de l’industrialisation. Le Cas 3 
suppose un électrolyseur à CAPEX faible, soit 
700 et 500 $ US/kW, la disponibilité d’élec- 

tricité à faible coût, soit 3,5 ¢ CA/kWh, et  
un facteur d’usage de 90 %. Le Cas 4 montre 
un scénario dans lequel la réduction du coût 
du capital est obtenue pour des raisons telles 
que des matériaux de construction à faible 
coût, des changements dans les procédés 
de fabrication, etc., soit 385 $ US/kW et à 
200 $ US/kW pour le PEMEC et l’AEC, qui 
sont les coûts prévus des électrolyseurs pour 
2050. 
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Coûts reliés au capital Coûts fixes d’opéra�on et de 
maintenance, autres coûts

Coûts des ma�ères premières
5,78       5,59

4,01       4,01

3,19       2,89

2,48       2,05

CAS 1  
(PEMEC/AEC)

CAS 2 
(PEMEC/AEC)

CAS 3 
(PEMEC/AEC)

CAS 4 
(PEMEC/AEC)

Coût de production ($ US/kg) 5,78 / 5,59 4,1 / 4,01 3,19 / 2,89 2,48 / 2,05

Coût de l’électricité 2019 (¢ US/kWh/¢ CA/kWh) 3,4 / 4,5 3,4 / 4,5 2,65 / 3,5 2,5 / 3,3

Facteur d’utilisation (%) 90 % 90 % 90 % 90 %

Coûts des électrolyseurs ($ US/kW) 1 800 / 1 400 1 100 / 800 700 / 500 385 / 200

Figure 17 : Ventilation des coûts de production d’hydrogène électrolytique pour différentes technologies et conditions de marché.
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Pour le coût de l'électricité en 2050, on a 
utilisé des projections pour l’éolien terrestre 
de 2,5 cents US/kWh, comme le montre la 
Figure 18 (IRENA, 2019).

Figure 18 : Coût actualisé de l’électricité pour l’éolien terrestre : Historique et projections (IRENA, 2019).
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La Figure 19 montre la variation du coût 
de l’hydrogène en fonction du taux d’actua-
lisation. On note que le coût de production 
augmente avec le taux d’actualisation et donc 
que les conditions économiques de production 
d’hydrogène s’améliorent dans les scénarios à 
faibles CAPEX. Les résultats de la Figure 19 
ont été obtenus pour un coût d’électrolyseur 
de 1900 $ US/kW, un coût de 3,5 ¢ US/kWh  
pour l’électricité et un facteur d’usage de 
90 %. 

Les Figures 20 et 21 montrent la contribution 
des CAPEX et des OPEX sur le coût de l’hy-
drogène en fonction de l’évolution du facteur 
d’usage et des prix de l’électricité. Quand les 
heures d’exploitation ou les prix de l’électri-
cité augmentent, la contribution des OPEX 
augmente et la contribution des CAPEX 
diminue. Dans cette évaluation, les coûts des 
matières premières, par exemple les coûts de 
l’électricité pour l’électrolyse, ont été consi-
dérés comme des OPEX.

Dans tous les cas, le coût effectif de l’élec-
tricité est le principal facteur économique 
influençant le coût de l’hydrogène. Ce coût 
effectif est déterminé par le rendement 
électrique net du système, le prix d’achat 
de l’électricité, et les CAPEX des électroly-
seurs. En ce qui concerne l’impact du coût 
de l’électricité sur le coût de l’hydrogène, 
bien que l’efficacité de l’électrolyseur puisse 
être améliorée dans une certaine mesure, les 
prix de l’électricité sont généralement condi-
tionnés par des facteurs indépendants des 
progrès technologiques. Dans les analyses 
de sensibilité, les paramètres d’entrée le plus 
important ayant une incidence sur le coût de 
l’hydrogène dans ces scénarios et pouvant 
être affectés par les améliorations technolo-
giques sont le rendement électrique net du 
système (en kWh/kg de H2) et les CAPEX. 
Dans les futurs électrolyseurs, les empile-
ments devraient pouvoir fonctionner à des 
densités de courant plus élevées, et donc les 
dimensions et les CAPEX seront plus faibles. 
Ainsi pour obtenir des réductions de coûts 
importantes par rapport au scénario de base, 
on peut soit améliorer l’empilement de l’élec-
trolyseur ou la consommation d’énergie du 
BOP, soit réduire le coût de l’électrolyseur.

Figure 19 : Variation du coût de l’hydrogène en fonction 
du taux d’actualisation.

Figure 20 : Contribution des CAPEX et des OPEX sur le coût 
de l’hydrogène en fonction du facteur d’usage.

Figure 21 : Contribution des CAPEX et des OPEX sur le coût 
de l’hydrogène en fonction des prix de l’électricité.
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1.3 
HYDROGÈNE ISSU DE LA BIOMASSE

À l’échelle mondiale, la production d’hy-
drogène à partir de la biomasse est jusqu’à 
présent négligeable. À long terme cepen-
dant, dans la perspective d’une production 
d’hydrogène à faible teneur en CO2, il est 
probable que cette filière joue un rôle, à 
condition que les exigences de durabilité de 
la biomasse utilisée soient satisfaites de ma-
nière fiable et que des quantités suffisantes 
soient disponibles. 

En principe, il existe deux méthodes pour 
produire de l’hydrogène à partir de la bio-
masse : les méthodes thermochimiques et 
biochimiques.

1.3.1 
Conversion thermochimique 

Les méthodes thermochimiques sont dans 
la plupart des cas basées sur la gazéification 
ou la pyrolyse de la biomasse solide ou li-
quide pour former un mélange de gaz de 
synthèse, de H2 et de CO, suivi d’un traite-
ment supplémentaire pour produire du H2.  
La catégorie « biomasse solide » comprend 

principalement la biomasse ligneuse et 
à tige, c’est-à-dire le bois forestier ou les 
déchets de bois et la paille, mais aussi les 
cultures énergétiques à tige telles que le 
miscanthus. Les déchets solides munici-
paux sont une autre source de biomasse 
qui peut être utilisée dans des processus de 
conversion thermochimique.

La gazéification de la biomasse peut se faire 
dans des gazéificateurs atmosphériques 
(~1,6 bar) et à haute pression (~34 bar). 
Le processus de gazéification peut s’effec-
tuer à l’’aide d’air, d’oxygène pur, de vapeur 
ou d’eau supercritique. La gazéification à 
haute pression de la biomasse est compli-
quée par le fait que les déchets de bois ont 
tendance à être contaminés par des pierres 
ou des clous, ce qui peut endommager le 
réacteur sous pression. C’est pourquoi la 
gazéification du bois est généralement 
effectuée à pression ambiante, ce qui a un 
impact négatif sur l’efficacité. Le gaz de 
synthèse produit par la gazéification est 
purifié et subit ensuite une réaction WGS 
qui produit de l’hydrogène. 

Pendant le processus de pyrolyse, la bio-
masse est rapidement chauffée en l’absence 
d’air, elle se vaporise et les vapeurs orga-
niques sont rapidement refroidies, de sorte 
qu’elles se condensent en un liquide vis-
queux foncé appelé bio-huile. La bio-huile 
produite est gazéifiée à la vapeur (refor-
mage de la bio-huile) pour produire un gaz 
de synthèse qui passe par une étape de re-
formage à la vapeur et de purification pour 
produire de l’hydrogène.

Il existe peu de données détaillées sur le 
coût de production d’hydrogène à partir de 
la conversion thermochimique de la bio-
masse et sur la taille optimale des usines 
de production. Dans la littérature, les don-
nées sur les coûts vont de 2,4 $ US/kg H2 

à 6 $ US/kg H2 (Mayank Kumar, 2019), (Susanjib 
Sarkar, 2010), (Yaser Khojasteh Salkuyeh, 2018). 

La figure 22 présente une image comparative 
de différentes technologies et matières pre-
mières issues de la production d’hydrogène. 
Dans cette figure, les coûts sont exprimés en 
valeur relative par rapport à la filière SMR.

Figure  22 : Comparaison des coûts de production de l’hydrogène avec différentes matières premières et différentes technologies 
(Susanjib Sarkar, 2010), (B. Olateju, 2016), (S. Sarkar, 2010), (Y. K. Salkuyeh, 2018).
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1.3.2 
Du biogaz à l’hydrogène 

Le biogaz est le résultat d’un processus de di-
gestion anaérobique de biomasse résiduelle 
provenant de diverses sources (déchets 
d’animaux, stations d’épuration ou eaux 
usées industrielles, décharges, etc.); ce pro-
cessus est effectué par des micro-organismes 
qui décomposent la matière organique dans 
la nature ou dans des équipements appelés 
biodigesteurs. Les contaminants présents 
dans le biogaz constituent un défi pour son 
intégration dans l’infrastructure du gaz 
naturel. Le biogaz brut est principalement 
composé de méthane (CH4) et de dioxyde de 
carbone (CO2) et est saturé en eau (H2O). 
Cependant, il contient également des 
contaminants corrosifs tels que le sulfure 
d’hydrogène (H2S), ainsi que de l’oxygène, 

de l’azote, du soufre mercaptan et du soufre 
(S). Certaines sources de biogaz présentent 
d’autres problèmes de contamination, 
comme les siloxanes (D. Papadias, 2012) (EPA, 
2011) (EPA, 2013) et (Murray, 2014).

Une fois collecté, le biogaz brut doit subir 
un processus de nettoyage pour éliminer le 
contaminant. Après épuration, le gaz peut 
être valorisé et purifié pour obtenir du mé-
thane à 100 %, qui peut ensuite être utilisé 
de différentes manières, notamment pour la 
production d’hydrogène à partir de la tech-
nologie classique de reformage à la vapeur 
ou dans des réacteurs à membrane sélective 
au H2 (DOE, 2014), (Gioele Di Marcoberardino, 
2019). 

La Figure 23 montre le schéma de production 
d’hydrogène à partir de biogaz en utilisant 
la technologie conventionnelle de reformage 
à la vapeur et le réacteur à membrane 
sélective. Sur la base de l’évaluation technico- 
économique réalisée dans le cadre du projet 
BIONICO, le coût de production de l’hydro-
gène à partir de biogaz à 20 bar varie de 4,4 
à 4,6 $ US/kg H2, tandis que le scénario de ré-
férence donne 4,6 $ US/kg H2 et 7,1 $ US/kg 
H2  pour le reformage à la vapeur et l’ATR res-
pectivement (Gioele Di Marcoberardino, 2018). 
Cependant, davantage de données opération-
nelles sont requises dans le cas du réacteur à 
membrane sélective pour réduire les risques 
et d’optimiser la technologie, et pour détermi-
ner plus précisément le coût de l’hydrogène. 

Figure 23 : Production d’hydrogène à partir de biogaz (Gioele Di Marcoberardino, 2019).
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L’un des défis les plus critiques concernant 
l’utilisation du biogaz comme source de 
production d’hydrogène est la qualité du 
biogaz et la production en régime perma-
nent, qui dépendent fortement de l’origine 
et du type de matières premières utilisées 
comme alimentation.

1.3.3 
Aspects environnementaux

La production d’hydrogène nécessite des tech-
nologies avancées pour en minimiser l’impact 
environnemental en termes de procédés et 
de construction. La mesure de l’empreinte 
CO2 peut être utilisée comme indicateur de 
l’impact environnemental d’une technologie 
spécifique de production (Tableau9). 

Dans la technologie de l’électrolyse, l’ap- 
provisionnement en électricité contribue 
à toutes les catégories d’émissions de ma-
nière considérable. L’analyse du cycle de 
vie de la production d’hydrogène par élec-
trolyse montre que les émissions peuvent 
être réduites de plus de 90 % (monoxyde  
de carbone seulement environ 88 %) si 
l’électricité provient de ressources renou- 
velables plutôt que des réseaux convention-
nels dominés par les combustibles fossiles  
(R. Bhandari, 2014).

Tableau 9 : Coût et performance de différentes filières de production d’hydrogène en 2019  
(S. Shiva Kumar, 2019), (IEA, 2019), (Susanjib Sarkar, 2010), (Matthias Binder, 2018), (Susanjib Sarkar, 2010).
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Une comparaison des émissions de gaz à effet 
de serre (GES) de différentes sources de pro-
duction d’électricité (Figure 24) montre que 
c’est l’hydroélectricité qui a l’impact envi-
ronnemental le plus faible. Selon l’analyse 
d’Hydro-Québec, le taux d’émission de gaz 
à effet de serre (GES) de l’hydroélectricité, 
calculé à partir d’une analyse du cycle de vie 
(ACV), est très semblable à celui de l’éner-
gie nucléaire ou éolienne. Toutefois, ce taux 
d’émission est beaucoup plus faible que celui 
des autres options de production d’électricité 
(Hydro-Québec, 2019).

Il est important de noter que l’électricité 
produite à partir de panneaux solaires a une 
forte empreinte en GES causée par une sé-
rie de déchets et de sous-produits liquides 
et gazeux nocifs pour l’environnement issus 
du procédé de fabrication des panneaux. 
Par exemple, pour les panneaux solaires 
produits en Chine, une grande partie de 
l’énergie est produite à partir de combus-
tibles fossiles, principalement le charbon, 
de sorte que l’empreinte carbone de sa 
production d’électricité est deux fois plus 

élevée que celle des États-Unis. Par consé-
quent, compte tenu également d’autres 
facteurs, tels le transport et la logistique 
nécessaires à l’exportation, et du fait que la 
Chine est son plus grand producteur mon-
dial, lorsqu’un panneau est installé sur un 
toit nord-américain, il faut plusieurs mois 
à un an pour annuler l’empreinte carbone 
nécessaire à sa production.

Figure 24 : Émissions de GES – Options de production d’énergie basées sur l’ACV (g CO2 éq./kWh) (Hydro-Québec, 2019).
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a) Résultats d’Hydro-Québec ; b) l’électri-
cité des centrales à réservoirs diffère de 
celle des centrales au fil de l’eau en terme 
d’émission de GES. Après sa mise en eau, 
un réservoir libère des émissions de GES, 
le taux d’émission diminuant progressi-
vement au cours des dix années suivantes. 
C’est pourquoi les taux d’émission de GES 
sont plus élevés pour l’hydroélectricité des 
barrages que celle au fil de l’eau.

L’analyse du cycle de vie des différentes tech-
nologies de production d’hydrogène a été 
évaluée dans la littérature (Figure 25). Les 
résultats numériques montrent que les per-
formances environnementales sur le cycle de 
vie de l’hydrogène produit à partir de sources 
d’énergie non fossiles surpassent celles de 
l’hydrogène produit à partir de sources fos-
siles (par exemple, SMR et électrolyse en 

réseau). L’électrolyse et le reformage des bio-
liquides offrent la possibilité d’une production 
d’hydrogène respectueuse de l’environnement 
à partir de ressources renouvelables. C’est 
donc l’efficacité de la production d’électricité 
et sa source qui guident la consommation des 
ressources, les émissions, et donc l’impact sur 
le cycle de vie global résultant (Nogueira Jr E, 
2018).

Figure 25 : Émissions de GES associées aux technologies de production d’hydrogène (Nogueira Jr E, 2018).

Notes : 1) Le cas du SMR-CCS considère le SMR avec la capture du CO2 du gaz de synthèse déplacé à haute pression. 
2) Le cas USG-CCS considère la gazéification souterraine du charbon avec captage du CO2.
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2. STOCKAGE ET TRANSPORT DE L’HYDROGÈNE 

POUR QUE L’HYDROGÈNE JOUE UN RÔLE ESSENTIEL DANS LA TRANSITION 
ÉNERGÉTIQUE MONDIALE VERS UN SYSTÈME PROPRE ET FLEXIBLE, IL EST 
CRUCIAL QU’IL PUISSE ÊTRE STOCKÉ EN GRANDES QUANTITÉS SUR DE LONGUES 
PÉRIODES ET TRANSPORTÉ SUR DE LONGUES DISTANCES DE MANIÈRE COMPÉTITIVE. 

Comme le montre la Figure 26, l’hydrogène 
peut être distribué sous plusieurs formes, 
et le concept d’’infrastructure de livraison 
commence immédiatement après l’étape de 
production et se termine sur le site de l’uti-
lisateur final. Les éléments d’infrastructure 
comprennent le stockage dans de grandes 
installations de production centralisées ou 
semi-centralisées, le transport sous forme 

d’hydrogène pur ou d’un vecteur hydrogéné 
vers des terminaux de ravitaillement ou des 
sites d’utilisateurs finaux, ainsi que tout pro-
cessus de conversion requis dans l’application 
finale. En raison de ses propriétés physiques 
et chimiques, les coûts de stockage et de 
transport de l’hydrogène sont plus élevés que 
ceux du gaz naturel ou d’autres carburants.

Aujourd’hui, une grande part de l’hydro-
gène est stockée et livrée sous forme de gaz 
comprimé ou de liquide pour une consom-
mation sur site ou transportée par camion 
ou par pipeline. Toutefois, on s’attend à 
ce que de nouvelles solutions alternatives 
émergent en fonction de la distance sur 
laquelle l’hydrogène est transporté, de la 
quantité à transporter et de son application 
finale. 

Figure 26 : Portrait de la distribution de l’hydrogène : composantes reliées 
au transport et au stockage dans la chaîne de valeur de l’hydrogène.
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Figure 27 : Comparaison des densités gravimétriques (MJ/kg) et volumétriques (MJ/L) 
pour plusieurs carburants sur la base du PCI (A.Elgowainy, 2015).

Ce chapitre couvre les technologies de stoc-
kage existantes pour l’hydrogène en tant que 
vecteur énergétique. Sont également abor-
dées les différentes options de livraison et les 
coûts de distribution locale ou sur de longues 
distances. Notre analyse des coûts repose 
sur les données les plus récentes disponibles 
dans l’industrie et la littérature scientifique. 
L’objectif n’est pas de « choisir un gagnant » 
parmi les différentes options de stockage et de 
transport, mais plutôt d’illustrer chaque scé-
nario et la marche à suivre.

2.1 
Stockage

Le stockage de l’hydrogène est un élément 
essentiel dans les applications énergétiques 
de l’hydrogène, en particulier lorsqu’il s’agit 
de l’utilisation de l’hydrogène à grande 
échelle. Pour répondre à la future demande 
potentielle d’hydrogène sur le marché de 

l’énergie, il est essentiel d’utiliser une so-
lution de stockage robuste et fiable pour 
chaque application. Le contenu en énergie 
d’un vecteur énergétique (densité énergé-
tique) influence la manière dont il est stocké 
et constitue une caractéristique essentielle 
d’un stockage compétitif pouvant être mis 
à l’échelle. 

Les densités énergétiques gravimétriques 
et volumétriques des vecteurs énergétiques 
gazeux et liquides, y compris celles de l’hy-
drogène, sont présentées à la Figure 27. Si 
une densité de stockage élevée est un facteur 
critique pour le stockage de l’hydrogène, 
son importance varie en fonction de l’utili-
sation finale de l’hydrogène, par rapport à 
d’autres facteurs tels que le coût énergétique 
du stockage et de la reconversion éventuelle 
en hydrogène pur à effectuer, la maturité 
technologique, les défis et la facilité d’appli-
cation, etc.

La densité de stockage de l’hydrogène af-
fecte principalement les CAPEX : la densité 
volumétrique du mode de stockage déter-
mine la taille du système de stockage, alors 
que la densité gravimétrique du mode de 
stockage détermine la quantité de matériau 
de stockage nécessaire par unité de masse 
d’hydrogène stocké. 

Comme le montre la Figure 27, l’hydrogène 
a un contenu énergétique massique environ 
trois fois supérieur à celui de l’essence ou du 
gaz naturel. Cependant, en volume, l’essence 
et le gaz naturel ont tous deux un contenu 
énergétique supérieur à celui de l’hydrogène. 
Par conséquent, pour des raisons pratiques 
de stockage et de manutention, la densité de 
l’hydrogène doit être augmentée en augmen-
tant la pression, en diminuant la température 
ou en utilisant un matériau capable d’attirer 
un grand nombre de molécules d’hydrogène. 
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Les applications de stockage de l’hydrogène 
sont résumées à la Figure 28. La catégorie 
« stationnaire » comprend le stockage sur 
le site de production ou l’utilisation pour la 
production d’électricité stationnaire; la caté-
gorie « mobile » comprend le carburant pour 
véhicules et le transport de l’hydrogène. Le 
moyen de stockage le plus approprié dépend 
du volume à stocker, de la durée du stockage, 
du débit requis et de la disponibilité géogra-
phique des différentes options.

Les technologies de stockage de l’hydrogène 
peuvent être classées en deux groupes prin-
cipaux (Figure 29) : le stockage physique 
et le stockage sous forme d’un matériau 
(également appelé stockage chimique). 
La méthode de stockage la plus courante, 
qui a été testée et éprouvée pendant une 
longue période, est la méthode de stockage 
physique basée sur le refroidissement, la 
compression ou une combinaison des deux. 
La technologie de stockage sous forme de 

matériaux plus récente fait l’objet de nom-
breuses études. Les supports de stockage 
peuvent comprendre des liquides, des so-
lides ou des surfaces; certaines méthodes 
utilisent des vecteurs chimiques où l’hydro-
gène est chargé et/ou converti, stocké sur 
place ou transporté vers le site de l’utilisa-
teur final, puis reconverti en hydrogène pur 
si nécessaire ou utilisé directement. 

Figure 28 : Types d’applications de stockage de l’hydrogène : stationnaire et mobile.
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La Figure 29 donne un aperçu des méthodes 
de stockage de l’hydrogène disponibles. Le 
coût du système de stockage de l’hydrogène 
comprend les CAPEX pour l’infrastructure 
nécessaire (équipement, catalyseurs, etc.), les 
OPEX des procédés continus de stockage et de 
reconversion de l’hydrogène, le coût de la four-
niture d’énergie (électricité du compresseur, 
refroidissement, chaleur d’hydrogénation et 
de déshydrogénation), et la perte d’hydrogène 
au fil du temps (par exemple, évaporation). 

Dans cette section, les technologies de stoc-
kage les plus prometteuses sont passées en 
revue. Les densités de stockage d’hydro-
gène atteignables et le coût des différents 
procédés de stockage et de reconversion 
en hydrogène pur sont comparés. Plusieurs 
technologies s’avèrent possibles, l’option 
la plus appropriée dépendant de l’applica-
tion considérée et du contexte spécifique. 

L’Annexe III examinent plusieurs technologies 
prometteuses mais encore loin du déploiement.

Figure 29 : Méthodes de stockage de l’hydrogène.
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2.1.1 
Stockage physique

Les méthodes de stockage physique sont 
actuellement les moyens les plus courants 
et les plus matures pour stocker l’hydro-
gène. Elles comprennent le stockage haute 
pression, le stockage d’hydrogène liqué- 
fié (hydrogène cryogénique) et le stockage 
cryo-compressé. 

STOCKAGE HAUTE PRESSION 

Le stockage de l’hydrogène comprimé, 
techniquement appelé CH2 ou CGH2, est 
la méthode la plus répandue en raison de 
sa simplicité technique, son efficacité, sa 
fiabilité et son prix abordable. Environ 
10 % du contenu énergétique de l’hydro-
gène est utilisé dans le procédé en raison 
de l’énergie consommée pour atteindre une 
pression jusqu’à 700 bars (H. Barthelemy, 
2017). L’hydrogène comprimé peut être 
stocké dans des réservoirs convenant à une 
utilisation à petite ou moyenne échelle. En 
fonction de la pression de stockage, dif-
férents types de réservoirs peuvent être 
utilisés en souterrain ou en surface. 

STOCKAGE GÉOLOGIQUE

Les dômes de sel, les gisements de gaz na-
turel et de pétrole épuisés ou les aquifères 
peuvent être utilisés pour le stockage géolo-
gique à grande échelle et à long terme. 

L’hydrogène est stocké dans des dômes de sel 
(Tableau 10) au Royaume-Uni depuis les an-
nées 1970 et sur la côte américaine du Golfe 
du Mexique depuis les années 1980 (O. Kruck, 
2013). Au Royaume-Uni, à Teesside dans le 
Yorkshire, une société britannique stocke  
1 million de m3 d’hydrogène pur (95 % H2 et 
3-4% CO2) dans trois cavernes à une profon-
deur d’environ 400 m à 50 bar. Les usines 
voisines utilisent l’hydrogène pour produire 
de l’ammoniac et du méthanol. 

Tableau 10 : Aperçu des installations actuelles de stockage souterrain d’hydrogène gazeux (dômes de sel) 
(Ozarslan, 2012), (E. Wolf, 2015), (Air Liquide, 2017).
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L’expérience du stockage géologique d’hy-
drogène démontre que l’hydrogène peut être 
stocké en toute sécurité pendant de longues 
périodes et qu’il présente un faible risque de 
contamination (M. Panfilov, 2016), (AIE, 2019). 
Le DOE indique que le coût du stockage d’hy-
drogène dans un dôme de sel est de l’ordre de 
0,19-0,27 $ US$/kg H2 (R-K. Ahluwalia, 2019) 
pour un stockage de 500 tonnes d’hydrogène 
sur une base de 50 T/d à une pression de stoc-
kage maximale de 150 bars, où ~75 % du 
coût sont liés aux investissements. 

L’installation de stockage en dômes de sel 
comprend des infrastructures de surface 
et souterraines (Figure 30). L’installation 
de surface comprend des sections de com-
pression, décompression, purification et 
déshydratation. La partie souterraine se 
compose d’un puits d’injection/production en 
subsurface et d’une caverne créée par dissolu-
tion chimique de dépôts de sel. Le stockage et 
la récupération de l’hydrogène impliquent une 
compression et une décompression entre la 

pression de service minimale et maximale, en 
fonction de la profondeur de la caverne. Les 
installations de stockage dans les cavernes 
de sel sont faciles à gérer. Jusqu’à dix cycles 
d’injection et de production peuvent être ef-
fectués en un an (Tarkowski, 2019). 

Figure 30 : Éléments principaux entrant dans les coûts pour les dômes de sel (R-K. Ahluwalia, 2019).
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Une autre méthode possible de stockage 
souterrain est de faire appel à des réser-
voirs de pétrole et de gaz épuisés. Ils sont 
généralement plus grands que les dômes de 
sel mais sont par contre plus perméables; 
ils contiennent des contaminants et des 
quantités résiduelles d’hydrocarbures de-
vant être éliminés avant que l’hydrogène 
puisse être utilisé dans les piles à combus-
tible (AIE, 2019). D’autres risques liés aux 
gisements de gaz épuisés ont été signalés, 
notamment la conversion de l’hydrogène en 
CH4 et H2S due à l’activité microbienne, les 
interactions gaz-eau-roche dans le réservoir 
et sa couverture, qui induisent des change-
ments de porosité, et la perte d’hydrogène 
aqueux par diffusion à travers la saumure 
de la roche couverture, qui entraîne une 
perte d’hydrogène (C. Hemme, 2018). 

La dernière méthode possible de stockage 
géologique est celle des aquifères où les 
couches d’eau souterraine naturellement 
stagnantes ou quasi-stagnantes sont uti-
lisées comme support de stockage. Les 
aquifères d’eau sont les moins matures 
des trois options de stockage géologique. 
Contrairement aux gisements de pétrole et 
de gaz épuisés, l’étanchéité d’un aquifère 
est initialement inconnue et doit donc être 
caractérisée. C’est pourquoi les aquifères 
nécessitent le forage de puits afin d’effec-
tuer des tests détaillés, laborieux et coûteux 
pour déterminer l’étanchéité de l’ensemble 
du site de stockage et des roches couverture. 
Cela rend la création d’une telle installation 
de stockage plus coûteuse (Tarkowski, 2019). 

Parmi ces différentes options de stockage 
géologiques, les dômes de sel sont les plus 
appropriées pour plusieurs raisons, notam-
ment les faibles coûts de construction, les 

faibles taux de fuite, les taux de production 
et d’injection rapides, les besoins relative-
ment faibles en gaz tampon et les risques 
minimes de contamination de l’hydrogène 
(Kruck, 2013). Cependant, toutes les régions 
ne disposant pas des conditions géologiques 
nécessaires, une autre option de stockage 
souterrain a émergé, soit le stockage dans 
des canalisations. Ce type de stockage est 
utilisé pour le gaz naturel depuis les années 
1980, principalement pour gérer les pics 
de demande en capacité de stockage dans 
des situations où l’accès à un réseau de gaz 
naturel est limité (Kruck, 2013). Cependant, 
la construction d’un pipeline d’hydrogène 
est plus coûteuse que celle d’un pipeline 
de gaz naturel pour des raisons de fragili-
sation des conduits. Cette fragilisation est 
causée par la dissociation de l’hydrogène 
et par la diffusion de l’hydrogène atomique 
dans le matériau, et affecte les propriétés 
mécaniques de l’acier au cours du temps, 
entraînant par le fait même une augmen-
tation des marges de sécurité (J.R. Fekete, 
2015). Le coût du stockage de 500 tonnes 
d’hydrogène dans une canalisation souter-
raine est évalué à 1,87-2,39 $ US/kg H2 par 
le DOE en utilisant des tuyaux de 24 pouces 
de diamètre extérieur et de cédule 60, 300 
tronçons de tuyaux parallèles, 3150 pieds 
de longueur totale (longueur équivalente 
à 180 miles) et 110 acres de terrain (R-K. 
Ahluwalia, 2019). Ce coût comprend les coûts 
des tuyaux livrés, les coûts de préparation 
du site et les coûts d’installation des tuyaux. 
Selon l’évaluation économique du DOE, 
les conduites souterraines sont plus com-
pétitives que le stockage géologique pour 
une capacité de stockage maximale de 20 
tonnes; pour des capacités plus grandes, les 
dômes de sel sont généralement plus écono-
miques (R-K. Ahluwalia, 2019). 

RÉSERVOIR À HAUTE PRESSION

Selon la technologie choisie, l’hydrogène 
peut être produit à une pression allant 
jusqu’à 35 bars (par exemple, l’hydrogène 
par électrolyse haute pression). Bien qu’en 
principe on peut le stocker ou l’injecter 
dans des pipelines à cette pression, il est 
le plus souvent comprimé à haute pression 
pour des raisons économiques et d’applica-
tions finales. Les principaux éléments de ce 
concept de stockage sont les compresseurs 
et les réservoirs de stockage. La consom-
mation énergétique de la compression de 
l’hydrogène varie en fonction de l’efficacité 
du compresseur et de la pression finale. Par 
exemple, pour un rendement de compres-
seur de 70 %, la consommation énergétique 
d’une compression de 20 à 875 bar est de 
2,6 à 3,5 kWh/kg H2 en fonction du rende-
ment du compresseur, ce qui correspond à 
environ 7 à 11 % du contenu énergétique 
total de l’hydrogène (le PCS de l’hydrogène 
est supposé être de 33,3 kWh/kg). Il est à 
noter que 875 bar est la pression typique 
utilisée pour le ravitaillement d’un véhicule 
léger à 700 bar (I. Staffell, 2017). Le DOE 
américain a fixé comme cible un rendement 
de 0,82 kWh/kg pour le compresseur d’ici 
2020 et un objectif final de 0,84 kWh/kg 
sur la base du compresseur centrifuge.
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À titre de comparaison, le Tableau 11 pré-
sente une évaluation des coûts à différentes 
pressions pour des usines d’hydrogène d’une 
capacité de 210 T/j avec comme hypothèse 
que le volume de stockage de 100 m3 est 
chargé et déchargé quotidiennement. Le cas 
35 bar entraîne des coûts plus élevés parce 
qu’il faut davantage de réservoirs de stockage 
pour atteindre un volume total de stockage de 
100 m3. Comme on peut l’observer, les coûts 
de compression sont élevés mais pas exces-

sifs, et ces coûts ne devraient pas changer de 
manière significative en raison de la maturité 
de la technologie des compresseurs. 

Par rapport au stockage souterrain, les réser-
voirs de stockage d’hydrogène comprimé sont 
plus appropriés pour les applications de stoc-
kage à petite échelle. Il s’agit d’une situation 
typique où une réserve locale d’hydrogène 
carburant ou de charge pour la chimie doit 
être facilement disponible avec des vitesses 

de ravitaillement élevés, et des rendements 
d’environ 99 %. Les cuves/réservoirs de stoc-
kage d’hydrogène stationnaires fonctionnent 
à basse/moyenne pression et sont retenus 
pour stocker sur site chez l’utilisateur final 
(par exemple, au poste de ravitaillement), sur 
le site de production d’hydrogène, ou pour les 
producteurs d’électricité (Figure 28). Dans 
cette section, nous nous sommes concentrés 
sur le stockage d’hydrogène à haute pression 
pour des applications mobiles.

Tableau 11 : Comparaison des coûts de compression à différentes pressions (base de coûts : 2018) (CSIRO, 2018).

Tableau 12 : Coûts actuels des systèmes de stockage de l’hydrogène comprimé de type IV pour l’automobile, comparés aux cibles 2020 et 
ultimes du DOE (K. O’Malley, 2015).
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Le réservoir de stockage est la technologie 
dominante pour l’hydrogène comprimé à 
haute pression. Depuis la production jusqu’au 
stockage intermédiaire et la distribution à 
l’utilisateur final, l’hydrogène se trouve à 
différentes pressions et est stocké dans des 
cuves de stockage ou des cylindres. Les maté-
riaux de construction (MOC) des réservoirs 
de stockage sont sélectionnés en fonction de 
certains paramètres tels que la sécurité, la 
fiabilité, la rentabilité et leur compatibilité 

avec l’hydrogène. Actuellement, les réser-
voirs d’hydrogène se répartissent en quatre 
types, comme le résume le Tableau 13. Les 
réservoirs sous pression sont généralement 
des cylindres, mais ils peuvent également être 
de forme toroïdale ou polymorphe. Le choix 
du stockage dépend de l’application finale qui 
nécessite un compromis entre performance 
technique et compétitivité des coûts. Pour 
les applications industrielles, l’hydrogène est 
stocké à 20-30 MPa dans des cylindres métal-

liques de type I, qui ont une faible efficacité de 
stockage massique (environ 1-1,7 % en masse 
d’hydrogène stocké), ce qui est loin des objec-
tifs fixés pour le stockage d’hydrogène à bord 
des véhicules légers à piles à combustible. 
À titre d’exemple, l’objectif du DOE pour le 
stockage d’hydrogène à bord des véhicules est 
de 5,5 % en masse pour 2025 (DOE, 2015) et 
l’objectif européen est fixé à 4,8 % en masse 
(IGNEW, 2011). 

Tableau 13 : Différents types de réservoirs de stockage d’hydrogène comprimé (A. M. Abdalla, 2018), (R. Moradi, 2019).
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À l’heure actuelle, la technologie la plus 
mature pour atteindre ces objectifs pour les 
applications mobiles est à une pression de 
travail de 35 MPa et 70 MPa stockée dans 
le type III et le type IV (J. Kurtz, 2019). En 
Chine, le développement technologique 
du Type III est relativement mature, et le 
réservoir de 35 MPa a été largement utilisé 
dans les véhicules à piles à combustible ces 
dernières années (H. Barthelemy, 2017). Pour 
le type IV de 70 MPa, les réservoirs sous 
pression en composite de fibres de carbone 
multicouche (S.Mcwhorter, 2013) (K. O’Malley, 
2015) constituent une technologie relative-
ment mature aux performances robustes. 

Toutefois, ils nécessitent encore des réduc-
tions de coûts importantes en raison de 
problèmes tels que la pénurie de fibre de 
carbone et de résine (M. Li, 2019). Le DOE 
a déterminé les voies possibles pour réduire 
le coût des réservoirs comprimés, ce qui in-
clut la réduction du coût des composites en 
fibre de carbone, le développement de com-
posites renforcés en fibres de substitution 
moins coûteux, une meilleure utilisation et 
donc une réduction de la quantité de fibres 
de renforcement incluses dans le réservoir, 
ainsi que la réduction de la quantité et du 
coût des composants de l’installation. 

La Figure 31 présente une stratégie poten-
tielle de réduction des coûts pour les systèmes 
comprimés à 700 bars (K. O’Malley, 2015).

Figure 31 : Stratégie de réduction potentielle des coûts pour les systèmes comprimés à 700 bars selon le DOE.
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2.1.2 
Stockage cryogénique 

Une autre méthode pour augmenter la den-
sité volumétrique de l’hydrogène consiste 
à le liquéfier en le refroidissant à 20K 
(-253 °C). Le processus de liquéfaction 
consiste à refroidir l’hydrogène gazeux à 
une température inférieure à -253 °C en uti-
lisant de l’azote liquide et une série d’étapes 
de compression et d’expansion. 

La Figure 32 présente un schéma simplifié 
de ce processus de stockage cryogénique. En 
raison du faible point d’ébullition de l’hydro-
gène liquide (LH2 ) et du fait que l’hydrogène 
gazeux ne se refroidit pas pendant les phases 
d’écoulement dans des rétrécissements (ex-
pansion adiabatique, isenthalpique) pour des 
températures supérieures à environ -73 °C, 
la meilleure technologie de liquéfaction de  
l’hydrogène disponible a une consomma-
tion électrique de 10-13 kWh/kg H2, ce qui  
correspond à environ 30-40% du contenu 
énergétique total de l’hydrogène (A.M. Abdalla,  
2018), (K. Stolzenburg, 2013). Cependant, plu- 

sieurs projets de recherche ont permis de ré- 
duire jusqu’à 50 % la consommation d’éner-
gie, l’objectif étant d’atteindre rapidement 
une valeur aussi faible que 6 kWh/kg H2 
(IDEALHY, 2013), (Øivind Wilhelmsen, 2018). Cet 
objectif a été exploré en améliorant les per-
formances des opérations de l’unité telles que 
les compresseurs, l’intégration énergétique et 
la modification de l’ensemble du processus de 
liquéfaction. 

Le procédé de liquéfaction augmente la den- 
sité énergétique volumétrique de H2 de 2,5 
ou 5 MJ/l (pour l’H2 comprimé à 35 MPa  
et 70 MPa respectivement) à 8 MJ/l (pour 
l’hydrogène liquide LH2). En conséquence, 
l’hydrogène liquide occupe moins de vo- 
lume pour le stockage et permet de parcou-
rir une plus grande distance lorsqu’il est 
utilisé comme carburant (Wolf, 2002).
 
Comme dans le cas des autres gaz liquéfiés, 
il est essentiel de minimiser l’évaporation 
de l’hydrogène liquide lors de son stockage. 
La raison n’est pas tant de contrôler la perte 
de l’énergie dépensée pour liquéfier l’hydro-

gène que d’éviter l’accumulation de pression 
à l’intérieur du récipient de stockage en 
évacuant l’hydrogène gazeux produit par 
son ébullition. La perte d’hydrogène stocké, 
également appelée « boil-off », est l’un des 
principaux inconvénients de la méthode 
de stockage du LH2. Le taux d’évapora-
tion peut être réduit par des modifications 
appropriées pour minimiser le transfert de 
chaleur à travers les parois du réservoir. Les 
réservoirs d’hydrogène liquide sont généra-
lement des réservoirs sphériques à double 
parois; les parois interne et externe sont 
séparées par un vide (Hirose, 2010) et cet es-
pace contient divers matériaux, notamment 
de l’aluminium, de la silice, des particules 
de perlite, des couches alternées de feuilles 
d’aluminium et de fibres de verre ou des 
feuilles de polyester recouvertes d’alumine 
(V. Tietze, 2016), (Godula-Jopek, et al., 2012). 

Bien que la liquéfaction soit un processus 
à forte intensité énergétique, cette techno-
logie née dans l’industrie spatiale est assez 
courante. La liquéfaction est une méthode 
compétitive de stockage à moyenne et 

Figure 32 : Diagramme simplifié du processus de liquéfaction de l’hydrogène (U.Cardella, 2017).
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grande échelle et de distribution pour des 
applications intensives (≥ 500 kg/d) qui ne 
se prêtent pas aux approvisionnements par 
pipeline (A. Elgowainy, 2015). Les capacités de 
liquéfaction typiques varient de 2 à 15 T/j et 
les capacités de stockage sur site typiques 
vont de simples bouteilles de type Dewar 
d’un litre de volume pour les laboratoires 
à de gros réservoirs de 5000 m3 ayant une 
capacité de stockage totale de 115 000 kg  
à 900 000 kg pour des usines de grande 
taille (J.W.Sheffield, 2014). La NASA utilise 
généralement de grands réservoirs d’une 
taille de 3 800 m3 (20 m de diamètre). Le 
taux d’évaporation total de ces Dewar est 
d’environ 600 m3 par an, qui sont évacués 
et brûlés (T.Nejat Veziroglu, 2005). Pour le 
transport, la charge d’un camion-citerne 
cryogénique est généralement de 5 000 kg 
d’hydrogène (avec un taux de perte par 
évaporation de 1 à 5 % par jour), ce qui 
représente environ cinq fois la capacité des 
camions semi-remorques chargés de tubes 
à hydrogène comprimé (J.W.Sheffield, 2014).  

Les plus grandes usines de liquéfac-
tion d’hydrogène construites dans les 
années 1950-1970 étaient destinées aux 
programmes spatiaux et ont été conçues 
pour des capacités de liquéfaction jusqu’à 
55 T/d LH2. Toutefois, à l’heure actuelle, 
des usines de plus petite capacité ( jusqu’à 
36 T/j) sont en service (Shigekiyo, 2015). 

L’infrastructure de stockage de l’hydrogène 
liquide comprend une usine de liquéfaction 
située sur le site de production d’hydrogène 
et des réservoirs de stockage cryogénique. 
Les principaux inconvénients des procédés 
cryogéniques actuels sont la taille relative-
ment petite des trains de liquéfaction, les 
CAPEX élevés et la consommation d’éner-
gie. Air Products possède la plus grande 
usine actuellement en activité, située à 
la Nouvelle-Orléans, en Louisiane, avec 
une capacité de 34 T/j (J. Andersson, 2019). 
L’augmentation de la capacité d’un train de 
liquéfaction a l’avantage de permettre un 
meilleur degré d’intégration des procédés, 

d’utiliser des unités de compression et d’ex-
pansion plus grandes et plus efficaces, et de 
réduire le taux d’évaporation dans le réser-
voir de stockage. Le CAPEX des usines de 
liquéfaction de l’hydrogène varie considé-
rablement en fonction de facteurs tels que 
l’emplacement et la capacité de production. 

La Figure 33 montre les coûts d’investis-
sement actuels et prévus en fonction de la 
capacité, d’après les données de la littérature 
(NCE, 2018). On s’attend à ce que l’optimi-
sation des procédés et de l’équipement de 
liquéfaction entraîne une réduction des 
coûts de 60 à 67 % pour des capacités de  
5 T/j à 100 T/j et une consommation d’éner-
gie de l’ordre de 5,9 à 6,6 kWh/kg de LH2  
(U. Cardella, 2017).

Figure 33 : Aperçu des CAPEX, capacités et rendements des usines de liquéfaction réelles et prévues.
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Dans le cadre de la feuille de route aus-
tralienne sur l’hydrogène, le coût estimé 
du stockage de l’hydrogène liquide est de 
2,57 à 3,14 $ US/kg pour une capacité de 
50 T/j et devrait atteindre environ 1,59 à 
1,94 $ US/kg d’ici 2025 grâce à des progrès 
en termes de technologie des équipements, 
de baisse des prix de l’électricité, d’efficacité 
énergétique et des économies d’échelle se 
traduisant par une réduction globale des 
CAPEX et des OPEX (CSIRO, 2018). Le mo-
dèle de coût a pour paramètres d’entrée une 
efficacité de liquéfaction de 75 %, un stoc-
kage de 15 jours avant le transport et des 
prix de l’électricité entre 4 et 7 ¢ US/kWh. 

Dans la chaîne de valeur norvégienne de 
l’hydrogène liquide à usage maritime, le 
coût estimé du LH2 en 2030 est compris 
entre 0,37 et 1,11 $ US/kg pour la liquéfac-
tion et entre 0,37 et 0,74 $ US/kg pour le 
stockage. Ces chiffres sont obtenus grâce 
aux progrès technologiques et au recours 
à de grandes installations de liquéfaction 
(NCE, 2018). 

Le coût le plus récent pour la liquéfaction 
de l’hydrogène est estimé à 1 $ US/kg de H2 
par l’AIE et le programme SIP du Japon 
(AIE, 2019), (SIP, 2019). Toutefois, la capa-
cité utilisée pour cette évaluation n’est pas 
mentionnée. 

2.1.3 
Cryo-compression à froid 

Les méthodes de stockage par compression 
ou refroidissement peuvent être combinées, 
ce qui présente l’avantage de pouvoir mini-
miser le taux d’évaporation et de maintenir 
une densité énergétique élevée. La cryo-
compression de l’hydrogène (CcH2) consiste 
à refroidir à des températures proches de la 
température critique l’hydrogène qui reste 
toutefois à l’état gazeux. L’hydrogène re-
froidi est ensuite comprimé (R.K. Ahluwalia, 
2009), (K. Kunze, 2012) et stocké dans un 
réservoir isolé à une température de 20 K 

Figure 34 : Densité de l’hydrogène en fonction de la pression et de la température d’après BMW (K. Kunze, 2012).
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(-253 °C) et à une pression minimale de  
10 MPa. Entre autres avantages du stockage 
par CcH2 figurent une densité de stockage 
d’hydrogène plus élevée et une taille de sys-
tème réduite (80 g/L, soit environ 10 g/L 
de plus que pour le stockage cryogénique) 
sans avoir à assumer la consommation 
énergétique et le coût de la liquéfaction de 
l’hydrogène (D. Stolten, 2016).  

Bien que l’hydrogène comprimé soit actuel-
lement l’option préférée pour le stockage à 
bord des véhicules, le CcH2 est considéré 
comme une possibilité future dans les ap-
plications de mobilité. Le groupe BMW a 
commencé à valider le stockage du CcH2 
pour les véhicules à hydrogène ayant des 
besoins élevés en énergie et pour les lon-

gues distances, avec une capacité maximale 
utilisable de 7,8 kg à 350 bar et un taux 
d’évaporation de l’hydrogène de 3 à 7 g/h 
(K. Kunze, 2012). 

Il a été montré que le CcH2 permet une den-
sité de stockage élevée (Figure 34) et donne 
de bonnes performances pour les stations de 
ravitaillement. Le CcH2 est stocké dans des 
réservoirs sous pression de type III avec un 
revêtement métallique qui est encapsulé dans 
une enveloppe isolante secondaire pour limi-
ter le transfert de chaleur. Le DOE a évalué 
plusieurs options de stockage pour les bus 
électriques à pile à combustible, dont quatre 
systèmes de CcH2 à quatre pressions diffé-
rentes et un système à hydrogène comprimé. 

Les résultats de l’analyse (Tableau 14) sug-
gèrent que le stockage du CcH2 à 350 bar 
entraîne une réduction des coûts d’environ 
13 % par rapport au stockage classique du gaz 
comprimé à 350 bar à température ambiante 
(James, 2018), et que le stockage de l’hydro-
gène CcH2 présente des densités de système 
élevées et un coût abordable qui s’adapte bien 
à la capacité. Les défis actuels associés au 
système de stockage du CcH2 sont le dégazage 
de la cuve composite dans une chambre à vide, 
les performances inconnues des matériaux à 
basse température et l’absence de normes 
reconnues (SAE, ISO.). 

Tableau 14 : Comparaison des coûts des systèmes CcH2 et CH2 (James, 2018).
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2.1.4 
Hydrogène pâteux

L’hydrogène pâteux est un mélange d’hy-
drogène liquide et d’hydrogène congelé en 
équilibre avec le gaz au point triple, 13,8 K. 
La densité de la forme glacée est environ 
16 % plus élevée que celle de l’hydrogène li-
quide et la capacité thermique de 18 % plus 
élevée (k. Kunze, 2012). Le « contenu froid » 
de la forme glacée de l’hydrogène est envi-
ron 25 % plus élevé que celui de la vapeur 
saturée à 20,3 K. Ce type d’hydrogène revêt 
un grand intérêt pour le programme spatial 
en raison de son potentiel de réduction de 
sa masse et donc de la masse brute prévue 
au décollage. Certains des problèmes liés au 
stockage de l’hydrogène liquide, tels que la 

faible densité, la stratification de la tempé-
rature, le court temps de maintien à l’état 
pâteux dû à sa faible chaleur latente, les 
dangers associés aux vitesses élevées dans 
les évents et les conditions de vol instables 
causées par le ballottement du liquide dans 
le réservoir de carburant, peuvent être 
éliminés ou réduits si l’on utilise de l’hydro-
gène pâteux.

Les coûts de production de l’hydrogène pâ-
teux, aujourd’hui et dans un avenir proche, 
sont plus élevés que les coûts de liquéfac-
tion de l’hydrogène en raison de la plus 
grande consommation d’énergie. Outre une 

nécessaire réduction des coûts, des travaux 
de développement technologique sont en-
core requis, par exemple pour augmenter 
la production à grande échelle, pour la mé-
trologie, etc. Par conséquent, il est évident 
que l’utilisation de l’hydrogène pâteux ne 
devrait être envisagée que dans les cas où 
une densité plus élevée et une plus grande 
teneur en solides sont réellement néces-
saires (T.Nejat Veziroglu, 2005). 

Les différents types de stockage physique de 
l’hydrogène sont comparés dans le Tableau 15.
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Tableau 15 : Types de stockage physique de l’hydrogène et comparaison (J. Ren, 2017), (M. Li, 2019).
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2.1.5 
Stockage par des matériaux

Il est aussi possible de stocker l’hydrogène 
dans des solides, des liquides et sur des sur-
faces. Les matériaux de stockage, également 
appelés vecteurs d’hydrogène, permettent 
un stockage de masse rentable, à différentes 
échelles et durées, et même pour un trans-
port sur de longues distances. Certains de 
ces matériaux peuvent être utilisés direc-

tement comme carburants sur le site de 
l’utilisateur final, ou doivent être déshydro-
génés à destination. Dans ce dernier cas, le 
vecteur déshydrogéné sera réexpédié au site 
de production d’hydrogène ou au terminal 
d’hydrogène pour être rechargé en hydro-
gène, ce groupe de matériaux étant appelés 
« vecteurs bidirectionnels ». 

Les caractéristiques des matériaux et mé-
thodes prometteurs pour le stockage de 
l’hydrogène sont présentés à la Figure 35 et 
au Tableau 16. Les vecteurs tels que l’ammo-
niac et le méthanol qui peuvent être utilisés 
sans déshydrogénation sont dits unidirec-
tionnels. Cette section du rapport ne s’est 
concentrée que sur l’aspect stockage de la 
chaîne de valeur tandis que la partie transport 
sera abordée dans la section TRANSPORTS.

Figure 35 : Densités de stockage d’hydrogène volumétriques (g/l) et gravimétriques (% en masse multiplié par dix) pour les technologies 
considérées (B. Sakintuna, 2007) (J. W. Makepeace, 2019), (J. Andersson, 2019).
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Tableau 16 : Comparaison des types de stockage de l’hydrogène recourant à des matériaux.
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HYDRURES MÉTALLIQUES

L’hydrogène peut être adsorbé de manière 
réversible par les composés métalliques sous 
l’effet de la température et de la pression (S. 
Niaz, 2015). Les densités de stockage de plu-
sieurs hydrures métalliques sont présentées 
à la Figure 35. Les avantages de la méthode 
de stockage des hydrures comprennent 
l’effet de filtre du stockage métallique, qui 
permet de fournir de l’hydrogène à haute 
pureté, et le faible potentiel de libéra-
tion accidentelle. De plus, la possibilité de 
faire varier de façon extrême les proprié-
tés thermodynamiques du système métal/
hydrogène par la modification de la compo-
sition du matériau hôte, permet d’adapter 
la flexibilité exceptionnelle du système de 
stockage/approvisionnement en hydrogène 
aux conditions de fonctionnement de l’uti-
lisateur final (températures et pressions  
de H2). 

Les inconvénients majeurs du stockage 
d’hydrure sont la lenteur de l’adsorption/
désorption de l’hydrogène et la grande 
quantité d’énergie thermique utilisée dans 
l’étape de désorption. La meilleure façon de 
transférer la chaleur à l’échelle industrielle 
reste un défi pour les applications d’hy-
drures métalliques. Un autre inconvénient 
des hydrures métalliques, en particulier 

pour les applications dans le secteur de la 
mobilité, est leur masse élevée. Leur tolé-
rance aux impuretés de l’hydrogène qui 
sont absorbées dans le réservoir d’hydrures 
lors de l’alimentation de l’hydrogène est 
très importante et entraîne une réduction 
de la durée de vie des réservoirs, car les im-
puretés occupent les espaces à l’intérieur du 
métal à la place de l’hydrogène. 

Une fois ces problèmes résolus, les applica-
tions les plus prometteuses de la méthode 
de stockage de l’hydrogène par hydrure 
pourraient être le secteur de la mobilité 
hydrogène où des cartouches/réservoirs in-
dividuels d’hydrure métallique pourraient 
être remplis ou remplacés une fois épuisés. 
Actuellement, cette méthode n’offre pas 
l’option de stockage la plus intéressante 
du point de vue économique. Pour plus de 
détails concernant cette méthode de stockage, 
voir l’annexe III. 

HYDRURES CHIMIQUES

Comme les hydrures métalliques, les hy-
drures chimiques sont des composants ayant 
des capacités d’absorption de l’hydrogène. 
Le principal avantage de ce type d’hydrures 
est leur nature liquide dans les conditions 

ambiantes, de sorte qu’ils peuvent être stoc-
kés et transportés sous forme liquide sans 
qu’il soit nécessaire de les refroidir ou de les 
comprimer. Par rapport à d’autres formes 
de stockage de l’hydrogène, les vecteurs li-
quides constituent une option intéressante 
en raison de leur facilité d’intégration dans 
les infrastructures de transport de produits 
chimiques existantes. 

La fabrication d’un hydrure chimique consiste 
à « charger » une molécule d’hydrogène, à la 
stocker ou à la transporter, puis à extraire de 
nouveau de l’hydrogène pur à sa destination 
(Figure 36). Ces composants sont déjà large-
ment produits et consommés dans le monde 
entier, et leur utilisation va au-delà du stoc-
kage de l’hydrogène. Il s’agit d’un avantage 
clé car l’infrastructure nécessaire à leur pro-
duction, leur stockage, leur manutention et 
leur transport est déjà en place. De plus, la 
production de ces produits chimiques en utili-
sant de l’hydrogène vert au lieu de l’hydrogène 
SMR, permet de réduire la consommation 
de combustibles fossiles. Parmi les hydrures 
chimiques actuellement les plus intéressants, 
citons le méthanol, l’ammoniac, l’acide for-
mique et le méthyl-cyclohexane.

Figure 36 : Illustration schématique du concept de vecteur d’hydrogène organique liquide (LOHC) (P. T. Aakko-Saksa, 2018).
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• MÉTHANOL

Le méthanol est l’alcool le plus simple et 
possède une capacité de stockage gravimé-
trique et volumétrique de l’hydrogène de 
12,5 % en masse et 99 g/L respectivement 
(J.Schneidewind, 2017). Le méthanol, un com-
posé d’hydrogène, d’oxygène et de carbone, 
est un des meilleurs carburants liquides 
en raison de sa forte teneur en hydrogène 
et sa faible teneur en carbone. Le métha-
nol peut être produit à partir d’une variété 
de ressources différentes comme les com-
bustibles fossiles ou l’hydrogène vert par 
hydrogénation catalytique du dioxyde de 
carbone (CO2) directement ou via des inter-
médiaires tels que le carbonate, le formiate 
et l’urée à partir du CO2 (N. Onishi, 2018). 
Actuellement, le méthanol est principale-
ment produit par reformage à la vapeur du 
gaz naturel ou par gazéification du char-
bon, ce qui génère de grandes quantités 
de CO2 : pour chaque tonne de méthanol 
produite à partir de combustibles fossiles, 
environ 0,6 à 1,5 T de CO2 est libérée dans 
l’atmosphère (Ganesh, 2014). Par rapport à 
la filière de production des combustibles 
fossiles, la synthèse du méthanol à partir 
d’hydrogène vert et de CO2 est beaucoup 
moins utilisée que le procédé traditionnel à 
base de gaz naturel. La première usine au 
monde, l’usine George Olah, est en service 
depuis 2011 avec une capacité de 5 MT/an 
(Hobson, 2018). Le méthanol produit à partir 
de l’hydrogène peut être utilisé directement 
comme carburant pour les moteurs à com-
bustion interne ou les piles à combustible, 
transformé en d’autres produits chimiques 
tels que l’éthylène, le propylène, les oléfines, 

etc., ou reconverti en hydrogène via une 
réaction avec l’eau dans le reformage à la 
vapeur.

Le processus d’hydrogénation du CO2 se 
produit à des pressions de 20 à 80 bars et 
à des températures de 220 à 300 °C, et le 
processus de déshydrogénation se produit à 
une pression de 1 bar et à une température 
de 100 à 420 °C. La demande énergétique 
spécifique pour la synthèse du méthanol par 
hydrogénation du CO2 est de 1,3-1,8 kWh/
kg H2 (J. Andersson, 2019) et la déshydrogéna-
tion est de 6,7 kWh/kg H2 (A.Iulianelli, 2014). 

Une source de dioxyde de carbone est néces-
saire pour stocker l’hydrogène sous forme 
de méthanol. Même si le CO2 est abon-
damment disponible dans l’atmosphère 
ou produit dans de nombreux procédés 
industriels, il doit être capturé et rendu dis-
ponible dans l’installation de production 
d’hydrogène. Le prix du CO2 livré à l’ins-
tallation de production d’hydrogène a donc 
une incidence sur le coût du stockage de 
l’hydrogène sous forme de méthanol. 

L’hydrogénation du CO2 est établie au ni-
veau industriel. Le reformage à la vapeur 
du méthanol à haute température est aussi 
un procédé bien connu. Toutefois, la déshy-
drogénation à basse température (< 100 °C) 
du méthanol, qui simplifie la gestion de la 
chaleur, est actuellement en cours de déve-
loppement et en cours de démonstration 
(k.W. Ting, 2019). 

Le DOE a étudié les coûts de stockage de 
l’hydrogène par le méthanol pour deux ca-
pacités différentes : 10 000 T/j et 350 T/j 
de méthanol. Pour les grandes installations, 
le coût du stockage de l’hydrogène s’élève à 
3,25 $ US/kg H2 (soit 1,22, 1,25, 0,78 $ US/
kg H2 pour la production, le stockage et la 
déshydrogénation du méthanol respecti-
vement), et pour les installations à petite 
échelle à 5,38 $ US/kg H2 (soit 3,35, 1,25, 
0,78 $ US/kg H2 pour la production, le 
stockage et la déshydrogénation du métha-
nol respectivement), pour des usines situées 
dans le Golfe du Mexique (R-K. Ahluwalia, 
2019). La différence de coût entre les deux 
cas est due à l’économie d’échelle pour la 
production de méthanol. Il est important 
de noter que ce prix est basé sur le métha-
nol produit par le reformage à la vapeur du 
méthane plutôt que par de l’hydrogène vert. 
Les coûts de production du méthanol utili-
sant de l’hydrogène vert seraient plus élevés 
que ceux du gaz naturel. 

Dans une autre étude (H. Nieminen, 2019), le 
coût du stockage de l’hydrogène par la voie 
méthanol est de 1,48 $ US/kg H2 pour une 
production de 54 T/j de méthanol par le 
procédé classique d’hydrogénation du CO2 
en phase gazeuse, et de 2,7-3,7 $ US/kg H2 
avec un procédé alternatif en phase liquide 
(capacité : 59 T/j de méthanol) utilisant 
l’alcool comme solvant (un taux de conver-
sion de 1,11 $ US euro a été utilisée). Le prix 
ne comprend pas le coût de l’hydrogène. 
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Figure 37 : Hydrogène stocké sous forme d’ammoniac.

Il convient de mentionner que le coût du 
stockage de l’hydrogène sous forme de 
méthanol dépend des scénarios de prix de 
vente du méthanol futur, qui est affecté 
par la demande du marché. L’avantage de 
ce type de stockage réside dans la possibi-
lité d’utiliser ces systèmes pour réduire les 
émissions de CO2 (à condition que nous 
puissions réutiliser le CO2 libéré dans l’at-
mosphère par l’utilisation du méthanol), et 
en même temps la possibilité de fournir une 
possibilité de stabilisation du réseau élec-
trique par l’apport d’un stockage d’énergie 
sous forme chimique, offrant ainsi une 
flexibilité significative au marché. 

• AMMONIAC

L’ammoniac est un produit chimique de com-
modité qui fait partie intégrante du marché 
de l’hydrogène et qui utilise environ la moi-
tié de la production mondiale d’hydrogène. 
L’ammoniac offre un moyen de stockage de 

l’hydrogène intéressant, avec une densité de 
stockage de l’hydrogène très élevée de 17,8 % 
en masse et 123 g/L. La capacité volumétrique 
de stockage de l’hydrogène de l’ammoniac 
est presque deux fois supérieure à celle de 
l’hydrogène liquide. De plus, son processus de 
synthèse, de stockage, de manipulation et de 
transport est mature (Figure 37). Cependant, 
malgré sa densité volumétrique élevée en hy-
drogène et son infrastructure de synthèse et 
de distribution bien établie, l’ammoniac n’a 
pas été utilisé comme vecteur d’hydrogène au 
cours de la dernière décennie en raison des 
problèmes liés à sa décomposition à haute 
température, à la taille et au coût du réac-
teur catalytique, à l’incompatibilité des piles 
à combustible à membrane échangeuse de 
protons (PEM) en présence de traces d’am-
moniac (> 0,1 ppm) (Y.A. Gomez, 2018) et aux 
questions de sécurité (G. Thomas, 2006). 

Malgré ces préoccupations, il ne faudrait 
pas oublier la contribution potentielle de 

l’ammoniac dans une approche énergétique 
basée sur l’hydrogène. Le positionnement 
de l’ammoniac comme principal vecteur 
énergétique dans la nouvelle stratégie du 
Japon en matière d’hydrogène (Crolius, 2018) 
et la construction d’installations de pro-
duction d’ammoniac écologiques au Chili, 
en Australie et en Nouvelle-Zélande (Brown, 
2019) constituent les premières étapes du 
développement du modèle de stockage 
d’hydrogène par l’ammoniac.

La synthèse de l’ammoniac par le pro-
cédé Haber-Bosch fait partie des procédés 
chimiques les plus étudiés. La réaction de 
synthèse est réalisée dans un réacteur muni 
de deux à quatre lits de catalyseurs au fer 
donnant une conversion d’environ 15 % en 
ammoniac à une pression de 15 à 35 MPa, 
des températures de 350 à 550 °C et un rap-
port de 3 entre l’hydrogène et l’azote (J. Guo, 
2017), (J.G. Chen, 2018). Le gaz de synthèse 
non converti est recyclé. 
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Par rapport au procédé actuel de produc-
tion d’ammoniac à partir de combustibles 
fossiles, la conversion d’une installation de 
production d’ammoniac à partir de gaz natu-
rel (Figure 38) en une installation utilisant 
l’hydrogène vert nécessiterait des modifica-
tions mineures puisque les réactifs (H2 et N2) 
sont inchangés. Cela signifie que les usines 
d’ammoniac existantes pourraient être réa-
ménagées pour utiliser de l’hydrogène vert 
(par exemple, de l’hydrogène produit par 
électrolyse) au lieu de combustibles fossiles 
(Pfromm, 2017), (Philibert, 2017). 

L’ammoniac peut être utilisé directement 
dans les piles à combustible à oxyde solide 
à haute température, les turbines à gaz 
et les moteurs à combustion interne (A. 
Afif, 2016), (Laursen, 2018). Selon l’applica-
tion de l’utilisateur final, l’ammoniac peut 
avoir besoin d’être reconverti en hydro-
gène, séparé de l’azote et purifié au point 
d’utilisation. La conversion de l’ammo-
niac en hydrogène et en azote utilise 16 % 

de l’énergie stockée dans l’ammoniac, soit  
6,3 kWh/kg H2, (P.T. Aakko-Saksa, 2018) et 
un niveau d’énergie similaire est utilisé 
pour convertir l’hydrogène en ammoniac 
(S. Giddey, 2017). Toutefois, une intégration 
thermique efficace au cours du processus 
de conversion pourrait accroître l’efficacité 
énergétique de la chaîne de procédé 
(Pfromm, 2017). L’un des principaux défis de 
l’utilisation de l’ammoniac comme moyen 
de stockage de l’hydrogène est de pouvoir 
utiliser un procédé de décomposition de 
l’ammioniac efficace sur le plan énergé-
tique, compétitif en terme de coût, fiable 
et évolutif, ainsi que la séparation et la 
purification de l’H2. 

Le procédé de conversion de l’ammoniac 
en hydrogène n’est pas aussi mature que 
le processus Haber-Bosch. La méthode la 
plus courante de conversion de l’ammo-
niac en hydrogène est la thermolyse, qui 
nécessite une température élevée de 650 °C 
pour obtenir une conversion complète. Les 

catalyseurs les plus actifs pour la conver-
sion de l’ammoniac sont trop chers pour 
un déploiement à grande échelle. Plusieurs 
catalyseurs moins chers ont donné des 
résultats encourageants, mais il reste 
des incertitudes techniques à résoudre 
concernant leurs applications à l’échelle 
industrielle (K. E.Lamb, 2019). 

Le Programme SIP du Japon prévoit un 
coût de production d’ammoniac (hors hy-
drogène) de 1 $ US/kg H2 en utilisant de 
l’hydrogène vert et de 1 $ US/kg H2 pour la 
déshydrogénation (SIP, 2019). L’IRENA fait 
état d’un coût de production de l’ammoniac 
de 2,8 à 3,4 $ US/kg H2 par rapport à un 
coût concurrentiel de 1,3 à 1,98 $ US/kg H2  
pour les combustibles fossiles (IRENA, 2019).  
Dans une autre étude réalisée par le 
DOE, le coût de stockage indiquée est de 
20,6 $ US/kg H2 et de 0,61 $ US/kg H2  
pour l’hydrogénation et la déshydrogéna-
tion respectivement pour une capacité de 
50 T/j de H2 (T. Autrey, 2018).

Figure 38 : Diagramme bloc – Ammoniac à base de gaz naturel.
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Les CAPEX des usines de production d’am-
moniac augmentent de manière significative 
en dessous d’une taille d’usine de 100 T/j. 
Par conséquent, ce n’est probablement pas 
l’option de stockage la plus compétitive pour 
les petites usines d’hydrogène (Y.Kojima, 
2013). 

L’ammoniac pourrait être la méthode la 
moins chère pour le stockage de l’hydro-
gène dans un avenir proche. Sa production 
repose sur une technologie bien établie et 
éprouvée et grâce aux récents dévelop-
pements, il peut être utilisé directement 
comme combustible au lieu d’être craqué 
pour être reconverti en hydrogène, ce qui 
peut réduire considérablement le coût du 
stockage de l’hydrogène. Par rapport au 
méthanol qui a besoin d’une source de CO2 
pour sa production, les usines d’ammoniac 
existantes peuvent passer à l’hydrogène 
vert sans modifications importantes des 
installations. Le défi actuel concernant 
l’ammoniac est lié au fait que les nouvelles 
usines d’ammoniac ont tendance à avoir 
une capacité plus faible que les usines 
d’ammoniac à base de combustibles fos-
siles. Cela peut entraîner des CAPEX et des 
coûts de stockage plus élevés sur la base 
du coût unitaire de l’ammoniac produit. 
En outre, cela pourrait réduire l’objectif de 
conversion des grandes usines d’ammoniac 

alimentées par des combustibles fossiles à 
l’hydrogène vert. Un autre défi est que le 
procédé Haber-Bosch a été conçu pour un 
fonctionnement en régime permanent, des 
démarrages et arrêts de l’installation trop 
fréquents comportant des risques impor-
tants tel l’endommagement des catalyseurs 
en raison du cycle thermique. Par consé-
quent, lors du passage à l’hydrogène vert 
produit par électrolyse qui fonctionnerait 
avec une alimentation électrique intermit-
tente, un stockage séparé de l’hydrogène est 
nécessaire pour fournir une alimentation 
constante à l’unité de synthèse d’ammoniac.   
Il est clair que le méthanol et l’ammoniac 
sont tous deux des solutions très intéres-
santes pour le stockage de l’hydrogène. Le 
choix entre ces deux options devra être éta-
bli d’après les critères de l’utilisateur final, 
du CAPEX requis pour la séparation de 
l’air dans l’unité d’ammoniac par rapport 
au coût du captage et du transport du CO2 
dans l’unité de méthanol, ou du CAPEX 
plus faible de la synthèse du méthanol en 
raison du nombre d’équipements infé-
rieur par rapport au procédé Haber-Bosch. 
Toutefois, les deux présentent l’avantage 
de pouvoir être utilisés directement sans 
déshydrogénation, ce qui permet de réa-
liser des économies de coûts et d’énergie 
importantes par rapport à d’autres vecteurs 
liquides.  

• ACIDE FORMIQUE

L’acide formique, l’acide carboxylique le 
plus simple, est incolore, peu toxique, 
facile à transporter et à stocker à tem-
pérature ambiante. Il peut être obtenu 
comme sous-produit industriel par réduc-
tion photoélectrique et catalytique du CO2  
(J. Klankermayer, 2016). Bien que l’acide for-
mique ne contienne que 4,4 % en masse  
de H2, en raison de sa densité élevée de  
1,22 g/cm3, sa capacité volumétrique at-
teint 53 g H2/L. Cela équivaut à une densité 
énergétique de 1,77 kW-h/L qui dépasse 
celle des réservoirs d’hydrogène sous pres-
sion commerciaux de 70 MPa (par exemple, 
1,4 kW-h/L pour la Miai de Toyota) et peut 
donc convenir à des applications automo-
biles et mobiles (X. Wang, 2018), (K. Sordakis, 
2018). 
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En raison de la thermodynamique favorable 
de l’acide formique, la déshydrogénation peut 
être effectuée dans des conditions douces; des 
pressions d’hydrogène élevées sont de plus 
relativement faciles à atteindre, un avan-
tage unique parmi les vecteurs liquides (H. 
Kawanami, 2017). Cependant, pendant la déshy-
drogénation, du CO2 à haute pression se forme 
également, comme le montre la Figure 39 
(Iguchi, 2016). Pour que l’installation soit adé-
quate, la séparation du CO2 et de l’hydrogène 
doit également être effectuée à haute pression 
afin d’éviter la recompression de l’hydrogène. 
Si la séparation du CO2 à haute pression est 
effectuée de façon économique, la possibilité 
d’alimenter l’hydrogène à haute pression sans 
avoir recours à des compresseurs mécaniques 
est intéressante dans plusieurs applications, 
notamment pour les stations de ravitaillement 
des véhicules à pile à combustible.

L’acide formique peut être directement uti-
lisé dans les piles à combustible. En 2006,  
BASF et Tekion (un développeur de micro- 
piles à combustible pour les appareils élec-
troniques portables) ont signé un accord 
conjoint pour développer et tester l’uti-
lisation directe de l’acide formique dans 
les piles à combustible (BASF, 2006). Les 
caractéristiques de ces types de piles à com-
bustible sont abordées au chapitre 3. Par 
ailleurs, en 2010, BASF a breveté un pro-
cédé de production d’acide formique basé 
sur l’hydrogénation du CO2 dans un milieu 
basique (T. Schaub, 2011). Toutefois, au-
cune autre information n’a été trouvée sur 
l’existence d’usines pilotes ou unités com-
merciales dans ce domaine. La demande 
en électricité dans la production d’acide 
formique selon le procédé de BASF est d’en-
viron 6,7 kWh/kg, à laquelle il faut ajouter 
environ 3,7 kg de vapeur haute pression et 
2 kg de vapeur moyenne pression par kg  

d’acide formique produit (M. Perez-Fortes, 
2016). D’autres procédés ont été dévelop-
pés pour la production d’acide formique, 
comme celui du Mantra Venture Group, qui 
produit de l’acide formique par un procédé 
breveté d’électro-réduction de l’eau et du 
CO2 (Global News, 2015).

Malgré les efforts importants consacrés au 
développement de l’acide formique pour le 
stockage de l’hydrogène au cours des dix 
dernières années, un long chemin reste à 
parcourir avant de pouvoir utiliser avec 
succès l’acide formique comme matériau 
de stockage et de transport de l’hydrogène 
dans des applications industrielles. Des 
questions telles que les mécanismes de dés-
hydrogénation catalytique, la performance 
du catalyseur, l’utilisation de solvants orga-
niques nocifs pour l’environnement tels que 
la phosphine ainsi que le coût élevé du cata-
lyseur, sont autant de sujets qui nécessitent 
des recherches plus approfondies.  

Figure 39 : Représentation schématique d’un système catalytique homogène basé sur un catalyseur soluble dans 
l’eau qui décompose sélectivement l’acide formique en H2 et CO2 en solution aqueuse  (S. Niaz, 2015).
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Figure 40 : Stockage de l’hydrogène à l’aide de toluène/MCH (Chiyoda 2019).

• MÉTHYL-CYCLOHEXANE 

Actuellement, les vecteurs liquides les plus 
reconnus comprennent les cycloalcanes tels 
que le méthyl-cyclohexane (MCH) (Y. Okada, 
2006) (N. Boufaden, 2016), (R.Jafari, 2018) et 
(M. Niermann, 2019). La densité énergétique 
volumétrique du MCH est de 47,3 g/L H2, 
soit environ 2,6 fois moins que celle de 
l’ammoniac. Le toluène, vecteur liquide 
déshydrogéné, réagit avec l’hydrogène en 
présence d’un catalyseur à base de métal 
noble à des pressions de 30 à 50 bars et à 
des températures de 50 à 250 °C (A.A.Shukla, 
2010). La chaleur dégagée pendant le pro-
cessus d’hydrogénation peut être réutilisée 
par exemple pour le préchauffage du pro-
cessus de déshydrogénation (C. Krieger, 
2016). La déshydrogénation s’effectue à des 
températures de 50-420 °C. 

L’hydrogène obtenu peut aussi, dans certains 
cas, avoir besoin d’être séparé de la vapeur 
liée au vecteur (Figure 40). 

Le MCH est une option relativement peu 
coûteuse avec le toluène comme molécule 
vecteur. Environ 22 MT de toluène sont 
actuellement produites chaque année (pour 
des applications commerciales). Il coûte 
environ 700-900 $ US/T (S&PGlobal, 2019). 
Cependant, le toluène est toxique et doit 
être manipulé avec précaution, même si les 
problèmes de sécurité connus ont été lar-
gement résolus ces dernières années. Une 

alternative non toxique est le dibenzylto-
luène. Mais son prix est significativement 
(~5 fois) plus élevé que celui du toluène (M. 
Niermann, 2019). L’AIE mentionne un coût 
d’hydrogénation du MCH de 0,4 $ US/kg  
H2 et celui de la déshydrogénation de 
2,1 $ US/kg H2. Dans une autre étude réa-
lisée par le DOE, le coût du stockage est 
de 0,6 $ US/kg H2 et de 0,75 $ US/kg H2 
pour l’hydrogénation et la déshydrogéna-
tion, respectivement, pour une capacité de  
50 T/j H2 (T. Autrey, 2018).
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Toutefois, par rapport à l’ammoniac ou 
au méthanol, le MCH doit être déshydro-
géné au point d’utilisation, le toluène étant 
retourné vers le site de production d’hy-
drogène. Cela augmente le coût global de 
l’hydrogène dans ce procédé, sans compter 
la dégradation ou la perte d’une certaine 
quantité de toluène au cours des cycles. 
Une étude énergétique et éxergétique réa-
lisée sur le stockage de l’hydrogène à l’aide 
d’ammoniac et de MCH montre que l’effica-
cité totale du système NH3 est de 22,5 % et 
celle du système MCH de 18 %. Cependant, 

la distance physique entre les installations 
d’hydrogénation et de déshydrogénation 
n’était que de 1 km, ce qui réduit la diffé-
rence de coût de transport entre l’ammoniac 
et le système MCH (S. Obara, 2019). Dans le 
monde réel, la distance sera plus longue, 
ce qui augmentera le prix. Par rapport au 
MCH, l’utilisation de l’ammoniac comme 
combustible final élimine l’étape de déshy-
drogénation et réduit d’environ un quart 
les pertes d’énergie dans le système, ce qui 
privilégie le scénario ammoniac par rapport 
au MCH.

Le Tableau 17 résume la demande énergétique 
pour différentes technologies de stockage de 
l’hydrogène.

Tableau 17 : Comparaison de la demande énergétique pour différentes technologies de stockage de l’hydrogène 
(hydrogénation et déshydrogénation) (Gardiner, 2009), (Pfromm, 2017), (Perez-Fortes, 2016).
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Figure 41 : CGH2 tube trailers (Tamhankar, 2014).

2.2 
TRANSPORT

La section précédente a permis de faire le 
point sur les technologies mises en oeuvre 
pour stocker  l’hydrogène sous forme pure 
(gaz comprimé ou liquide) ou par l’entre-
mise d’un vecteur liquide (ammoniac, 
méthanol ou méthylcyclohexane). L’objet 
de la présente section est d’examiner de 
façon critique les méthodes existantes et 
déployées commercialement pour le trans-
port de l’hydrogène, ainsi que les coûts 
associés pour chacune des options. 

2.2.1 
Gaz comprimé 

CAMION

Aujourd’hui, les conteneurs de gaz comprimé 
sont utilisés principalement pour la distribu-
tion de volumes limités d’hydrogène. Pour le 
transport de volumes plus importants, une pos-
sibilité est d’assembler plusieurs bouteilles ou 
tubes de gaz sous pression en faisceau sur des 
remorques tractées dites de CGH2 (Figure 41).  

L’arrangement le plus courant est de neuf 
tubes d’une capacité de 92 pieds cubes 
(Chen, 2010). Les gros tubes généralement 
en acier sont enchâssés dans une structure 
protectrice. Ce système présente l’inconvé-
nient d’avoir une masse nette élevée.

La densité de stockage dans une remorque 
CGH2 n’est pas aussi élevée que dans un 
camion-citerne pour les carburants liquides 
(essence ou diesel). Le volume disponible 
de transport d’hydrogène par camion est 
donc plus faible. Les remorques monotubes 
transportent environ 500 kg d’hydrogène, 
en fonction de la pression et du matériau du 
réservoir. Le plus grand volume de réser-
voir pour le transport d’hydrogène gazeux 
est actuellement de 26 m3. Considérant le 
faible facteur de densité de l’hydrogène à 
500 bars, la charge est d’environ 1 100 kg 
d’hydrogène par camion. Cette masse est 



59Volet B : Revue de littérature technico-économique de l’hydrogène : de la production à l’utilisation  /  Août 2020  /  POLY

rarement atteinte dans la pratique en raison 
de la réglementation limitant la pression 
autorisée, la hauteur, la largeur et la masse 
des tubes. Par exemple, le ministère améri-
cain des transports a récemment approuvé 
la fabrication et l’utilisation de réservoirs 
de stockage composites à haute pression 
(500 et 900 bars) plus légers (GASWORLD, 
2018) destinés au transport routier. Ces 
cuves sous pression pèsent jusqu’à 70 % 
de moins que les cuves en acier (HEXAGON 
COMPOSITES, 2017). Par ailleurs, lors de la 
vidange des tubes, une partie de l’hydro-
gène ne peut pas être évacuée en raison de 
la pression existant dans l’unité de récep-

tion et ne peut donc pas être utilisée. Le 
déchargement ou le remplissage des tubes 
au sol à partir de la remorque de livraison 
nécessite un espace suffisant et prend éga-
lement beaucoup de temps.

Une autre possibilité pour la livraison de 
l’hydrogène comprimé utilise le principe de 
livraison/échange qui est le mieux adapté à 
des espaces limités et qui réduit au mini-
mum le temps passé par le chauffeur sur le 
site. Cette option sert également de stoc-
kage au sol pour la distribution directe 
d’hydrogène aux utilisateurs finaux. 

Le Tableau 18 illustre les capacités de 
transport d’hydrogène et la masse brute des 
camions obtenues pour trois pressions de 
livraison selon le modèle TITAN V Magnum 
d’Hexagon Lincoln.

Tableau 18 : Masse d’une remorque de gaz hydrogène comprimé (Baldwin, 2013).
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Figure 42 : Coût de distribution de l’hydrogène vers une grande installation centralisée et coût de la reconversion en hydrogène gazeux.

Le coût de transport de l’hydrogène com-
primé comprend le capital lié à la remorque, 
le carburant et les coûts logistiques mais 
exclut les dépenses liées aux cuves de com-
pression et de stockage sur le site. 

Plusieurs études sur le transport de l’hydro-
gène comprimé ont été publiées dans la 
littérature (Figure 42). Le coût du trans-
port dépend de la distance parcourue et des 
quantités d’hydrogène comprimé. Pour une 
distance de transport de 200 km, le coût 
rapporté est de 0,69 $ US/kg H2 avec des re-
morques à tubes (R. Boudries, 2019). Une autre 
analyse a montré que le coût total du trans-
port de l’hydrogène diminue avec la capacité 
transportée. En fait, le coût total actualisé du 
transport de l’hydrogène, pour des distances 
inférieures à 350 km, s’avère élevé (entre 2,1 
et 2,9 $ US/kg) en dessous d’une capacité de 
1 T/j en raison des investissements associés à 

l’équipement des camions, mais il diminue de 
plus de 1 $ US/kg pour une capacité de trans-
port de 50 t/j du fait des économies d’échelle. 
Parallèlement, le coût global augmente éga-
lement en fonction de la distance parcourue 
en raison du coût du carburant, sans compter 
une augmentation de 0,7 $ US/kg supplé-
mentaire sur environ 350 km due aux coûts 
de logistique (A. Lahnaoui, 2019). Ces chiffres 
peuvent être comparés à ceux d’une étude 
du DOE (R-K. Ahluwalia, 2019) qui s’élèvent à  
1,4 $ US/kg H2. Un autre coût mentionné 
dans la littérature pour le transport par ca-
mion s’élève à 0,21 $ US/kg (R. Jafari, 2018). 

GAZODUC

Bien que de nos jours l’hydrogène soit en 
majorité transporté par camion sous forme 
gazeuse, cette opération reste relativement 
coûteuse. À plus grande échelle, l’utilisation 

d’un réseau de gazoducs offre des possibi-
lités intéressantes. Il existe dans le monde 
près de 4 500 km de gazoducs d’hydro-
gène (environ 2 600 km aux États-Unis), 
desservant principalement l’industrie pé-
trochimique. Ces gazoducs fonctionnent 
généralement à des pressions modestes 
(~40-60 bar), ont un faible coût d’exploi-
tation et une durée de vie de 40 à 80 ans. 
Cependant, la construction de nouveaux 
gazoducs nécessite un investissement ini-
tial élevé, qui ne convient qu’aux grands 
volumes d’hydrogène. Le coût des nouveaux 
gazoducs d’hydrogène est équivalent à trois 
remorques par kilomètre (Air Liquide, 2018). 
Selon plusieurs études, le CAPEX d’un ga-
zoduc est estimé entre 0,3 et 1,5 M$ US/
km en fonction de son emplacement et de 
sa taille (DeliverHy, 2013). Pour justifier la 
distribution par gazoduc tout en évitant des 
coûts élevés, la meilleure façon est de créer 
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des micro-réseaux de distribution locaux et 
régionaux et éventuellement de les combi-
ner dans un réseau transrégional. 

La quantité d’hydrogène requise par l’uti-
lisateur final est un élément essentiel du 
mode de distribution. Pour les volumes 
importants, des tubes de gros diamètre 
peuvent être utilisés, ce qui réduit le coût 
de la livraison. Par exemple, l’AIE a indi-
qué que si 100 T/j sont nécessaires à un 
endroit situé à 500 km du point de pro-
duction (ou du terminal de carburant), 
l’utilisation de camions est moins coûteuse 
que la construction d’un gazoduc; si 500 T/j  
sont nécessaires, le coût unitaire d’un ga-
zoduc sera moins élevé. Toutefois, il est 
raisonnable de penser qu’au cours de la pro-
chaine décennie, les remorques de CGH2 et 
les réservoirs d’hydrogène liquide resteront 
les principaux modes de distribution, tout 
comme le camion est le moyen actuel prin-
cipal de distribution d’essence et de diesel 
dans les stations de ravitaillement géogra-
phiquement dispersées.

Le DOE mentionne des coûts pour les 
nouveaux gazoducs d’hydrogène entre 
469 000 $ US/km pour un tuyau en acier 
de 10 pouces dans une zone de classe 1, et 
de 938 000 $ US/km pour un tube dans 

une zone de classe 4, quelle que soit son 
diamètre. Ce prix exclut les stations de 
compression nécessaires au maintien des 
pressions de fonctionnement dans le pi-
peline (Chen, 2010). Selon l’AIE (2019), le 
coût du transport de l’hydrogène gazeux 
s’élève à 1 $ US/kg H2 pour 1 500 km en  
tenant compte des CAPEX et des OPEX. 
Plus la distance augmente, plus le coût 
du transport de l’hydrogène par gazoduc 
augmente en raison du nombre accru de 
stations de compression. Il est bien entendu 
que le transport d’hydrogène par gazoduc 
est le moins cher si le gazoduc est déjà 
construit ou déjà disponible. 

GAZ NATUREL ENRICHI

Une autre option consiste à utiliser le ré-
seau de gaz naturel existant et à enrichir 
le gaz en le mélangeant à de l’hydrogène. 
L’Allemagne, les États-Unis et le Royaume-
Uni y ont eu recours dans le passé. Pour 
utiliser les gazoducs existants, il faut éva-
luer au cas par cas leur compatibilité en 
termes de type d’acier utilisé et de pureté 
d’hydrogène à transporter. Un mélange 
contenant jusqu’à 15 % d’hydrogène peut 
nécessiter que des modifications mineures 
du gazoduc (M. W. Melaina, 2013), (Nederland, 
2018). 

L’utilisation du gaz naturel enrichi dans les 
gazoducs n’est pas nécessairement la solu-
tion la plus adaptée pour le transport de 
l’hydrogène Le principal défi réside dans le 
fait que le volume nécessaire pour fournir 
la même quantité d’énergie que le gaz natu-
rel est trois fois plus élevé. Des capacités de 
transport et de stockage supplémentaires 
pourraient s’avérer nécessaires dans le ré-
seau. Les avantages en termes de réduction 
des émissions de gaz à effet de serre n’étant 
pas significatifs aux concentrations d’hy-
drogène actuellement acceptables dans les 
mélanges, il est plus avantageux d’utiliser 
l’hydrogène à l’état pur, en particulier pour 
les applications énergétiques ou chimiques. 

Cependant, dans un pays comme l’Allemagne, 
où il est nécessaire d’étendre le réseau 
électrique (pour des raisons liées au déman-
tèlement de centrales nucléaires dans le sud 
du pays et à l’augmentation de capacité des 
éoliennes dans le nord), l’utilisation de l’in-
frastructure gazière déjà existante pour le 
transport de l’énergie est la solution la plus 
appropriée (Figure 43).

Figure 43 : Comparaison des capacités de transport nord-sud préexistantes 
pour l’électricité et le gaz en Allemagne (D.Bothe, 2018).
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2.2.2 
Hydrogène liquide

CAMION

L’hydrogène peut également être transporté 
sous forme liquide dans des camions ou 
d’autres moyens de transport semblables. 
Les camions-citernes d’hydrogène liquide 
sont souvent utilisés à la place des camions 
de gaz comprimé lorsque la demande le jus-
tifie, les coûts de liquéfaction pouvant être 
compensés par des coûts de transport plus 
faibles. La livraison de l’hydrogène liquide 
aux stations de ravitaillement s’effectue par 
camions à partir d’installations centrales.

Par rapport aux cuves de gaz sous pression, 
il est possible de transporter davantage 
d’hydrogène avec une remorque de LH2, 
car la densité de l’hydrogène liquide est 
plus élevée que celle de l’hydrogène gazeux. 
La densité étant de 70,8 kg/m3, envi-
ron 3,5 T d’hydrogène liquide soit près de 
40 000 Nm3 peuvent être transportées pour 
un volume de charge nominal de 50 m3.

Les camions-citernes cryogéniques haute-
ment isolés peuvent transporter jusqu’à 4 T 
d’hydrogène liquide et sont couramment 
utilisés de nos jours sur de longues dis-
tances. La distance limite est de 4 000 km 
en raison de l’augmentation de la pression 
dans la citerne causée par l’ébullition de 
l’hydrogène liquide.

Des coûts de livraison de l’hydrogène li-
quide par camion sont disponibles dans la 
littérature. Le coût de livraison est estimé 
à 0,39 $ US/kg pour un aller-retour de 
600 km et pourrait doubler à 0,78 $ US/
kg (M. Ball, 2015) pour un aller-retour de 
1 200 km. Selon les données d’un fabricant 

d’hydrogène liquide, 1 000 km est une dis-
tance raisonnable pour le transport de LH2 
par camion. Pour toute distance supérieure 
à 1 000 km, le mode de transport préféré 
est le gazoduc. 

En général, l’hydrogène liquide convient 
mieux au transport sur de longues dis-
tances, par rapport à l’hydrogène gazeux 
comprimé qui convient mieux aux distances 
plus courtes en quantités plus faibles. 

NAVIRE

Le LH2 peut en principe aussi être trans-
porté par voie maritime et plusieurs projets 
étudient activement le développement de 
navires de transport appropriés. Ces navires 
seraient semblables aux méthaniers et né-
cessiteraient la liquéfaction de l’hydrogène 
avant le transport. De tels navires utilise-
raient comme carburant l’hydrogène évacué 
suite à son ébullition dans le réservoir. Un 
bateau d’hydrogène liquéfié contiendrait 
la même quantité d’hydrogène que cinq 
bateaux d’hydrogène gazeux à 200 bars. Le 
SIP (2019) estime le coût du transport de 
l’hydrogène par bateau à 1,8 $ US/kg H2. Le 
coût comprend le chargement, le transport 
maritime et le déchargement.

Selon l’AIE (2019), le coût du transport 
de l’hydrogène liquide par bateau est de 
2 $ US/kg H2 pour un trajet de 2 500 km. 
Le coût du transport augmente avec la dis-
tance, mais de manière peu significative par 
rapport au transport par gazoduc. 

Dans tous les cas, la chaîne d’approvi-
sionnement maritime nécessitera des 
investissements d’infrastructure importants 
pour le stockage de l’hydrogène dans les 
terminaux d’importation et d’exportation, 
et pour la construction des installations de 
liquéfaction et de regazéification dans les 
terminaux de chargement et de réception. 

2.2.3 
Vecteurs liquides 

Pour le stockage et le transport d’hydrogène 
par vecteur liquide, la molécule « por-
teuse » doit être chargée en hydrogène, 
l’hydrogène pur étant extrait à destination. 
Les vecteurs utilisés ont des propriétés 
semblables à celles du pétrole brut et des 
produits pétroliers, et leur principal avan-
tage est qu’ils peuvent être transportés sous 
forme liquide sans qu’il soit nécessaire de 
les refroidir ou de les comprimer. En outre, 
ils permettent un stockage d’énergie à long 
terme sans évaporation, contrairement 
à l’hydrogène liquide. Dans certains cas, 
ils peuvent utiliser les pipelines existants. 
Toutefois, si le vecteur ne peut pas être 
utilisé directement, la nécessité de le rame-
ner par camion ou par pipeline à son lieu 
d’origine pour le recharger en hydrogène, 
rend cette méthode de transport compli-
quée et coûteuse. Actuellement, les vecteurs 
liquides les plus courants sont le MCH, le 
méthanol et l’ammoniac. 
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Figure 43 : Coût du transport de l’hydrogène par gazoduc et par bateau, et coût de la liquéfaction et de la conversion de l’hydrogène 
(IEA, 2019).

L’ammoniac est l’un des vecteurs les plus 
intéressants et est connu comme un élé-
ment clé dans le monde de l’hydrogène. Les 
procédés de production et de manipulation 
de l’ammoniac à l’échelle industrielle sont 
bien établis et la distribution de l’ammo-
niac bénéficie déjà d’une infrastructure 
fiable (notamment par pipeline, rail, route 
et bateau). Environ 180 millions de tonnes 
d’ammoniac sont produites et transportées 
chaque année (FAO, 2017). 

La teneur en hydrogène de l’ammoniac 
s’élève à 17,8 % en masse, soit dans 1 m3 une 
quantité d’hydrogène deux fois supérieure 
que dans le cas de l’hydrogène liquéfié, ce 
qui signifie qu’il est beaucoup moins cher 
à transporter que l’hydrogène liquide. Bien 
que l’ammoniac dispose déjà d’un réseau 
de distribution bien établi, c’est un pro-
duit chimique toxique, ce qui peut limiter 

son utilisation dans certaines applications. 
Il existe également un risque qu’une partie 
de l’ammoniac non brûlé s’échappe, ce qui 
peut entraîner la formation de particules et 
l’acidification de l’eau et du sol. 

PIPELINE

L’AIE mentionne que s’il est moins cher 
de transporter l’ammoniac que de l’hydro-
gène par pipeline, le coût de conversion 
de l’hydrogène en ammoniac entraîne une 
augmentation du coût global du transport 
de l’hydrogène. Elle mentionne que le coût 
total de transport de l’ammoniac sur en-
viron 1 500 km est de 1,5 $ US/kg de H2. 
Cependant, l’ammoniac peut être utilisé tel 
quel dans plusieurs applications finales, ce 
qui permet d’éviter le coût de la déshydro-
génation, et en fin de compte, de réduire le 
prix du transport de l’ammoniac sur envi-

ron 1500 km à 0,5 $ US/kg H2 (AIE, 2019). 
Dans le cas du transport par pipeline, la 
livraison de MCH n’est probablement pas 
attractive vu qu’il faut renvoyer la molé-
cule porteuse à son lieu d’origine à la fin du 
cycle.

La Figure 44 montre la comparaison des 
coûts du transport de l’hydrogène, du MCH 
et de l’ammoniac par pipeline. Les coûts 
comprennent le coût du transport et de tout 
équipement de stockage/auxiliaire néces-
saire et excluent les coûts de distribution et 
de reconversion. Dans le graphique, le terme 
« LOHC » fait référence au MCH/toluène 
(AIE, 2019).
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NAVIRE

Le coût du transport de l’hydrogène sous 
forme de MCH ou d’ammoniac par ba-
teau sur 1 500 km est semblable, le coût 
du MCH étant légèrement supérieur (soit  
0,6 $ US/kg H2) (AIE, 2019), (SIP, 2019). 

CAMIONS

Un camion-citerne peut transporter envi-
ron 5 T de H2 sous forme d’ammoniac ou 
1,7 T de H2 sous forme de MCH. Pour le 
MCH, un camion est également nécessaire 
pour ramener le vecteur (toluène) au point 
d’origine après l’extraction de l’hydrogène. 
La quantité d’hydrogène requise dans l’uti-
lisation finale est le critère de choix entre le 
pipeline ou le camion pour la distribution 
locale. Pour des volumes plus importants, 
les pipelines sont plus compétitifs que les 
camions.  

En outre, les coûts dépendent de la qualité 
de l’hydrogène requise par l’application. Si 
de l’hydrogène pur est nécessaire, le coût 
supplémentaire occasionné par la déshy-
drogénation du vecteur liquide doit être 
inclus. Le coût de cette reconversion dé-
pend de la pureté de l’hydrogène requise : 
si l’hydrogène est destiné aux piles à com-
bustible au lieu d’être brûlé, la reconversion 
est plus coûteuse.

Selon l’AIE, le coût de distribution de MCH 
par camion sur une distance de 500 km 
serait de 0,8 $ US/kg H2, et le coût d’extrac-
tion et de purification de l’hydrogène dans 
l’utilisation finale serait de 2,1 $ US/kg H2,  
soit un coût total de distribution locale 
de 2,9 $ US/kg H2. Pour une capacité de 
890 T/j de MCH, le DOE mentionne un 
coût de transport et de distribution de  
1,56 $ US/kg de H2 et un coût de déshydro-
génation de 0,75 $ US/kg de H2, soit un coût 
total de 2,31 $ US/kg de H2 (T. Autrey, 2018). 

Pour l’ammoniac, le coût équivalent pour 
le transport serait de 1,5 $ US/kg H2;  
cependant, si le client final peut uti-
liser l’ammoniac sans avoir besoin de 
déshydrogénation, le coût de distribution 
serait considérablement inférieur, soit  
0,4 $ US/kg H2 (AIE, 2019). Selon le DOE, 
le coût de distribution de l’ammoniac est  
de 1,24 $ US/kg H2 et le coût de la déshy-
drogénation de 0,61 $ US/kg H2, soit un 
coût total de 1,85 $ US/kg H2 (T. Autrey, 
2018).

2.3 
COÛT TOTAL DE LA LIVRAISON ET 
DU STOCKAGE DE L’HYDROGÈNE

Le coût total de la livraison de l’hydrogène 
doit considérer l’ensemble des options et des 
étapes de la chaîne d’approvisionnement. 
L’option la moins chère pour transporter 
l’hydrogène dépend fortement du moyen de 

Figure 45 : Coût total de livraison d’hydrogène au secteur industriel par gazoduc ou par bateau (IEA, 2019).
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transport et de la distance; les coûts supplé-
mentaires de conversion doivent être mis 
en perspective par rapport aux économies 
réalisées sur le transport. Si une option 
peut être moins coûteuse dans une partie 
spécifique de la chaîne de valeur, les écono-
mies peuvent se retrouver réduites du fait 
de coûts plus élevés à une autre étape de la 
chaîne. Par ailleurs, les différentes techno-
logies en jeu varieront en fonction de leur 
degré de maturité et de leur potentiel de 
réduction des coûts.

L’analyse de l’AIE suggère que le transport 
et la distribution de l’hydrogène par gazo-
duc à l’intérieur des terres est l’option la 
moins coûteuse pour des distances infé-
rieures à environ 3 500 km. Au-delà, les 
pipelines d’ammoniac seraient l’option la 
moins chère considérant les nombreuses 
stations de compression nécessaires dans 
le cas de l’hydrogène gazeux. Si l’on com-
pare le transport par gazoduc et par bateau, 

l’option gazoduc est moins chère pour des 
distances inférieures à environ 1 500 km. 
Au-delà, le transport de MCH et d’ammo-
niac par bateau est moins coûteux. 

Le coût de transport par bateau est plus élevé 
pour de l’hydrogène liquide que pour l’am-
moniac et le MCH; les coûts de transport du 
MCH et de l’ammoniac sont semblables, celui 
de l’ammoniac étant légèrement inférieur. 
Les résultats sont basés sur un transport de 
100 T/j dans un pipeline vers un site final situé 
à 50 km du terminal de réception. 

Le Conseil de l’hydrogène a examiné trois 
options pour la distribution de l’hydrogène : 
1) le transport par camion de l’hydrogène 
comprimé, 2) le transport par camion de 
l’hydrogène liquéfié, et 3) l’utilisation de ga-
zoducs (Figure 46).  

Il mentionne que l’option à retenir variera 
selon les cas, en fonction du profil de la 

demande et de la distance par rapport 
au point d’approvisionnement. Pour les 
courtes distances, l’hydrogène gazeux com-
primé offre le coût le plus bas. Le transport 
routier de liquides est plus économique 
pour les distances au-delà de 300 à 400 km. 
Si l’hydrogène est déjà disponible sous 
forme liquide sur le site de production ou 
de livraison, le transport sur des distances 
encore plus courtes sera économique. 

La construction d’un nouveau réseau de 
distribution d’hydrogène est un investisse-
ment important sur plusieurs années mais 
peut devenir économique dans les cas où 
les volumes sont importants. Toutefois, les 
entreprises pourraient également utiliser 
des gazoducs existants. Dans ce cas, le gaz 
naturel enrichi – si la configuration actuelle 
du réseau le permet – l’adaptation des ins-
tallations pour de l’hydrogène pur, peuvent 
se révéler judicieux.

Figure 46 : Évolution du coût de l’hydrogène pour le transport (Hydrogen Council, 2020).
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Tableau 19 : Résumé des méthodes de transport de l’hydrogène.

L’analyse suggère que l’ensemble des modes 
de distribution de l’hydrogène devraient 
connaître une baisse de coût significative 
au cours de la prochaine décennie – de 
l’ordre de 60 % en incluant la production et 
jusqu’à 70 % si l’on considère uniquement 
la distribution et la vente au détail – soit 
un coût d’hydrogène à la pompe à moins de  
5 $ US/kg d’ici 2030 (Hydrogen Council, 2020).  

L’estimation du coût de l’hydrogène in-
cluant la distribution dans les trois options 
montre également ce qui suit :

• Un plus grand déploiement des canaux de 
distribution et des stations de ravitaille-
ment est essentiel pour réduire les coûts;

• Les gazoducs sont la solution la moins 
coûteuse pour les gros volumes d’hydro-
gène et/ou lorsqu’il existe un réseau à 
exploiter;

• Les gazoducs et le transport routier à 
basse pression nécessitent un stockage 
sur site très coûteux. 

Un résumé des méthodes de transport de l’hy-
drogène est présenté dans le Tableau 19.
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2.4 
MODÉLISATION ÉCONOMIQUE DU 
SYSTÈME D’APPROVISIONNEMENT 
EN HYDROGÈNE
 
Dans cette étude, nous avons construit un 
modèle technico-économique afin d’estimer 
les coûts de stockage et de transport de l’hy-
drogène à l’aide d’ammoniac et de MCH. 
Les principaux paramètres de performance 
(rendement, durée de vie, besoins en énergie 
auxiliaire, etc.), les fonctions de coût (coûts 
spécifiques en fonction de la puissance 
nominale ou des débits) des principaux 
systèmes techniques et des pièces d’équi-
pement importantes, et les paramètres 
économiques pertinents (prix de l’électri-
cité, taux d’intérêt, durée de vie du projet) 
sont utilisés comme données d’entrée du 
modèle. Les informations nécessaires pour 
l’évaluation des coûts proviennent du do-
maine public et de nos études antérieures. 
Ce modèle permet de calculer les CAPEX 
totaux et les OPEX ainsi que le coût global 
du stockage et du transport de l’hydrogène 
pour les différentes technologies. 

Les hypothèses suivantes ont été utilisées 
pour développer le modèle :

• L’hydrogène et le vecteur sont produits 
de manière centralisée. Par la suite, 
le vecteur est transporté vers des 
installations de stockage centralisées. 
C’est dans ces installations que le 
vecteur est converti selon les besoins de 
l’utilisation finale, et c’est sous cette 
forme finale qu’il est livré aux stations 
de remplissage. 

• Le stockage et le transport de 
l’hydrogène sont déterminés pour une 
capacité de 500 000 tonnes H2/an. 

• On suppose que la vapeur, l’électricité 
et l’eau de traitement sont fournies à la 
limite des installations.

• La formation de vapeur, l’alimentation 
électrique et les unités de traitement 

des déchets ou de contrôle de la 
pollution sont considérées comme étant 
en dehors de la limite des installations.

• Toutes les utilités tels que l’eau 
dessalée, l’eau déminéralisée, l’eau 
de refroidissement, l’air, l’azote, 
l’hélium et les autres produits 
chimiques nécessaires à la conversion 
de l’hydrogène sous la forme requise 
pour son stockage, ou à l’extraction 
de l’hydrogène de la forme qui était 
utilisée pour le stocker, sont fournies en 
dehors de la limite des installations. 

• Le facteur d’usage de l’installation de 
stockage de l’hydrogène (installation 
d’ammoniac et installation de MCH)  
est de 90 %. 

• Les camions-remorques sont le principal 
mode de transport des produits. 

• Le vecteur est stocké là où il est 
produit. Il est transporté par train 
jusqu’à l’installation centrale de 
stockage. Le transport du vecteur 
transformé (une forme d’utilisation 
finale de H2) du stockage central à 
la station de remplissage se fait par 
camion.

• L’ammoniac est utilisé directement et 
sans processus de déshydrogénation au 
point d’utilisation.

• Le nombre de stations de stockage 
central est de 50.

Parmi les différents technologies, le pro-
cédé de liquéfaction de l’hydrogène est 
celui qui nécessite le plus faible CAPEX. 
Le CAPEX le plus élevé est celui de la pro-
duction d’ammoniac en raison du procédé 
à haute pression utilisé. La comparaison 
des OPEX des différents procédés de pro-
duction de vecteurs chimiques privilégie la 

liquéfaction de l’hydrogène. C’est l’option la 
moins coûteuse en termes d’OPEX par rap-
port à toutes les autres options.

Selon les résultats du modèle de calcul des 
coûts, le coût du LH2 est de 2,64 $ CAN/kg  
de H2, celui du MCH de 9,67 $ CAN/kg et 
celui de l’ammoniac de 5,32 $ CAN/kg de 
H2. Le coût comprend la production et la 
déshydrogénation du vecteur et son trans-
port. Ces résultats sont conformes aux 
données disponibles dans la littérature. 
Toutefois, ces coûts devraient diminuer 
significativement grâce au développement 
de procédés de liquéfaction plus efficaces et 
de nouveaux procédés de production d’am-
moniac à des températures plus basses. 
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2.5 
CONCLUSION 

Contrairement à l’électricité, l’hydrogène 
peut être stocké avec succès massivement 
sur de longues périodes. Une méthode de 
stockage à long terme et à coût compéti-
tif peut avoir un rôle important comme 
réserve d’énergie dans le cas d’excédents 
d’énergies renouvelables. Cependant, le 
stockage de l’hydrogène constitue un défi 
en raison de la faible densité du gaz; de ce 
fait il doit être stocké à des densités élevées 
par différentes méthodes telles que la com-
pression ou la liquéfaction ou dans certains 
cas, par l’entremise d’un vecteur. Certaines 
de ces méthodes ont atteint une maturité 
suffisante pour des applications à grande 
échelle, voire même sont considérées 
comme des technologies matures. Étant 
donné que les technologies disponibles 
diffèrent fondamentalement en termes 
d’approche, d’application et d’échelle, il est 
difficile de les comparer entre elles. En rai-
son des propriétés physiques et chimiques 
de l’hydrogène, ses coûts logistiques (c’est-
à-dire le stockage et le transport) sont plus 
élevés que ceux d’autres sources d’énergie 
(comme les combustibles liquides).

Le stockage de l’hydrogène pur peut être 
réalisé sous forme de gaz comprimé ou li-
quide, deux formes actuellement utilisées 
à grande échelle. La technologie de stoc-
kage la plus mature pour les applications 
à grande échelle est le stockage de l’hydro-
gène comprimé dans des dômes de sel, mais 
cette méthode n’est pas universellement 
applicable. Une densité de stockage plus 
élevée peut être obtenue à partir de l’hydro-
gène liquéfié, également considéré comme 
une technologie mature ; cependant, elle 
nécessite un déploiement plus massif et une 
réduction additionnelle des coûts pour per-
mettre de gagner en compétitivité. 

L’hydrogène peut être transporté à l’état 
pur ou par le biais d’un vecteur chimique 
par camions, bateaux ou pipelines. À l’heure 
actuelle, l’hydrogène pur est généralement 
transporté par camions dans des conteneurs 
de gaz comprimé, et dans certains cas dans 
des réservoirs de liquide cryogénique. De 
plus, des réseaux locaux/régionaux de ga-
zoducs d’hydrogène sont disponibles dans 
certains endroits. Le déploiement d’un ré-
seau de gazoducs serait le meilleur choix si 
l’hydrogène devient une source importante 
d’énergie. Cependant, les gazoducs néces-
sitent un investissement initial élevé, qui 

ne peut être rentabilisé qu’avec des volumes 
d’hydrogène conséquents. En général, l’hy-
drogène liquide convient au transport sur 
de longues distances, l’hydrogène gazeux 
comprimé convient à des distances plus 
courtes en quantités plus faibles, tandis que 
les gazoducs sont avantageux pour les gros 
volumes. 

Du point de vue de la densité, les méthodes 
de stockage et de transport par des maté-
riaux tels que l’ammoniac et le méthanol 
offrent des avantages significatifs; les 
applications déjà existantes, des procé-
dés de production et des infrastructures 
de transport matures sont des éléments 
prometteurs. L’ammoniac et le méthanol 
peuvent être utilisés directement comme 
combustibles dans plusieurs applications, 
éliminant ainsi la nécessité d’une étape de 
déshydrogénation. En outre, afin de rendre 
la chaîne d’approvisionnement globale plus 
compétitive, l’hydrogène comme moyen de 
stockage de l’électricité pourrait être com-
biné à d’autres utilisations. Par exemple, de 
l’ammoniac pourrait être produit à partir 
d’électricité à bas prix pour le marché do-
mestique des engrais et utilisé directement 
comme carburant. Une approche semblable 
pourrait être appliquée au méthanol.
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Comme nous l’avons vu dans ce chapitre, 
toutes les technologies de stockage et de 
transport de l’hydrogène présentent encore 
des faiblesses et il n’existe pas de technologie 
parfaite. Néanmoins, plusieurs technolo-
gies sont viables, l’option la plus appropriée 
dépendant de la quantité d’hydrogène, de 
son utilisation finale, de la distance glo-
bale de transport, de l’emplacement et du 
contexte spécifique. La plupart des tech-

nologies présentées font encore l’objet de 
recherches très actives et vont permettre 
des avancées significatives. En conclusion, 
la méthode de stockage et de transport la 
plus appropriée doit être évaluée au cas par 
cas en tenant compte du volume, de la du-
rée, de la distance, de la vitesse d’extraction 
et du marché spécifique. 

La Figure 47 présente le coût estimé le plus 
bas disponible pour la production, le stockage 
et la distribution d’hydrogène pur pour le gaz 
comprimé et l’hydrogène liquide en dollars 
canadiens.

Figure 47 : Résumé de la production, du stockage et de la distribution de l’hydrogène.
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3. TECHNOLOGIE DES PILES À COMBUSTIBLE 
ET APPLICATIONS COMMERCIALES  

UNE PILE À COMBUSTIBLE EST UN DISPOSITIF ÉLECTROCHIMIQUE QUI CONVERTIT 
L’ÉNERGIE CHIMIQUE EN ÉLECTRICITÉ, SOUS-PRODUITS CHIMIQUES ET CHALEUR. 

Les piles à combustible diffèrent des autres 
sources d’énergie électrochimique telles les 
batteries par le fait que dans les batteries la 
source des réactifs se trouve à l’intérieur, et 
que dans les piles à combustible, les réactifs 
sont alimentés en continu par des sources 
externes. 

On distingue deux sortes de batteries. Dans 
les batteries primaires les électrodes sont 
consommées par une réaction irréversible 
(pile à usage unique), tandis que dans les 
batteries secondaires la réaction est réver-
sible (batterie rechargeable) (Brian Cook, 
2002), (J. Larminie, 2003) (F. Barbir, 2005). La 
densité d’énergie spécifique maximum 
des batteries commerciales ne dépasse 
pas 200 Wh/kg de réactifs, alors que celle 

des piles à combustible est d’au moins 
1 000 Wh/kg de réactifs. Le rendement 
élevé des piles à combustible, leur faible 
niveau de bruit et leur faible potentiel de 
pollution les rendent intéressantes pour la 
production future d’électricité.

Il existe différents types de piles à combus-
tible en fonction de la nature de l’électrolyte, 
du porteur de charge et de leur température 
de fonctionnement. Ce chapitre couvre les 
principaux aspects de la technologie des 
piles à combustible, les secteurs d’appli-
cation, le coût et les perspectives d’avenir.  

Les annexes IV à VII traitent plus en détail 
du développement et des principes des piles à 
combustible et présentent les nouvelles tech-
nologies encore en phase de développement.
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Figure 48 : Principe de la pile à combustible hydrogène/oxygène : 
(a) Plaque bipolaire ; 
(b) Canal de distribution du flux de gaz ; 
(c) Couche d’électrode ; 
(d) Couche de catalyseur supportée ; 
(e) Électrolyte. 
(Omkar Yarguddi, 2014)

3.1 
Principes de base

Le principe de la pile à combustible repose 
sur deux demi-réactions électrochimiques, 
chaque demi-réaction se produisant soit à 
l’anode soit à la cathode. Il s’agit d’un mo-
teur de production d’énergie qui consomme 
du carburant et de l’oxygène et convertit 
l’énergie chimique en énergie électrique, 
chaleur et sous-produits. 

Dans le cas de la pile à combustible hydrogène/
oxygène (Figure 48), ces réactions sont respec-
tivement l’oxydation de l’hydrogène à l’anode 
et la réduction de l’oxygène à la cathode. Elles 
sont séparées par l’électrolyte, un matériau 
ionique qui permet aux ions de circuler mais 
qui bloque le passage des électrons. Le trans-
fert des électrons produits par l’oxydation du 
combustible (production d’électricité) s’effec-
tue par un circuit externe vers la cathode de 

réduction d’oxygène. Les protons produits 
pendant l’oxydation de l’hydrogène circulent 
à travers l’électrolyte conducteur de protons 
jusqu’à la couche superficielle de l’électroca-
talyseur de la cathode. Lorsque les protons 
arrivent à cette électrode, ils se combinent à 
la couche superficielle de l’électro-catalyseur 
de la cathode avec les électrons et l’oxygène 
gazeux pour produire de l’eau. 
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Figure 49 : Illustration des principales étapes de la production électrochimique d’électricité.

En conséquence, le fonctionnement d’une 
pile à combustible implique le transfert 
d’électrons de l’anode à la cathode par un 
circuit externe, ce qui produit un courant 
électrique. Comme source d’énergie élec-
trique, la pile à combustible produira de 
l’électricité en continu tant qu’elle sera ali-
mentée en combustible. C’est la différence 
importante entre une pile à combustible et 
une batterie, qui sont toutes deux des dis-

positifs électrochimiques produisant de 
l’énergie électrique. Cependant, les compo-
sants de la pile à combustible ne sont pas 
consommés au cours des processus électro-
chimiques pour produire de l’électricité. 

Les principales étapes de la production 
d’électricité dans une pile à combustible 
sont illustrées dans la Figure 49, à savoir : 
 

(1) alimentation des réactifs, (2) oxydation 
électrochimique du combustible à l’interface 
anode/électrolyte et réduction à l’interface 
cathode/électrolyte, (3) conduction ionique 
des ions à travers l’électrolyte de l’anode à 
la cathode ou de la cathode à l’anode selon 
le type de pile à combustible, et (4) élimi-
nation des produits de réaction de la pile à 
combustible.



73Volet B : Revue de littérature technico-économique de l’hydrogène : de la production à l’utilisation  /  Août 2020  /  POLY

3.2 
Densité énergétique

La densité énergétique du combustible joue 
un rôle important sur la densité volumé-
trique et spécifique de la pile à combustible. 
La Figure 50 compare la densité énergétique 
spécifique de plusieurs batteries et d’une 
pile de type PEMFC avec des réservoirs de 
stockage d’hydrogène comprimé de 350 bar 
(5 000 psi) et des réservoirs composites à 
base de fibres de 700 bar (10 000 psi) pour 
les véhicules électriques. La masse des ré-

servoirs à 700 bar est plus importante que 
celle à 350 bar car une enveloppe de fibres 
supplémentaire est nécessaire pour fournir 
la résistance structurale. La densité énergé-
tique spécifique d’une pile de type PEMFC 
(décrite ci-après) alimentée à 700 bar, soit 
580 Wh/kg, est de 4 à 12 fois plus élevée 
que celle des systèmes de stockage à base de 
batterie (le facteur 4 en comparaison avec 
une batterie Li-ion et le facteur 12 avec une 

batterie au plomb). En d’autres termes, le 
système hydrogène comprimé-pile à com-
bustible peut fournir de l’électricité à un 
véhicule avec une masse du système embar-
qué 4 à 12 fois inférieur à celle des batteries 
actuelles, et quatre fois inférieur à l’objectif 
de l’US Advanced Battery Consortium. En 
outre, de tels systèmes occupent un espace 
moindre que les batteries par unité d’éner-
gie utile fournie au moteur.

Figure 50 : Densités énergétiques volumique et gravimétrique du réservoir d’hydrogène et du système de piles à combustible par rapport 
à la densité énergétique des batteries (C. E. Thomas, 2009).
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3.3 
Types de piles

Les piles à combustible sont classées en 
fonction du type d’électrolyte et des porteurs 
de charge ionique. Le type d’électrolyte dé-
termine les réactions chimiques qui ont lieu 
dans la pile, le catalyseur requis, la plage de 
température de fonctionnement et le type 
de combustible. Plusieurs technologies de 
piles à combustible sont actuellement en 
cours de développement, chacune ayant 
ses propres avantages et limites, et niveau 
de maturité. Les différents types de piles à 
combustible sont:

• Les piles à combustible à électrolyte 
à membrane échangeuse de protons 
(PEMFC) utilisent une membrane poly-
mère solide comme électrolyte ionique, 
des protons (H+) comme porteurs de 
charge, un catalyseur à base de Pt, un 
combustible à base d’hydrogène; elles 
peuvent être utilisées pour l’alimenta-
tion de secours, l’alimentation portable 
et la production distribuée;

• Les piles à combustible à alcool direct 
(DAFC) utilisent une membrane poly-
mère solide comme électrolyte ionique, 
des protons (H+) comme porteurs de 
charge, un catalyseur à base de Pt, de 
l’hydrogène comme combustible, et 
peuvent être utilisées pour des appli-
cations dans les marchés non matures 
(phase de lancement); 

• Les piles à combustible à acide phospho-
rique (PAFC) utilisent un gel de H3PO4 
comme électrolyte avec des protons 
comme porteurs de charge, un cataly-
seur à base de Pt, un combustible à base 
d’hydrogène, et peuvent être utilisées 
pour la production distribuée;

• Les piles à combustible alcalines (AFC) 
utilisent un électrolyte de potassium 
liquide, des ions hydroxyde (OH−) 
comme porteurs de charge, des cataly-
seurs à base de nickel, de l’hydrogène 
comme combustible, et peuvent être 
utilisées dans les applications militaires 
ou spatiales, l’alimentation de secours 
et les transports ;

• Les piles à combustible à carbonate 
fondu (MCFC) utilisent un sel de car-
bonate fondu comme électrolyte, du 
CO3

2 − comme support de charge, un 
catalyseur à base d’alliage de nickel, 
des combustibles à base d’H2 , de CH4 
et de CO, et peuvent être utilisées pour 
les services électriques et la production 
décentralisée ;

• Les piles à combustible à oxyde solide 
(SOFC) sont basées sur un électrolyte à 
oxyde céramique, des ions O2 − comme 
porteurs de charge, un catalyseur à base 
de pérovskite, des combustibles H2, CH4, 
CO et des hydrocarbures, et peuvent 

être utilisées pour les services élec-
triques et la production décentralisée;

• Les piles à combustible réversibles 
(RFC) utilisent une membrane polymère 
solide comme électrolyte ionique, des 
protons (H+) comme porteurs de charge, 
des catalyseurs à base de Pt et d’oxyde 
de ruthénium, et de l’hydrogène comme 
combustible pour les alimentions élec-
triques de secours et la production 
d’électricité distribuée; ces systèmes 
peuvent aussi être utilisés en mode 
inversé pour la production d’hydrogène 
par électrolyse de l’eau;

Le Tableau 20 résume les principales carac-
téristiques des différents types de piles à com- 
bustible et les applications les plus adaptées.
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Tableau 20 : Caractéristiques et paramètres de base des différentes technologies de piles à combustible (DOE, 2015).
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Figure 51 : Principe schématique de la PEMFC alimentée en hydrogène.

PEMFC

Les PEMFC sont construits en utilisant des 
membranes d’électrolyte polymère comme 
conducteur de protons et des matériaux à 
base de platine (Pt) comme catalyseur. Il 
existe deux variantes de PEMFC en fonction 
de leur température de fonctionnement : la 
PEMFC à basse température (LT-PEMFC) 
pour des plages de température de 80 à 
100 °C, et la PEMFC à haute température 
(HT-PEMFC), qui fonctionne à des tempé-
ratures élevées allant jusqu’à 220 °C. Les 
piles PEMFC sont ce qui se fait de mieux 
au niveau technologique pour les véhi-
cules légers et les systèmes de manutention 
industrielle, et dans une moindre mesure 
pour les applications stationnaires. Dans 
cette section, nous abordons les deux types 
de PEMFC les plus intéressants : les piles à 
combustible alimentées par l’hydrogène et 
les piles à alcool direct. 

• PEMFC HYDROGÈNE/OXYGÈNE
 
Un principe schématique de PEMFC alimenté 
en hydrogène est présenté à la Figure 51.  
L’hydrogène entre dans la pile à combus-
tible au niveau de l’anode et l’oxygène au 
niveau de la cathode. Les électrons et les ions 
d’hydrogène se combinent avec l’oxygène et 
produisent de l’eau.

En raison des températures relativement 
basses dans la LT-PEMFC et de l’utilisa-
tion d’électrodes à base de métaux précieux, 
ces piles doivent fonctionner avec de l’hy-
drogène pur (99,999 %). C’est pourquoi 
la norme ISO 14687 (publiée en 1999) a 
établi des exigences de qualité pour l’hy-
drogène utilisé dans les PEMFC. La norme 
ISO 14687 a été révisée pour la dernière fois 
en 2012 (J. M. Ohi, 2016). La densité de puis-
sance dans les LT-PEMFC est élevée (au 
moins 0,72 W.cm-2), les temps de démarrage 
sont courts et le démarrage à froid est pos-
sible. L’électrolyte étant solide, les fuites de 
fluides corrosifs ne posent pas de difficulté 

et la pile à combustible peut fonctionner 
dans n’importe quelle position. 

La HT-PEMFC utilise une membrane 
dopée à l’acide phosphorique et son princi-
pal avantage par rapport à la LT-PEFC est 
sa température de fonctionnement élevée 
qui lui permet de surmonter certaines des 
limites de la LT-PEMFC telles que la sen-
sibilité aux impuretés. La HT-PEMFC peut 
tolérer jusqu’à 5 % de CO dans l’hydrogène, 
et la gestion de son refroidissement est la 
plus performante en comparaison avec les 
autres piles à combustible (Q. Li, 2003). Le 
fonctionnement à haute température per-
met également de récupérer efficacement 
la chaleur résiduelle qui peut ainsi être 
réutilisée. Le BOP est également simplifié 
(absence d’humidificateur). La HT-PEMFC 
a cependant une faible durabilité et une 
densité de puissance inférieure à 0,5 W.cm-2 
et il n’y a pas de possibilité de démarrage à 
froid. 
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Les HT-PEMFC ne sont pas supérieures aux 
LT-PEMFC; chacune de ces deux technolo-
gies a des avantages selon les applications. 
La LT-PEMFC utilisant de l’hydrogène pur 
convient aux applications pour véhicules 
électriques, tandis que la HT-PEMFC uti-
lisant de l’hydrogène de moindre pureté est 
bien adaptée aux applications stationnaires.
En raison de la teneur élevée du catalyseur 
en platine, du coût de la membrane utili-
sée dans les systèmes PEFC des véhicules à 
pile à combustible de première génération 
et de l’absence de production industrialisée, 
les prototypes de véhicule à pile à combus-
tible se sont initialement avérés coûteux 
(plus de 200 000 $ US). Des progrès de 
réduction des coûts importants ont depuis 
été observés (diminution de la teneur en 
platine d’un facteur 2/3 grâce à la micro-
structuration des catalyseurs, amélioration 
de la préparation des électrodes et création 
d’assemblages membrane-électrodes du-
rables et moins coûteux). La durabilité des 
piles à combustible a également été multi-
pliée par 4. Ainsi, une pile à combustible 
de 100 kW pouvant être utilisée pour une 
voiture coûtera 4 000 $ US en 2020 et son 
prix devrait diminuer à environ 3 000 $ US 
en 2050 pour un volume de production de 
500 000 systèmes par an (DOE, 2019). On 
s’attend à ce que cette importante réduction 

du coût des piles à combustible pour l’auto-
mobile contribue de manière significative à 
la diminution du coût des véhicules tel le 
modèle 2021 de la Mirai de Toyota dont le 
prix annoncé est de 73 870 $ US.  

Pour les applications de cogénération 
(CHP), le coût estimé d’un système de 1 kW 
pour 50 000 systèmes produits par an est 
de 2 200 $ US/kW pour la LT-PEMFC, et 
de 2 250 $ US/kW pour la HT-PEMFC. 
Pour une pile de 100 kW et une production 
de 50 000 systèmes par an, le coût sera de 
1 650 $ US/kW pour la LT-PEMFC, et de 
2 000 $ US/kW pour la HT-PEMFC (Brian 
D. James, 2017). Plus de 300 000 systèmes 
étaient en service à la fin de 2018 et le 
prix unitaire d’une PEMFC est inférieur à 
9 400 $ US (S.Mitshushima, 2018).

Sur la base de 50 000 unités produites, 
l’estimation du coût d’un système de cogé-
nération de 100 kW de type LT-PEMFC est 
de 2 429 $ US/kW et de 1 704 $ US/kW  
pour un système de cogénération de 250 kW 
de type LT-PEMFC (Battelle, 2017). 

Ces estimations des coûts de piles pour la 
cogénération sont beaucoup plus élevées 
que pour la pile à combustible destinée à 
l’automobile. En cogénération, les coûts 

supplémentaires viennent du BOP, qui 
comprend le reformeur, le traitement du 
combustible, la récupération de chaleur, etc. 
  
Le DOE a fait état d’une évaluation des 
coûts réalisée par Battelle pour les alimen-
tations électriques de secours en utilisant 
des systèmes LT-PEMFC de 5 kW et 10 kW. 
Sur la base d’une production annuelle de 
50 000 unités, le coût global du système est 
de 1 875 $ US/kW pour un système de 5 kW 
et de 1 215 $ US/kW pour un système de 
10 kW (V.Contini, 2017).

• DAFC

Les DAFC sont des piles à combustible à mem-
brane échangeuse de protons dans laquelle 
l’alcool est directement utilisé comme com-
bustible (Figure 52). La technologie DAFC 
attire de plus en plus l’attention en tant que 
source d’électricité. Non seulement les alcools 
tels le méthanol et l’éthanol ont une densité 
énergétique volumétrique particulièrement 
élevée, mais leur stockage et transport sont 
beaucoup plus simple que pour l’hydrogène. 
La majorité des développements concernant 
ce type de piles à combustible ont été réalisés 
en utilisant le méthanol comme combustible, 
ce qui a donné naissance aux piles à combus-
tible à méthanol direct (DMFC). 

Figure 52 : Principe de la DMFC.



78 POLY  /  Volet B : Revue de littérature technico-économique de l’hydrogène : de la production à l’utilisation  /  Août 2020 

Figure 53 : Principe de la RFC (DOE, 2019).

Dans les DMFC, l’anode est alimentée par 
du méthanol pur mélangé à de la vapeur. Par 
la suite, le méthanol est converti en protons, 
en dioxyde de carbone et en électrons par 
oxydation sur un électrocatalyseur à base 
de platine et de ruthénium. Les électrons 
passent par le circuit externe pour rejoindre 
la cathode et réduisent l’oxygène en eau; 
c’est ce mécanisme qui produit l’énergie 
électrique en sortie de pile à combustible. 

Le DMFC souffre d’un phénomène de croi-
sement du méthanol de l’anode vers la 
cathode à travers la membrane, ce qui nuit à 
l’efficacité de la pile. C’est pourquoi les cata-
lyseurs sur la cathode doivent posséder un 
degré important de tolérance au méthanol 
(O. Savadogo, 2006), tels les électrocataly-
seurs au platine utilisés. Le croisement du 
méthanol peut être limité en utilisant une 
membrane électrolytique plus épaisse 
(200 microns) que celle utilisée dans les 
PEMFC à hydrogène qui est de 20 microns 
(O.Savadogo, 2019).

Le rendement des systèmes DMFC existants 
en terme de conversion du méthanol en 
courant continu ne dépasse pas 20 à 40 % 
dans les systèmes de production électrique 
de 10 à 250 watts pour les applications mo-
biles. Weltmeister développe actuellement 
en Chine une voiture à pile à combustible à 
méthanol (E4tech, 2018), pays dans lequel le 
méthanol est déjà largement utilisé comme 
carburant.

RFC

Les RFC sont des dispositifs électrochi-
miques réversibles prometteurs qui peuvent 
fonctionner efficacement aussi bien en 
mode pile à combustible pour la production 
d’électricité qu’en mode électrolyse pour 
la production d’hydrogène et de produits 
chimiques. 

Le principe de la RFC est illustré à la 
Figure 53. Les conditions de fonctionnement 
de ce type de pile reposent sur celles des LT-
PEMFC en consommant de l’hydrogène et de 

l’oxygène pour produire de l’électricité, de la 
chaleur et de l’eau comme sous-produits. Une 
RFC peut être exploitée en mode inverse et 
décomposer l’eau en hydrogène et en oxygène 
à l’aide d’électricité.

Des électrocatalyseurs avancés à base 
d’oxyde de Pt-Ir sont utilisés pour les 
deux réactions à l’anode et à la cathode. 
Les résultats expérimentaux d’un prototype 
de RFC basé sur une membrane à conduc-
tion de protons MEA de Ballard de 50 cm2 
ont montré un rendement de 63 % pour 
la pile à combustible et de 80 % en mode 
inverse comme électrolyseur. Ces résultats 
sont prometteurs, mais il reste plusieurs 
défis techniques à relever pour rendre la 
RFC viable et compétitive, dont le déve-
loppement d’électro-catalyseurs améliorés, 
l’augmentation du rendement et de la du-
rabilité en cyclage, la réduction du coût 
actualisé du stockage de l’électricité à moins 
de 10 cents/kWh/cycle, et des CAPEX infé-
rieurs à 1250 $ US/kW et 150 $ US/kWh 
(DOE, 2019).
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Figure 54 : Principes schématiques de la pile à combustible 
à acide phosphorique.

PAFC

Les PAFC constituent la première génération 
de piles à combustible modernes commer-
ciales fonctionnant à des températures 
comprises entre 100 et 220 °C. Elles utilisent 
de l’acide phosphorique sous forme très 
concentrée (> 95 %) car leurs électrodes po-
reuses en carbone contiennent un catalyseur 
au platine (Behling, 2012), (O.Savadogo, 2019).  
De l’air chargé en CO2 est utilisé comme 
oxydant tandis que l’hydrogène pur ou un 
gaz riche en hydrogène agit comme combus-
tible principal (Figure 54) (Behling, 2012), 
(O.Savadogo, 2019). 

Le rendement électrique de la PAFC est 
d’environ 40 %, ce qui est légèrement supé-
rieure à celui des centrales à flamme, mais 
avec la cogénération de chaleur et d’élec-
tricité, il peut atteindre 85 %. À masse et 
volume identiques, la PAFC fournit moins 
d’énergie que les autres piles à combustible. 
Des PAFC d’une capacité allant jusqu’à 

quelques kW sont en exploitation dans 
des hôpitaux, hôtels, bureaux, aéroports et 
écoles.

Le principal inconvénient des PAFC est 
l’adsorption des ions phosphates à la sur-
face du catalyseur qui dégrade la réaction 
électrochimique dans le système. Une 
autre limitation est la perte d’acide lorsque 
le système fonctionne pendant de lon-
gues périodes à des températures élevées. 
La diminution de la surface active des 
électrodes et la corrosion progressive du 
carbone à des tensions de fonctionnement 
des cellules élevées (supérieures à ~ 0,8 V) 
constituent d’autres sources de difficulté. 
Comme pour les autres piles à combustible, 
l’utilisation d’électrocatalyseurs à base de 
Pt est coûteuse; Le développement de maté-
riaux moins coûteux et stables ainsi que le 
problème du BOP restent donc les défis à 
résoudre dans le cas des PAFC.

AFC

L’AFC est l’une des premières technologies 
de piles à combustible développées et a été 
largement utilisée dans le domaine spatial 
pour produire de l’électricité et de l’eau à 
bord des vaisseaux spatiaux. 

L’AFC (Figure 55) utilise de l’hydrogène 
pur à l’anode et de l’oxygène à la cathode. 
L’électrolyte est à base d’hydroxyde de potas-
sium dans une gamme de concentration de  
30 à 40 % et les températures de fonction-
nement sont de 60 à 90 °C. En général, des 
matériaux à base de nickel sont utilisés 
comme électrocatalyseurs à l’anode et du NiO 
lithié comme électrocatalyseur à la cathode. 
La cogénération de chaleur n’est pas habi-
tuelle avec l’AFC. 

Figure 55 : Principe schématique de la pile à combustible alcaline.
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Figure 56 : Schéma de fonctionnement du MCFC (Mehmeti, 2016).

En raison de la vitesse élevée des réactions 
électrochimiques au niveau des électrodes, 
l’AFC présente le rendement électrique le 
plus élevé (60 %) de toutes les piles à com-
bustible. L’inconvénient le plus important 
est leur réactivité au CO2, car une petite 
quantité de CO2 dans l’air peut réagir avec 
l’électrolyte et réduire la conductivité de 
l’électrolyte. Pour résoudre certains des pro-
blèmes liés à ces électrolytes liquides, des 
AFC innovantes utilisant une membrane 
polymère comme électrolyte ont été mises 
au point. Ces piles à combustible sont étroi-
tement liées aux PEMFC classiques, mais 
elles utilisent une membrane alcaline au 
lieu d’une membrane acide; elles sont com-
munément appelées piles à combustible à 
membrane alcaline (AMFC).

Parmi les autres défis que doivent relever les 
AMFC figurent la conductivité et la durabi-
lité de leur membrane, leur fonctionnement 
à température élevée, la gestion de l’eau, la 
densité de puissance et les électrocataly-
seurs de l’anode. L’AFC est la technologie de 
pile à combustible la moins chère en raison 
du faible coût du catalyseur utilisé et son 

utilisation future repose sur le développe-
ment des AMFC et la résolution de leurs 
problèmes. 

MCFC

Une pile MCFC est un dispositif électro-
chimique dont l’électrolyte est à base de 
carbonate fondu et qui fonctionne à une 
température supérieure à 600 °C (Savadogo, 
2019). Les ions carbonate agissent comme 
porteurs de charge et des catalyseurs au 
nickel peu coûteux sont utilisés comme 
électrodes. 

Le schéma de fonctionnement du MCFC est 
présenté à la Figure 56. À l’anode, les ions 
carbonate sont combinés à l’hydrogène pour 
produire de l’eau, des électrons et du dioxyde 
de carbone. Les électrons se déplacent vers la 
cathode par le circuit externe, ce qui donne 
naissance au courant. À la cathode, l’oxygène, 
les électrons de l’anode et le dioxyde de car-
bone, qui peut être recyclé à partir de l’anode 
elle-même ou d’une autre source, réagissent et 
produisent des ions carbonate ce qui permet 
de régénérer l’électrolyte.

Le rendement de la MCFC peut atteindre de 
65 % en couplage avec une turbine. En rai-
son du recours à des températures élevées, 
les MCFC peuvent fonctionner en mode 
cogénération, la récupération et l’utilisation 
de la chaleur résiduelle permettant d’at-
teindre des rendements globaux supérieurs 
à 80 %. 

Les MCFC fonctionnent souvent au bio-
gaz, ce qui comparativement aux PEMFC, 
PAFC et AFC, offre l’avantage de la flexi-
bilité du combustible grâce à leur capacité 
de reformage interne à haute température. 
Cependant, les MCFC présentent plusieurs 
problèmes. Ils sont très sensibles aux im-
puretés soufrées. La nature corrosive de 
l’électrolyte carbonaté à haute tempéra-
ture entrave la durée de vie des piles. Les 
températures élevées nécessitent un temps 
important pour atteindre les conditions de 
fonctionnement et réagissent lentement 
aux changements de demande en puissance. 
Ces caractéristiques font que les MCFC sont 
plus adaptées aux applications à puissance 
constante.
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Figure 57 : Réactions schématiques de la SOFC (K. H. Ng, 2018).

La MCFC a été mise au point pour la cogéné-
ration de moyenne taille, les services public 
d’électricité, et les applications industrielles 
et militaires utilisant des centrales élec-
triques au gaz naturel ou au charbon. Leur 
succès commercial s’explique par leur mo-
dularité, leur durabilité et la qualité de la 
chaleur produite. Des prototypes de MCFC 
dans la gamme des 100 kW sont en cours de 
construction et d’évaluation. 

SOFC

La SOFC est une pile à combustible à haute 
température qui utilise un oxyde inorga-
nique céramique solide comme électrolyte. 

Comme le montre la Figure 57, les réactions 
d’oxydation anodique impliquant H2 ou CH4 
sont réalisées de 700 à 1 000 °C par les ions 
O2

− et donnent de l’eau, du dioxyde de carbone 
ou du carbone et des électrons. Le carbone issu 
de l’oxydation anodique peut être oxydé par 
les ions O2

− pour donner du CO. Les électrons 
de l’oxydation du combustible sont conduits 
à travers le circuit externe, donnant lieu à 
un courant électrique, jusqu’à la cathode où 

l’oxygène est réduit en ions O2
−. L’ion oxygène 

(O2
−) est le porteur de charge dans la SOFC 

(Mirzababaei & Chuang, 2014).

La technologie SOFC est flexible en termes 
d’alimentation. À l’instar de la MCFC, la 
SOFC peut également utiliser le CO et le 
CH4 comme combustibles. Sa température 
de fonctionnement est suffisamment élevée 
pour pouvoir convertir le CO et le CH4 en 
H2 par des réactions WGS et de reformage 
à la vapeur, respectivement. Par rapport aux 
autres technologies de piles à combustible, 
la SOFC présente une plus grande tolérance 
au soufre et au monoxyde de carbone. Outre 
la souplesse du combustible, un fonctionne-
ment à haute température apporte plusieurs 
avantages, tels un rendement de conversion 
électrique élevé, une cinétique de réaction 
rapide, et le fait d’éviter les catalyseurs à 
base de métaux nobles. Le rendement de 
conversion du combustible en électricité 
est d’environ 60 %. Dans la cogénération, le 
rendement total pourrait atteindre 85 %.  

Dans les systèmes SOFC, le fonctionne-
ment à haute température pose plusieurs 
problèmes, tels que les longs temps de 
démarrage, la durabilité des matériaux 
pendant les cycles thermiques répétés et 
les problèmes potentiels de compatibilité 
mécanique/réactivité chimique entre les 
différents composants de la pile.

Les SOFC peuvent être conçues sous forme 
tubulaire et planaire par superposition de 
cellules individuelles (Figure 58). En fonc-
tion de l’application, la forme tubulaire a des 
dimensions qui peuvent aller de la taille d’une 
aiguille jusqu’à 1,5-2 m pour des temps de 
démarrage rapides et une grande puissance 
brute, respectivement (F. Tietz, 2008).

Figure 58 : Configuration plane et tubulaire de la SOFC 
(Industrie céramique, 2004).
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La SOFC (Solid Oxide Fuel Cell) est envisagée 
pour les petites applications stationnaires 
comme l’alimentation de secours dans les 
habitations. La production combinée de 
chaleur et d’électricité et l’alimentation en 
énergie pour les télécommunications a com-
mencé à se développer en Allemagne, au 
Japon et au Royaume-Uni. Au Japon, par 
exemple, plus de 280 000 unités de piles 
à combustible ont été vendues avant juillet 
2018 en tant que systèmes de cogénéra-
tion résidentiels. Ainsi, les SOFC devraient 
apporter une grande contribution à la réali-
sation de systèmes énergétiques hautement 
efficaces à l’avenir. Cependant, il reste des 
défis à relever, tels que la capacité de sur-
vie des piles, les longs temps de démarrage 
et les problèmes potentiels de compatibi-
lité mécanique/réactivité chimique entre 
les différents composants de la pile et de la 
batterie en raison des hautes températures. 
Des recherches sont donc nécessaires pour 
résoudre ces problèmes et fournir des com-
posants de pile moins coûteux qui peuvent 
survivre à haute température (Jacobson, 
2010).

Le ministère américain de l’énergie a lancé 
le programme SOFC en 2000 afin de déve-
lopper une technologie SOFC peu coûteuse, 
très efficace et écologique pour la pro-
duction d’électricité à petite ou à grande 
échelle. Les cibles spécifiques du DOE pour 
les développements futurs de la SOFC sont 
les suivants : atteindre un objectif de coût 
d’empilement de 225 $ US/kW et un objec-
tif de coût de système de 900 $ US/kW;  
démontrer une dégradation des perfor-
mances inférieure à 0,2 % par tranche de 
1 000 heures sur une durée de fonctionne-
ment de 40 000 heures; et atteindre une 

efficacité supérieure à 60 % sans capture et 
stockage du carbone (Battelle, 2017). Le coût 
le plus récent rapporté par le DOE pour un 
système de pile à combustible de 100 kW 
de cogénération fabriqué à 50 000 unités 
est de 1 420 $ US/kW pour la SOFC, et de 
1 158 $ US/kW pour un système de pile à 
combustible de 250 kW de cogénération, 
ce qui est encore loin des objectifs (Battelle, 
2017).

3.4 
ÉLÉMENTS DE  
CONCEPTION DES PEMFC

Une pile à combustible hydrogène-oxygène 
PEMFC se compose principalement des 
éléments suivants : processeur de combus-
tible, humidificateur, empilement, système 
de refroidissement et conditionneur d’éner-
gie. Outre la conception et l’optimisation 
de chacun de ces composants, la gestion de 
l’eau dans la pile a un impact direct sur la 
sélection de la méthode de refroidissement, 
la connexion des piles en série et la pression 
à laquelle l’ensemble peut fonctionner. La 
détermination de la teneur en eau optimale 
s’appuie sur un compromis entre la conduc-
tivité protonique de l’électrolyte qui est 
directement proportionnelle à la teneur en 
eau, et le contenu en eau de la membrane 
pour éviter la submersion des électrodes en 
contact étroit avec l’électrolyte. La submer-
sion des électrodes bloquerait les pores de 
la membrane ou limiterait la capacité de la 
couche de diffusion des gaz. La gestion de 
l’eau dans la pile à combustible permet de 
contrôler la teneur optimale en eau; elle est 
donc essentielle pour un fonctionnement 
efficace de la pile à combustible. 

Par exemple, un système de pile à com-
bustible de 100 kW doit théoriquement 
être alimenté avec 367,2 kg/h d’oxygène et 
5,4 kg/h d’hydrogène. Il produira 48 kg/h 
d’eau et 78,6 kW de puissance thermique. 
Si 40 % de la chaleur doit être évacuée à un 
ΔT de 30K, il faudra 0,25 kg/h d’eau pour 
refroidir le système.

Compte tenu de la maturité et du déploiement 
des LT-PEMFC dans de nombreuses applica-
tions, il convient d’examiner plus en détail le 
schéma de fonctionnement d’un système com-
plet dont la complexité est bien illustrée à la 
Figure 59.

La section d’alimentation en hydrogène est 
composée d’un réservoir d’hydrogène relié 
à une vanne d’étranglement et à une vanne 
de régulation de pression. L’hydrogène à la 
pression requise est alimenté à un humidifi-
cateur, chauffé à la température appropriée 
puis introduit à l’anode de la pile. Une 
soupape de purge permet d’évacuer l’excès 
d’hydrogène. Des étapes similaires sont 
appliquées du côté de l’alimentation en 
oxygène où un compresseur est utilisé pour 
alimenter un humidificateur en oxygène 
purifié, qui après chauffage est introduit du 
côté de la cathode de la pile. L’eau en sortie 
de la cathode est régulée par une vanne de 
contrôle, séparée et dirigée vers un réser-
voir d’eau pour répondre aux besoins des 
deux humidificateurs. Un ventilateur ou un 
système de refroidissement est incorporé à 
la pile à combustible. L’électricité produite 
par la pile à combustible est dirigée vers un 
système de conditionnement où l’électricité 
pourra entraîner un moteur électrique, être 
injectée dans le réseau, ou encore être utili-
sée hors réseau via un onduleur CC/CA.
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Figure 59 : Schéma du système LT-PEMFC alimenté en hydrogène et oxygène purs (R. B. Rosli, 2016).

Le système de traitement du combustible est 
un élément important des systèmes SOFC, 
MCFC, PAFC et HT-PEMFC. Sa fonction 
est de convertir le combustible convention-
nel en une forme utilisable par la pile. Si 
l’hydrogène est produit par l’électrolyse de 
l’eau, sa pureté est généralement suffisante 

pour une utilisation directe dans la pile à 
combustible. Par contre, si l’hydrogène est 
produit à partir du gaz naturel, il doit subir 
plusieurs étapes d’épuration avant d’être 
utilisé comme combustible selon le type de 
piles. 
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Figure 60 : Étape de traitement du carburant en fonction du type de systèmes de FC (I. Staffell, 2018).

Comme le montre la Figure 60, la tolérance 
à la contamination est spécifique pour chaque 
type de pile à combustible, ce qui nécessite 
une configuration différente pour les proces-
seurs de combustible (I.Staffell, 2018). Après 
la première étape de traitement du gaz natu-
rel par hydrodésulfuration, le processeur de 
combustible permet d’obtenir 95 % de CH4, 
4 % de C2H6 et 1 % de CO2 pouvant être uti-
lisés directement pour alimenter les SOFC ou 
MCFC. Une étape de reformage est nécessaire 
pour produire une alimentation plus riche en 
hydrogène à partir du gaz naturel désulfuré ou 
d’autres combustibles fossiles (essence, diesel, 
charbon gazéifié, méthanol). Ce gaz de refor-
mage est généralement composé d’hydrogène, 

de 10 % de CO, de 10 % de CO2 et de 1 % de 
CH4 et ne peut être utilisé directement que 
dans des MCFC ou des SOFC. Dans une étape 
subséquente, le reformat est traité dans un 
réacteur WGS à haute ou à basse température 
pour améliorer le rendement en hydrogène 
dans le mélange de combustibles, pour réduire 
sa teneur en monoxyde de carbone (CO) à 0,5 
à 1 % et pour augmenter la teneur en CO2 à 
15 % sans CH4. Ce mélange de combustible 
composé d’hydrogène, de 1% de CO et de 15 % 
de CO2 peut être introduit dans la PAFC à une 
température de fonctionnement supérieure à 
150 °C. L’oxydation partielle est une dernière 
étape possible pour éliminer les impuretés 
du CO et ramener sa concentration à moins 

de 10 ppm, pour augmenter la teneur en CO2 
à 15 % et pour éliminer les impuretés telles 
que le soufre et l’ammoniac. L’hydrogène 
pur ainsi obtenu peut être introduit dans les 
PEMFC sans CO ni autres impuretés nocives 
pour l’électrocatalyseur à base de platine. 

Comme le montre la Figure 59, les gaz ré-
actifs (hydrogène et oxygène) passent par 
un humidificateur avant d’être chauffés et 
introduits dans la pile à combustible. Cette 
étape est nécessaire car la membrane à 
électrolyte solide ne transporte pas correc-
tement les protons de l’anode à la cathode 
et la conductivité de la membrane diminue 
considérablement lorsqu’elle est sèche. 
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Le cœur de la pile à combustible est consti-
tué des empilements où se produisent les 
réactions électrochimiques sur les élec-
trodes des MEA. Ce sont ces réactions qui 
produisent le courant continu dans chacune 
des cellules. Un empilement est le résultat 
d’une combinaison en série et en parallèle 
(si nécessaire) de cellules individuelles pour 
obtenir une tension, un courant et une puis-
sance appropriés. Une cellule individuelle 
ayant une tension inférieure à 1 volt (la 
tension typique d’une cellule est d’environ 
0,6-0,7 volt), elle est inutilisable tel quel 
dans la plupart des applications. Le nombre 
moyen de cellules individuelles dans un 
empilement est compris entre plusieurs di-
zaines et plusieurs centaines. La capacité de 
puissance d’un empilement de piles à com-
bustible dépend du type de pile, de sa taille, 
de la température de fonctionnement et de 
la pression des gaz réactifs à l’alimentation. 

À titre d’exemple, la pile PEMFC Ballard 
de 5 kW modèle MK5-E est composée de 
36 cellules; chaque cellule a une surface 
active de 232 cm2 d’électrocatalyseur, des 
électrodes en graphite et une membrane 
perfluorée de Dow (F. Laurencelle, 2001). 

Le refroidissement des piles à combustible 
peut être de trois types : par air, par liquide 
et par changement de phase. Le refroidisse-
ment par air est le plus simple; cependant 
en fonction de sa puissance, il est plus diffi-
cile de garantir que l’ensemble de la pile va 
être refroidi. En général, les PEMFC d’une 
capacité supérieure à 5 kW sont refroi-
dies à l’eau, celles de moins de 2 kW sont 
refroidies à l’air, la décision concernant les 
piles intermédiaires étant une question de 
jugement. Comparativement au système de 
refroidissement par air, le refroidissement 
par eau offre une capacité de refroidisse-
ment quatre fois supérieure. De plus, les 
canaux d’air augmentent la taille de la pile 
à combustible, ce qui se traduit par une 
empreinte spatiale plus importante. L’eau 
produite par la pile à combustible peut être 
recyclée, à des fins de refroidissement, en 
faisant circuler dans l’humidificateur. 

Selon l’application de la pile à combustible, 
la puissance du système peut être contrôlée 
par le courant, la tension ou la fréquence, 
etc. De nombreuses applications de piles à 
combustible utilisant du courant alterna-
tif, il est nécessaire d’installer un onduleur 
en sortie de pile pour convertir le courant 
continu en courant alternatif. Avant l’entrée 
dans l’onduleur, il est possible d’augmenter 
ou de diminuer la tension ou le courant 
continu à l’aide d’un convertisseur CC/CC à 
haut rendement (au moins 94 %). 

3.5 
AVANTAGES ET INCONVÉNIENTS 
DES PILES À COMBUSTIBLE

La densité de puissance et la puissance spé-
cifique sont des paramètres importants dans 
les générateurs électriques (K. Wipke, 2012), 
mais leurs valeurs dans les piles à combus-
tible sont plus fonction de la conception 
globale des systèmes et de la disposition 
des composants, que de la technologie des 
piles elle-même. Selon Hyundai, la densité 
de puissance d’une pile de 80 kW net était 
de 640 W/L en 2012, alors que l’objectif du 
DOE est de 650 W/L (Juriga, 2012), (DOE, 
2016). 

Le Tableau 20 compare différents paramètres 
de piles à combustible. La puissance la plus 
élevée pouvant aller jusqu’à quelques MW est 
obtenue avec les MCFC et les SOFC, tandis 
que les PEMFC permettent d’obtenir des piles 
plus petites. Le rendement électrique le plus 
élevé (60 %) est obtenu avec la LT-PEMC, 
l’AFC et la SOFC, et le plus faible (40 %) avec 
la PAFC. Les applications des PEMFC sont 
les plus nombreuses, suivies des piles AFC, 
tandis que les PAFC ne conviennent qu’à la 
production distribuée. 

Les avantages des piles à combustible 
peuvent se résumer ainsi (DOE, 2019), (A. 
Kirubakaran, 2009) : 

• EFFICACITÉ  
Les piles à combustible sont 
généralement plus efficaces que les 
moteurs à combustion, qu’ils soient à 
piston ou à turbine. 

• SIMPLICITÉ 
Les éléments essentiels d’une pile à 
combustible sont très simples, avec 
peu ou pas de pièces mobiles. Cela peut 
conduire à des systèmes très fiables et 
durables. 

• FAIBLES ÉMISSIONS  
Lorsque l’hydrogène est le combustible, 
le sous-produit de la réaction principale 
de la pile à combustible de l’eau pure, 
ce qui signifie qu’une pile à combustible 
peut être essentiellement à « zéro 
émission ». Toutefois, il convient 
de noter qu’à l’heure actuelle, les 
émissions de CO2 sont presque toujours 
présentes dans la production des 
combustibles, hydrogène ou autres. 

• SILENCE 
Les piles à combustible sont très 
silencieuses, même celles qui sont 
dotées d’un important équipement de 
traitement du combustible.

Le plus grand inconvénient des piles à 
combustible aujourd’hui est leur coût de 
fabrication, en particulier le coût des cataly-
seurs (par exemple, le platine). Le manque 
d’infrastructures pour soutenir la distri-
bution d’hydrogène soulève également des 
défis pour le déploiement des piles. Les ra-
pides progrès techniques en cours pour les 
applications des piles et de l’hydrogène fa-
ciliteront leur déploiement à grande échelle 
dans un avenir proche. 
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3.6
CIBLES TECHNIQUES 
ET ÉVALUATION DES 
SYSTÈMES COMMERCIAUX

Le manque de données disponibles sur les 
piles à combustible en conditions d’exploita-
tion réelles est le principal facteur limitant 
l’essor industriel des véhicules à pile à com-
bustible (FCEV). Cette section présente les 
cibles technologiques du DOE qui balisent 
le développement des différents composants 
nécessaires. Elles ont été introduites en col-
laboration avec l’US DRIVE Partnership 
qui comprend des entreprises du secteur 
automobile et du secteur de l’énergie ainsi 
que l’équipe technique du DOE chargée des 
piles à combustible.

Le développement des systèmes de piles à 
combustible pose de nombreux défis. Le 
coût et la durabilité des systèmes sont les 
aspects les plus importants à prendre en 
compte. Les données existantes sont rares 
et souvent non publiques, d’où la nécessité 
de mener des tests systématiques sur les 
dispositifs intégrés de piles à combustible. 
De tels essais sont absolument nécessaires 
et contribueront à développer des compo-
sants optimaux pour les FCEV.

Le Tableau 21 présente les cibles techniques 
des MEA (DOE, 2016) selon le NREL (National 
Renewable Energy Lab). Les cibles de coût 
pour 2020 sont de 14 $ US/kW net pour la 
MEA et de 20 $ US/m2 pour la membrane, 
sur la base d’une production de masse de 
500 000 piles de 80 kW. Le prix cible des 
électrocatalyseurs a été déterminé sur la base 
de la teneur en platine (g/kW) et du charge-
ment (g/cm2) dans les électrodes. D’autres 
paramètres entrent en jeu comme la durabi-
lité en fonction du cycle (2 500 cycles en 2015 
et 5 000 cycles en 2020). Ces paramètres ont 
été évalués lors de la production d’une quan-
tité suffisante de MEA pour 500 000 systèmes 
par an en utilisant les données du DOE. Le 
Tableau 21 présente d’autres caractéristiques 
issues de cette référence (DOE, 2016).

Les cibles pour la teneur totale en métaux 
du groupe du platine (PGM) pour les deux 
électrodes sont de 0,16 g/kW en 2015 et de 
0,125 g/kW en 2020. Il n’est cependant pas 
certain que ces valeurs ou que les condi-
tions pour ces cibles correspondent à celles 
utilisées dans l’industrie des FCEV. La pile 
à combustible de 113 KW de la Mirai de 
Toyota utilise actuellement 30 grammes de 
platine (soit 0,265 g/kW) (Reuters, 2019). 

Cette valeur est deux fois plus élevée que la 
cible de teneur en platine prévue en 2020, 
soit 0,125 g/kW (cf. Tableau 21). Toyota pré-
voit de réduire la teneur en platine des deux 
tiers pour la ramener à environ 10 grammes 
par véhicule dans sa prochaine version. La 
plupart des objectifs ne sont pas encore 
atteints par l’industrie. Les autres objec-
tifs qui ne sont pas énumérés ici et qui sont 
liés à la FCEV se trouvent dans le rapport  
(DOE, 2016).

Les Tableaux 22 et 23 listent les cibles tech- 
niques du DOE pour les alimentations élec-
triques de secours et pour les systèmes 
intégrés d’alimentation par piles à combus-
tible destinées au secteur des transports. 

Le Tableau 24 indique les cibles techniques 
pour les systèmes de piles à combustible por-
tables (5-50 watts/100-200 watts). Les coûts 
sont basés sur 25 000 et 10 000 unités par 
an pour les unités de 5-50 W et 100-200 W, 
respectivement. 

Tableau 21 : Objectifs techniques du DOE pour les assemblages d’électrodes à membranes dans les applications de transport (DOE, 2016).
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Tableau 22 : Objectifs techniques pour les systèmes d’alimentation de secours à piles à combustible
(1-10 kWe) fonctionnant à l’hydrogène direct.

Tableau 23 : Objectifs techniques : 80 kWe (net) Systèmes intégrés d’alimentation à piles à combustible 
pour les transports fonctionnant à l’hydrogène direct.

Tableau 24 : Objectifs techniques : Systèmes de piles à combustible portables (5-50 Watts / 100-200 Watts).
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Figure 61 : Durabilité de la puissance des piles à combustible 
en fonction de la chute de tension (J. Kurtz, 2019).

À ce jour, même si la PEMFC est considérée 
comme la technologie la plus mature pour 
les applications de transport, son futur dé-
ploiement commercial à grande échelle sera 
lié à la réduction des coûts et à l’améliora-
tion de la durabilité. 

Le NREL a évalué le fonctionnement de 
systèmes de piles à combustible sous diffé-
rents angles afin de voir si les paramètres 
de performance étaient maximisés. L’étude 
indique que l’efficacité du système pour le 
parc de véhicules à 25 % de la puissance 
nominale est d’environ 57 %. Il est clair 
que les données sur les performances des 
piles à combustible montrent que la tech-
nologie devra continuer à s’améliorer pour 
atteindre les cibles du DOE 2020, à savoir 
une efficacité maximale de 65 % à 25 % de la 
puissance nominale (J. Kurtz, 2019). 

La Figure 61 montre la durabilité de la ten-
sion de la pile à combustible du parc en 
fonction des niveaux de chute de tension (J. 
Kurtz, 2019). Dans cette figure, le pourcentage 
de baisse de tension dans l’empilement est 
exprimé en fonction du temps. La variation 
de cette chute de tension peut être compa-
rée pour une durée de vie cible de 5 000 h. 
Comme prévu, la durabilité augmente avec 
la baisse de tension. Une chute de tension de 
10 % correspond à une durabilité d’environ 
2 000 heures. Une chute de tension de 30 % 
correspond à une durabilité de 6 000 heures. 
À ce jour, certains empilements dépassent le 
seuil de 5 000 heures, mais le problème réside 
dans les taux de dégradation, qui sont encore 
nettement supérieurs à l’objectif du DOE à 
savoir une dégradation de 10 %. On s’attend 
à ce que les progrès de la technologie des piles 
à combustible permettent à ces systèmes d’at-
teindre la cible fixée dans les 2 à 4 prochaines 
années. 

La Figure 62 illustre les objectifs de coût et de 
durabilité pour les applications automobiles 
et stationnaires pour 2025. Les différences de 
coût significatives observables entre le secteur 
automobile et les installations stationnaires 
sont liées au BOP, qui dans le cas des applica-
tions stationnaires inclut le reformeur, ce qui 
n’est pas nécessaire dans l’autre cas.

Figure 62 : Objectifs des applications des 
systèmes de piles à combustible 
pour 2025 par secteur 
(DOE, 2019).

Notes : 1) La dégradation de la tension est mesurée sur la base du temps prévu pour la chute de tension, à courant élevé, 10 % 
inférieur qu’au début si tension de vie. Une dégradation de tension de 10% est une mesure du DOE pour évaluer la performance 
des piles à combustibles et non une indication des critères de fin de vie d'un OEM. 2) Les projections utilisant des données « sur 
route » sont calculées à un courant d’empilement élevé. 3) Chaque groupe a une valeur de projection de tension qui est la moyenne 
pondérée des projections de la pile à combustible du groupe. 4) Les heures projetées varient en fonction du pourcentage de dégra-
dation de la tension, mais les heures projetées n'impliquent pas que toutes les piles fonctionneront (ou fonctionnent) à ces niveaux 
de dégradation de la tension.
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Le coût de la PEMFC en fonction du taux de 
production annuel est donné à la Figure 63. 
La fraction du coût de l’électrocatalyseur de 
la pile passe de 25 % pour un taux de pro-
duction de 1 000 unités par an à 39 % pour 
un taux de production de 50 000 unités par 
an et à 42 % pour un taux de production de 
500 000. Cette tendance démontre le besoin 
de mettre au point de nouveaux électroca-
talyseurs n’utilisant pas de métaux nobles 
et d’améliorer significativement les perfor-
mances des MEA (DOE, 2019).

L’analyse du DOE montre également que 
lorsque le taux de production augmente, le 
coût par kW diminue (Figure 64). Pour un 
taux de production de 500 000 unités/an, le 
coût par kW est passé de 140 $ US/kW en 
2006 à un coût de 45 $ US/kW en 2018, pour 
un coût ultime de 30 $ US/kW. Cette diminu-
tion du coût par kW dans le temps est reliée 
à la durabilité qui passe de 1 800 heures en 
2006 à 4 000 heures en 2016. Ces résultats 
indiquent que la durabilité a un effet indirect 
important sur le prix de la pile. Des efforts 
doivent être faits sur la durabilité des piles, 
leur performance et le développement de ca-
pacités de production de masse (DOE, 2019). 

Figure 63 : Coût de la PEMFC avec le taux de production (DOE, 2019).

Figure 64 : Amélioration du coût des piles à combustible pour véhicules légers (DOE, 2019).
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La Figure 65 présente l’évolution des coûts et 
de la durabilité des systèmes de piles à com-
bustible. Tenant compte de ces objectifs de 
durabilité, le coût cible du DOE pour 2025 est 
de 40 $ US/kW. Un coût préliminaire ajusté 
en fonction de la durabilité de 75 $/kW est 
également montré sur la figure.

La Figure 66 présente l’analyse des coûts 
réalisée en 2018 par le DOE pour une pile de 
160 kW net pour les autobus et les camions 
de moyen tonnage fabriqués à grande échelle 
(100 000 systèmes par an); le coût de la pile 
sera de 92 $ US/kW net. La différence entre 
le coût total du système et les empilements di-
minue lorsque la production augmente. Cette 
différence est de 100 $ pour 1 000 unités par 
an et de 50 $ pour 100 000 unités par an. 

Figure 65 : Résumé de la variation du coût (prix 2016/kWnet) et de la durabilité 
(en heures) à un taux de production de 100 000 unités/an (DOE, 2019).

Figure 66 : Analyse des coûts pour les véhicules utilitaires moyens basée sur 
l’estimation des coûts de 2018 pour un système de 160 kWnet 
adapté aux bus et aux camions moyens (DOE, 2019).
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Sur la base d’une production de 100 000 sys-
tèmes par an, la contribution en terme de coût 
de chaque composant de la pile PEMFC pour 
les véhicules utilitaires moyens (MDV) est la 
suivante: couche de diffusion des gaz (GDL) 
(5 %); reste de la pile (5 %); MEA (cadre et 
joints) (8%); membrane (9 %), plaques bipo-
laires (20 %); électrocatalyseur et application 
(53 %) (Figure 67). Le coût de l’électrocata-
lyseur est le facteur limitant la baisse du coût 
de la pile à combustible. La recherche et le 
développement de nouveaux électrocataly-
seurs basés sur des métaux non nobles ou des 
électrocatalyseurs du groupe du platine est la 
question clé à traiter pour réduire le coût de la 
pile à combustible.

La Figure 68 montre la variation de la tension 
de la cellule à 1,5 volt avec les cycles de po-
tentiel pour divers chargements de catalyseur. 
La tension de la cellule augmente lorsque le 
chargement en électrocatalyseur est élevé; les 
électrocatalyseurs à base de PtNi s’avèrent 
meilleurs que le Pt. Un électrocatalyseur for-
tement chargé en Pt entraîne une plus grande 
durabilité à long terme.

Figure 67 : Fraction du coût de chaque composant de la pile PEMFC 
pour les véhicules utilitaires moyens.

Figure 68 : Variation de la tension de la cellule à 1,5 volt avec les cycles de potentiel 
pour diverses charges de catalyseur (DOE, 2019).
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Tableau 25 : Coût du système FCEV en fonction de la masse du véhicule (DOE, 2019).

L’analyse des coûts suggère que le coût des 
piles à combustible pour les véhicules lourds 
(95 $ US/kW) est presque deux fois plus élevé 
que celui des véhicules légers (50 $ US/kW). 
Il est possible d’augmenter la charge de l’élec-
trocatalyseur des véhicules légers et moyens 
pour la même durabilité. C’est pourquoi il 
est nécessaire de mettre au point un électro-
catalyseur peu coûteux et efficace avec une 
durabilité au moins égale à celle des véhicules 
légers.

Le coût actuel (production et matériel) d’une 
production de masse de 500 000 unités par 
an d’un FCEV de 80 kW serait d’environ  
50 $ US/kW. C’est environ 10 à 12 $ US/kW 
de plus que la cible. Il s’avère donc néces-
saire de travailler sur les coûts. 

Le coût ne tient cependant pas compte de 
l’aspect durabilité. Ces deux aspects, coût 
et durabilité, doivent être mis en relation; 
le coût des piles peut facilement être réduit 
en diminuant la teneur en platine, cepen-
dant mais la baisse de cette teneur aura 
un impact négatif sur la durabilité. Ces 
différentes analyses techniques et écono-
miques montrent que les défis liés au coût, 
à la performance et à la durabilité restent 
d’actualité. 

3.7 
CONCLUSION

Les piles à combustible pourraient être 
appelées à jouer un rôle important dans 
l’économie à faibles émissions en carbone 
grâce à la polyvalence des technologies de 
l’hydrogène dans le secteur des transports 
(mobilité hydrogène) et de l’alimentation 
électrique (applications stationnaires et 
portables). Les piles peuvent être alimentés 
par divers combustibles à base d’hydrocar-
bures légers mais aussi par de l’hydrogène 
décarboné obtenu à partir d’énergies re-
nouvelables, ce qui explique l’intérêt qui se 
manifeste actuellement pour la production 
d’hydrogène par électrolyse de l’eau. 

Au cours des 10 à 20 prochaines années, il 
est prévu que les piles à combustible PEMFC 
pénètrent de manière significative certains 
secteurs des transports (navires, drones, 
chariots élévateurs, trains, autobus, etc.) 
Les applications stationnaires (production 
électrique, production combinée d’électri-
cité et de chaleur, production en période de 
pointe) seront quant à elles assurées par les 
piles PAFC, MCFC et SOFC dont certaines 
de grande taille. 

Actuellement, les coûts des véhicules à pile 
à combustible sont plus élevés que ceux des 
véhicules électriques à batterie (VEB), mais 
une industrialisation de masse leur per-
mettrait d’atteindre la parité d’ici quelques 
années. Ils ont comme avantage une au-
tonomie et un temps de ravitaillement 
nettement meilleurs que ceux des VEB et 
sont particulièrement attractifs pour les au-
tobus, les camions et la mobilité intensive. 
On prévoit que la mobilité hydrogène se dé-
ploiera dans les villes, le secteur du rail, les 
aéroports, les ports et les entrepôts.

Des améliorations considérables sont encore 
nécessaires pour que les piles à combustible 
deviennent réellement compétitives dans les 
véhicules légers, mais cela semble réaliste à 
moyen terme. Le coût et la durabilité sont 
les obstacles à surmonter concernant les 
applications automobiles.
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CONVERSION BIOCHIMIQUE ET  
TECHNOLOGIES ÉMERGENTES POUR PRODUIRE DE L’HYDROGÈNE

ANNEXE I

CONVERSION BIOCHIMIQUE

La conversion biochimique de la biomasse 
utilise des microorganismes telles les bac-
téries et les microalgues pour produire de 
l’hydrogène par des réactions biologiques 
catalysées par la lumière du soleil ou par de 
la matière organique. La biomasse peut être 
constituée de sucres raffinés, de sources 
de biomasse brute telles que la paille de 
maïs, et même d’eaux usées. Toutes les mé-
thodes biochimiques sont encore en phase 
de laboratoire et sont donc utilisées à très 
petite échelle. Les taux de conversion et 
les rendements en hydrogène sont encore 
bien inférieurs aux seuils à partir desquels 
une commercialisation serait possible, 
et doivent encore être considérablement 
augmentés.

Il existe un certain nombre de méthodes 
pour convertir la biomasse en hydrogène. 
Les méthodes les plus pertinentes sont 
la fermentation sombre à l’aide de bacté-
ries hétérotrophes, la photofermentation à 
l’aide de bactéries photosynthétiques et la 
séparation photobiologique de l’eau à l’aide 
d’algues vertes ou de cyanobactéries.

Ces voies technologiques en sont à un stade 
précoce de la recherche, mais à long terme, 
elles offrent un potentiel de production 
durable d’hydrogène à faible teneur en 
carbone. 

• FERMENTATION SOMBRE

Lors de la fermentation sombre directe, les 
microbes produisent eux-mêmes l’hydro-
gène. Ces microbes peuvent décomposer des 
molécules complexes par de nombreuses 
voies chimiques différentes, et les sous-pro-
duits de certaines de ces voies peuvent être 
combinés par des enzymes pour produire de 
l’hydrogène. La R&D se concentre sur l’aug-
mentation des rendements en hydrogène et 
l’amélioration des vitesses de fermentation.  
La fermentation sombre indirecte se 
produit dans des cellules d’électrolyse mi-
crobienne (CEM); ces dispositifs assistés 
par un petit courant électrique supplémen-
taire, exploitent l’énergie et les protons 
produits par les microbes qui décomposent 
la matière organique, pour produire de l’hy-
drogène. Cette technologie est très récente, 
et les chercheurs travaillent à l’amélioration 
de nombreux aspects du système, allant de 
la recherche de matériaux moins coûteux 
jusqu’à l’identification des types de mi-
crobes les plus efficaces à utiliser.

• PRODUCTION PHOTOBIOLOGIQUE

La production photobiologique d’hydrogène 
utilise des algues ou des cyanobactéries et la 
lumière du soleil pour transformer l’eau, et 
parfois la matière organique, en hydrogène. 
Ces organismes présentent certains avan-
tages sur d’autres techniques, car ils peuvent 
produire de l’hydrogène directement à par-
tir de ressources énergétiques renouvelables 
(soleil et eau), ils sont neutres en carbone, 
fonctionnent à température et à pression 
ambiantes, s’assemblent d’eux-mêmes pour 
former la structure catalytique et ils n’ont 
pas besoin d’une infrastructure électrique 
intermédiaire. Toutefois, des défis restent 
à relever comme le faible rendement de la 
conversion de la lumière solaire, la vitesse 
de production d’hydrogène réduite, le coût 
élevé des photobioréacteurs, et le fait que 
la séparation de l’eau produit également 
de l’oxygène; cet oxygène agit comme in-
hibiteur dans la réaction de production 
d’hydrogène et peut poser un problème de 
sécurité lorsqu’il est mélangé à l’hydrogène 
à certaines concentrations. Les chercheurs 
travaillent à la mise au point de méthodes 
permettant aux microbes de produire de 
l’hydrogène sur de plus longues périodes et 
d’augmenter la vitesse de production d’hy-
drogène (Eleftherios Touloupakis, 2019).
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• PHOTO-FERMENTATION

Certains microbes photosynthétiques uti-
lisent la lumière du soleil comme force 
motrice pour décomposer la matière orga-
nique, libérant ainsi de l’hydrogène. C’est 
ce qu’on appelle la production d’hydrogène 
par photofermentation. Parmi les princi-
paux défis majeurs de cette voie figurent 
une vitesse de production d’hydrogène 
très faible et un rendement de la conver-
sion de l’énergie solaire en hydrogène peu 
élevé, ce qui en fait une voie de production 
d’hydrogène non viable commercialement 
pour le moment. Les travaux de R&D se 
concentrent sur l’amélioration de la col-
lecte et de l’utilisation de l’énergie par les 
microbes et sur l’augmentation du taux 
de formation de l’hydrogène (Razu M.H., 
2019).

TECHNOLOGIES ÉMERGENTES 
POUR PRODUIRE DE L’HYDROGÈNE

• SÉPARATION DU MÉTHANE 
PAR PLASMA

Le fractionnement du méthane, un nouveau 
moyen potentiel de produire de l’hydro-
gène à partir du gaz naturel, fait l’objet 
de recherche et développement depuis les 
années 1990. La technologie dominante est 
basée sur un plasma triphasique à courant 
alternatif et utilise le méthane comme ma-
tière première et l’électricité comme source 
d’énergie. Elle produit de l’hydrogène et du 
carbone solide, mais aucune émission de 
CO2 (M. Gautier, 2017). Le fractionnement 
du méthane nécessite un plasma à haute 
température, ce qui occasionne des pertes 
thermiques importantes qui réduisent son 
rendement, mais il utilise trois à cinq fois 
moins d’électricité que l’électrolyse pour 

la même quantité d’hydrogène produite. Il 
génère peu de CO2 et permet d’obtenir du 
carbone solide sous forme de noir de car-
bone, ce qui pourrait permettre d’améliorer 
sa rentabilité grâce à la vente de noir de car-
bone dans les industries du caoutchouc, des 
imprimantes et des plastiques. L’entreprise 
américaine Monolith Materials exploite 
une usine pilote de fractionnement du mé-
thane en Californie et construit une usine 
de taille industrielle au Nebraska. L’usine 
du Nebraska fonctionnera à terme avec 
de l’électricité à faible teneur en carbone 
et vendra l’hydrogène au Nebraska Public 
Power District, qui prévoit de convertir à cet 
effet une centrale au charbon de 125 MW à 
la combustion directe de l’hydrogène. Bien 
que le rendement total de la centrale sera 
inférieur à celui basé sur l’utilisation du gaz 
naturel, les émissions provenant de la com-
bustion du gaz seront évitées et l’hydrogène 
agira en fait comme une réserve d’électri-
cité pour le réseau électrique. La demande 
mondiale de noir de carbone devrait passer 
de 12 à 16 Mt au cours des cinq prochaines 
années, ce qui pourrait constituer un autre 
moteur économique pour cette nouvelle 
technologie. 

• REFORMAGE À SEC 

La conversion du méthane en gaz de syn-
thèse par le CO2 ou reformage à sec est un 
procédé catalytique produisant du gaz de 
synthèse. Cette technologie a pour avantage 
d’être adapté au gaz naturel à faible pouvoir 
calorifique et riche en CO2, de permettre 
la conversion et l’utilisation du CH4 et du 
CO2, et de produire en syngas qui peut être 
converti ultérieurement en combustible li-
quide par synthèse Fischer-Tropsch.  

La désactivation et la sélectivité des cata-
lyseurs de reformage à sec du méthane 
utilisant des métaux de base, notamment 
à base de nickel, sont les deux obstacles 
majeurs empêchant l’industrialisation du 
procédé pour la production de gaz de syn-
thèse à valeur ajoutée (A. Abdulrasheed, et 
al., 2019), (S.Hamzehlouia, 2018). C’est sur 
ces points que les travaux de R&D ont porté 
ces dernières années. En 2015, le groupe 
Linde, en partenariat avec BASF, a révélé 
l’existence de travaux à l’échelle pilote sur 
deux matériaux catalytiques, à base de nic-
kel et à base de cobalt, dans le but d’obtenir 
des données à plus long terme et à une 
échelle plus grande (E. Schwab, 2015). Le 
procédé de Linde n’est pas du  reformage à 
sec au sens strict, en raison de l’utilisation 
de vapeur dans la réaction pour augmen-
ter la quantité d’hydrogène (TCGR, 2018). 
Cependant, la quantité de vapeur utilisée 
est beaucoup plus faible comparativement 
au SMR. Le procédé de reformage à sec 
nécessite une énergie relativement faible. 
Si cette énergie provient de sources renou-
velables, l’hydrogène peut être produit sans 
émission de CO2 à l’échelle industrielle 
(Owen-Jones, 2019). La technologie de 
reformage à sec BASF/Linde devrait être 
commercialisée d’ici 2020 (Brudermüller, 
2019). 
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ANNEXE II

NOM DU PROJET ANNÉE CAPACITÉ LOCATION TYPE 
D’ÉLECTROLYSEUR RÉFÉRENCE

HARP System  
Bella Coola 2010 0.01 MW Canada, Bella Coola 

(HARP) PEM (BC Hydro, 2010)

Primolyzer (R&D) 2010 1 Nm³/h H2 Denmark PEM (PRIMOLYZER, 2010)

SolarFuel-Alpha 2nd site 2010 0.025 MW Germany, Werlte AE (S.Rieke, 2012 )

H2KT 2010 0.098 MW Greenland,Nuuk Alkaline (H2KT project, 2010)

Wind2H2

2010 0.033 MW US, Boulder PEM (K.Harrison, 2010)

2011 4 Nm³/h Australia,Port Augusta PEM (Nel, 2019)

Ramea Wind-Hydrogen-
Diesel Project 2011 0.162 MW Canada, Ramea Island AE (NL Hydro, 2007)

Green Natural Gas 2011 0.04 MW Denmark NA (H. Iskov, 2013)

Hydrogenics Fueling 
Stations for FC Bus 2011 130 kg/day Germany, Aargau (CHIC) NA ( K. Müller , 2016)

H2-Tankstelle HafenCity 2011 0.96 MW Germany, Hamburg AE (H 2 INFRASTRUCTURE, 2011)

Hydrogenics Fueling 
Stations for FC Bus 2011 0.6 MW Germany, Hamburg (CHIC) NA (M. Kammerer, 2015)

DVGW-EBI KIT -  
Demo-SNG 2011 0.2 MW Germany, Karlsruhe PEM (L. Grond, et al., 2013)

Hybridkraftwerk Prenzlau 2011 0.5 MW Germany, Prenzlau AE (V.Vartiainen, 2016)

Wasserstofftankstelle 
Stuttgart Talstraße 2011 0.4 MW Germany, Stuttgart NA (Anon., 2016)

Hybrid Power Plant 
ENERTRAG 2011 0.5MW Germany,Prenzlau AE www.enertrag.com

Hydrogenics Fueling 
Stations for FC Bus 2011 215 kg/day Italy, Milan (CHIC) NA ( K. Müller , 2016)

Hydrogenics Fueling 
Stations for FC Bus 2011 260 kg/day Norway, Oslo (CHIC) NA ( K. Müller , 2016)
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NOM DU PROJET ANNÉE CAPACITÉ LOCATION TYPE 
D’ÉLECTROLYSEUR RÉFÉRENCE

Hydrogenics Fueling 
Stations for FC Bus 2011 390 kg/day Switzerland, Bolzano 

(CHIC) NA ( K. Müller , 2016)

ICHET 2011 0.055 MW TURKEY PEM (J.Harte, 2011)

ELYGRID (R&D) 2011 3.5 MW EU AE (L.Correas, 2014)

RESelyser (R&D) 2011 0.001 MW EU AE (Reißner, 2015)

Industria de Aceite  
FINO S.A. 2012 300 Nm³/h Bolivia AE (Nel, 2019)

H2 research center  
BTU Cottbus 2012 0.145 MW Germany, Cottbus AE (C.Ziems, 2012)

REG-Technikum 2012 0.025 MW Germany, Stuttgart AE (Brinner, 2013)

Underground Sun Storage 2013 0.5 MW Austria,Pilsbach Alkaline (F.Simon, 2019)

El-Opgraderet Biogas 2013 0.05 MW Denmark, Foulum SOE (EUDP, 2018)

P2G-Foulum Project 2013 0.025 MW Denmark, Foulum PEM (K.Byman, 2013)

H2 Logic 5 HRS with 
onsite electrolysis 
(Aalborg, Vejle, Gladsaxe, 
Copenhagen, Køge)

2013 100 KG/DAY Denmark NA (Nel, 2019)

HyCube MYRTE 2013 < 0.56 MW France, Corsica NA (U. Bünger, 2014)

GRHYD 2013 10 Nm³/h H2 France, Dunkerque PEM (Nel, 2012)

Hypos 2013 1 MW Germany, Berlin AE (Hypos, 2016)

H2Move 2013 0.04 MW Germany, Freiburg PEM (H2Move, 2013)

RH2-WKA 2013 1 MW Germany, Grapzow PEM (RH 2 -WKA, 2015)
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NOM DU PROJET ANNÉE CAPACITÉ LOCATION TYPE 
D’ÉLECTROLYSEUR RÉFÉRENCE

H2Herten 2013 0.165 MW Germany, Herten AE (H2orizon, 2013)

Audi 2013 0.5 MW Germany, Prenzlau Alkaline (McPhy, 2019)

e-Gas-Anlage Werlte 2013 6 MW  
(3x2 MW) Germany, Werlte Alkaline (McPhy, 2013)

Stromlückenfüller 2013 0.2 MW Germany,Reußenköge PEM  (GP Joule, 2015)

Osshy Pushy 2014 0.06 MW France AE (AFHYPAC, 2014)

Lashy Pushy 2014 0.060 MW France AE (AFHYPAC, 2014)

MINERVE 2014 0.012 MW France, Minerve SOE (Polytech Nantes, 2018)

H2BER Multi-Energie-
Tankstelle 2014 0.5 MW Germany, Berlin Alkaline (McPhy, 2019)

DemoSNG 2014 0.006 MW Germany, Karlsruhe NA (Karlsruhe Institute  
of Technology, 2015)

MicroPyros 2014 0.25 MW Germany, Straubing NA https://www.micropyros.de/
unternehmen/

P2G-Elektrolyse zur  
AEL-Erforschung 2014 0.3 MW Germany, Stuttgart AE (A.Brinner, 2014)

Stuttgart 2014 1 MW Germany,Stuttgart Alkaline (V.Vartiainen, 2016)

STORE&GO 2014 0.2 MW ITALY PEM (J.Gorre, 2018)

wind2hydrogen 2015 0.01 MW  
(14.4 Nm³/h) Austria, Auerstha PEM  

( P at 163 bar) (OMV Gas & Power, 2016)

Raglan Nickel mine 2015 0.315 MW Canada, Nunavik PEM (TUGLIQ ENERGY, 2016)

Agerbæk/Helle-Project 2015 0.006 MW Denmark, Agerbæk/Helle PEM (J.Bruun,, 2014)

Wind Farm 2015 1MW  
(200 Nm³/h H2) Germany PEM (RH2-WKA, 2103)
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NOM DU PROJET ANNÉE CAPACITÉ LOCATION TYPE 
D’ÉLECTROLYSEUR RÉFÉRENCE

Uniper WindGas 
Falkenhagen Hydrogen 
Pilot Project

2015 1 MW  
(360 Nm³/h H2) Germany, Falkenhagen AE (V. Vartiainen, 2016)

WindGas Hamburg 2015 2 MW Germany, Hamburg PEM (A. Schmid, 2015)

Power-2-Hydrogen-
Tankstelle 2015 3.5 kg H2/hr 

(0.18 MW) Germany, Hamburg PEM (HZwei, 2015)

Demonstrationsanlage 
Hanau 2015 0.03 MW Germany, Hanau PEM (Energie & Management 

 GmbH, 2019)

RWE PtG plant Ibbenbüren 2015 0.15 MW Germany, Ibbenbüren PEM (V. Vartiainen, 2016)

HELMETH 2015 0.015 MW Germany, Karlsruhe SOE (Sunfire, 2019)

H2ORIZON 2015 0.9 MW (70 
Nm³/h H2) Germany, Lampoldshausen PEM (H2orizon, 2015)

Komplexlabor FH 
Stralsund 2015 0.02 MW Germany, Stralsund AE (V.Vartiainen, 2016)

Energiepark Mainz 2015 6 MW Germany,Mainz-
Hechtsheim PEM (Energy BrainBlog, 2015)

RENERG2 2015 0.1 MW Switzerland, Villigen PEM (C. Bach, 2015)

Bright Green Hydrogen 2015 0.03 MW UK, Scotland AE (Hogg, 2017)

Biocat 2016 1 MW Denmark, Avedøre AE (P. Dietiker, 2017)

Biocatalytic methanation 
of hydrogen and 
carbondioxide in afixed 
bed bioreactor

2016 Finland,Helsinki PEM (PRIMOLYZER, 2012)

Exytron Zero- 
Emission-Wohnpark 2016 0.063 MW Germany, Alzey AE (Exytron, 2019)

Laborreaktor am 
Fraunhofer IWES 2016 0.05 MW Germany, Kassel NA (R. Schröer, 2016)

bioCONNECT 2016 Germany, Lemgo PEM (bioCONNECT, 2016)

GrInHy 2016 0.15 MW Germany, Salzgitter SOE (Hydrogen Europe, 2019)
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NOM DU PROJET ANNÉE CAPACITÉ LOCATION TYPE 
D’ÉLECTROLYSEUR RÉFÉRENCE

 TECPHY 2016 0.015 MW Switzerland, Brütten NA (P. Couty, 2019)

Hydrogen Bus Project 2016 1 MW UK, Aberdeen Alkaline (F. SMEETS, 2017)

Smart Power Farm 2016 0.005 MW UK, Cheshire NA (ACTA, 2016)

Levenmouth Community 
Energy Project 2016 0.25 MW/  

2x60 MW UK, Methil PEM/AE (Bright Green Hydrogen, 2016)

HyFive London 1 2016 0.1MW UK,LONDON PEM (Hydrogen Europe, 2018)

HyFive London 2 2016 0.1MW UK,LONDON PEM (Hydrogen Europe, 2018)

BOEING 2016 42 Nm³/h  
(0.14 MW) US, San Diego SOE (Sunfire, 2016)

SoCalGas-UCI 2016 7, 60 kW US, Irvine/California PEM (Fuel Cells Bulletin, 2015)

Demo4Grid 2017 4 MW 
(2x2MW) Austria,Mpreis AE (demo4grid, 2019)

Enbridge P2G toronto 2017 2 MW Canada, Ontario PEM (Hydrogenics, 2019)

El-Opgraderet Biogas II 2017 0.05 MW Denmark, Foulum SOE (EUDP, 2018)

Haldor Topsoe - El-
Opgraderet Biogas II 2017 0.05 MW Denmark, Foulum SOE (EUDP, 2018)

HyFive London 3 2017 0.1MW UK,LONDON PEM (Hydrogen Europe, 2018)

SoCalGas-NREL 2017 250 KW US, Golden/Colorado, 
NREL TEST CENTER NA (NREL, 2017)

CPI Zaoquan thermal 
power plant in China’s 
Ningxia region

2017 0.1 MW China AE (Market Screener, 2017)
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NOM DU PROJET ANNÉE CAPACITÉ LOCATION TYPE 
D’ÉLECTROLYSEUR RÉFÉRENCE

Hebei – China 2017 4 MW China NA (Market Screener, 2017)

Markham Energy Storage 2018
2.5 MW  
(500 Nm³/h H2

at 30 bar)
Switzerland, Brütten NA (P.Couty, 2019)

Hebei- China 2018 4 MW 
(2x2MW) China, Hebei AE (McPhy, 2017)

Guangdong Synergy 
Hydrogen Power 
Technology Co.

2018 4 MW China, Foshan and Yunfu PEM (Business Wire, 2016)

MEGA-STORE 2 2018 0.25 MW Denmark, Heden AE (ForskEL, 2015)

Hybalance 2018 1.2 MW,  
230 Nm³/h H2

Denmark, Hobro PEM (hybalance, 2019)

Jupiter 1000 2018 1 MW France, Fos-sur-Mer PEM, Alkaline (Jupiter1000, 2019)

Wind-to-Gas Südermarsch 
(Brunsbtuttel) 2018

2.4 MW  
(400 Nm³/h H2 
at 30 bar)

Germany, Brunsbtuttel PEM (wind2gas, 2019)

HYPOS: localhy 2018 0.02 MW Germany, Sonneberg NA (HYPOS, 2017)

PtG-Anlage  
Grenzach-Whylen

2018 0.3 MW Germany, Whylen NA (Windkraft, 2016)

2018 1 MW Thailand PEM (Microgrid Knowledge, 2019)

Foshan hydrogen  
city  & Yunfu 2018 13 MW China PEM (Holland Innovation  

Network China, 2019)

Guangdong Synergy 
Hydrogen Power 
Technology Co.

2019 9 MW China, Foshan and Yunfu PEM (Business Wire, 2016)

SYNFUEL 2019  Denmark,Lyngby SOE (Synfuel, 2015)

SMT-AG 2019 0.5 MW France, Artois-Gohelle Alkaline (McPhy, 2019)

ENGIE FUEL STATION 2019 20 KG/DAY France, Paris NA (Congress, 2018)
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NOM DU PROJET ANNÉE CAPACITÉ LOCATION TYPE 
D’ÉLECTROLYSEUR RÉFÉRENCE

HYPOS – MegaLyseur 2019 2 MW Germany, Leuna PEM (S. Schroeter, 2016)

Energiepark Pirmasens – 
Winzeln 2019 1.8 MW Germany, Pirmasens NA (BWK ENERGIE, 2019)

EXY TRON 
Demonstrationsanlage

2019 0.021 MW Germany, Rostock AE (Carbon Commentary, 2017)

2019 1MW (200 
Nm³/h H2) NL, Veendam PEM (ITM POWER, 2019)

Haeolus  
Wind-to-Hydrogen

2019 400 Nm³/h H2

(power: 2,5 MW) Norway PEM  (Hydrogenics, 2018)

2019 2 MW Switzerland, Gösgen PEM (H2energy, 2019)

HyDeploy 2019 0.5 MW UK, Newcastle PEM https://hydeploy.co.uk/

BALANCE 2019 0.008 MW EU, H2020 project 
PENTAGON SOE https://www.balance-project.org/

projects/

ARENA 2020 0.22 MW Australia, Brisbane PEM (Renew Economy, 2019)

Air Liquide Becancour 2020 20 MW Canada, Quebec PEM

(PLANT, 2019) 
<https://www.plant.ca/
sustainability/air-liquide-adds-
20-mw-hydrogen-system-to-
becancour-plant-181614/>

Shell oil refinery 2020 20 MW Denmark, Fredericia AE

(Nel, 2012) 
<https://nelhydrogen.com/assets/
uploads/2018/03/2018-03-02-
FC-EXPO-Nel _ FINAL.pdf>

H2Future 2021 6 MW Australia, Linz PEM (FCH JU, 2017)

H2V59 & H2V76 2022 610 MW France, Loon-Plage &  
St. Jean deFolleville PEM (H2V, 2020)
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ANNEXE III

L’hydrogène peut être absorbé de manière 
réversible par les composés métalliques 
sous l’effet de la température et de la 
pression (S. Niaz, 2015). La molécule d’hy-
drogène est d’abord dissociée sur la surface 
solide, puis ses atomes diffusent dans le 
métal hôte, formant des hydrures métal-
liques. L’hydrure métallique est constitué 
de deux éléments différents : l’élément A et 
l’élément B. L’élément A forme un hydrure 
stable et est souvent constitué d’un métal de 
terre rare ou d’un métal alcalin, tandis que 
l’élément B forme un hydrure instable et est 
souvent constitué d’un métal de transition. 
Pour l’élément B, on utilise généralement 
le nickel car il présente d’excellentes pro-
priétés catalytiques pour la dissociation 
de l’hydrogène (S. Fukuzumi, 2018). La 
majorité des hydrures métalliques ont une 
capacité de stockage de l’hydrogène de 5 
à 7 % en masse, mais seulement lorsqu’ils 
sont chauffés à une température d’au 
moins 2 500 C (R. Schulz, 1999). L’étape 
de déshydrogénation est une réaction 
endothermique qui se produit à des tem-
pératures modérées de 120 à 200 C et à 
des pressions relativement basses (T.Nejat 
Veziroglu, 2005). L’énergie totale néces-

saire au processus de stockage dans des 
hydrures métalliques est utilisée à l’étape 
de déshydrogénation et pour a compression 
de l’hydrogène à l’étape d’hydrogénation. 
Cependant, comme les pressions appliquées 
pendant l’hydrogénation des hydrures mé-
talliques sont généralement modestes (la 
pression la plus élevée nécessaire pour le 
NaAlH4 est de 100 bar), la consommation 
d’énergie est principalement liée à l’étape 
de déshydrogénation (M.V Lototskyy, 
2014). En fonction de l’énergie et de la 
température de déshydrogénation, certains 
hydrures métalliques peuvent être déshy-
drogénés à basse température en utilisant la 
chaleur résiduelle ou même en échangeant 
de la chaleur avec l’environnement. De plus, 
certains hydrures intermétalliques peuvent 
être utilisés pour générer de l’hydrogène à 
haute pression.  

Les avantages de la méthode de stockage 
par hydrures comprennent l’effet de filtre 
du stockage métallique qui permet la récu-
pération d’hydrogène à haute pureté, et le 
faible potentiel de rejet accidentel. Enfin, 
la possibilité de pouvoir disposer d’une très 
large gamme de propriétés thermodyna-

miques pour le système métal/hydrogène en 
faisant varier la composition du matériau 
hôte permet une flexibilité exceptionnelle 
du système de stockage/approvisionnement 
en hydrogène, qui peut être aligné sur les 
conditions de fonctionnement de l’utilisa-
teur final (températures et pressions d’H2). 
Les hydrures NaAlH4, AlH3, LiBH4, 
Mg(BH4)2 et les systèmes amides/imides, 
Li2NH, Li3NH3, LiAlH4, MgH2 et NaBH4 
sont actuellement les seuls systèmes ca-
pables d’atteindre le cible gravimétrique de 
9 % en masse fixée pour la capacité de stoc-
kage de l’hydrogène (kg H2/kg de matériau) 
par le DOE (Klebanoff, 2012), (S. Niaz, 
2015). Il est important de mentionner qu’en 
comparaison avec les autres hydrures mé-
talliques, les produits hydrogénés obtenus 
avec le AlH3 et le NaBH4 sont très stables; 
comme leur déshydrogénation n’est pas 
directement réversible, leurs procédés de 
régénération sont très demandeurs en éner-
gie. Le Tableau 26 résume les enthalpies de 
déshydrogénation et les températures de 
traitement des hydrures sélectionnés. 

STOCKAGE PAR HYDRURES MÉTALLIQUES
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Les inconvénients majeurs du stockage des 
hydrures sont la lenteur du chargement/récu-
pération de l’hydrogène et la grande quantité 
d’énergie thermique utilisée lors de l’étape 
de déshydrogénation et pour garantir que la 
chaleur fournie est efficacement transférée 
vers et à travers le matériau d’hydrure métal-
lique. Le transfert de la chaleur à l’échelle 
industrielle reste un défi pour les applica-
tions d’hydrures métalliques. L’utilisation des 
micro-ondes et des radiofréquences a été étu-
diée pour améliorer la cinétique des réactions 
d’hydrogénation et de déshydrogénation. Les 
résultats ont montré que tous les hydrures 
n’étaient pas actifs aux micro-ondes et qu’ils 
devaient donc être chargés avec un maté-
riau sensible aux micro-ondes pour convertir 
l’énergie des micro-ondes en chaleur et pro-
duire une température élevée, comme les 
monolithes céramiques en nid d’abeille (Ni-
HCM) (H.Zhang, 2011), (Yartys, 2019).

Un autre inconvénient des hydrures métal-
liques, en particulier pour les applications 
dans le secteur de la mobilité, est leur 
masse élevée. Les hydrures souffrent de 
graves limitations car ils réagissent violem-
ment à l’exposition à de l’air humide, ce qui 
les rend difficiles à manipuler et à recycler. 
La sécurité est une autre préoccupation car 
ils provoquent une irritation de la peau ou 
des yeux. 

• BORANE D’AMMONIAC 

Le borane d’ammoniac (H3NBH3), synthé-
tisé pour la première fois en 1955, est une 
matière première synthétique ayant une très 
faible pression de vapeur, une capacité gra-
vimétrique en hydrogène élevée et une faible 
densité et donc une capacité volumétrique 
en hydrogène élevée, une bonne stabilité 
thermique à des températures inférieures à 
70 °C et une excellente stabilité dans l’eau. 
Il se compose de trois hydrogènes protiques 
et de trois hydrogènes hydriques qui sont 
capables de réagir sous l’effet de la chaleur 
pour générer de l’H2 à des températures à 

partir de 100 °C. Il peut libérer deux équi-
valents d’H2 en dessous de 200 °C (H. Li, 
2014). Toutefois, en l’état actuel, le borane 
d’ammoniac ne convient pas au stockage 
chimique de l’hydrogène. Le problème prin-
cipal est le procédé de déshydrogénation : il 
est en effet exothermique et les résidus de 
déshydrogénation ne peuvent pas être réhy-
drogénés dans des conditions raisonnables 
(par exemple < 200 °C) (Demirci, 2017). La 
seule façon de fermer le cycle de l’hydro-
gène est le recyclage chimique, c’est-à-dire 
la régénération/synthèse du borane à partir 
des résidus. L’ammoniac borane se décom-
pose plus qu’il ne perd son hydrogène, ce 
qui entraîne la formation de sous-produits  
tels que la borazine, l’ammoniac, le dibo-
rane et des résidus complexes polymèriques.  
Toutefois, les progrès significatifs réalisés 
ces dernières années montrent qu’il est 
encore possible de considérer le borane 
d’ammoniac comme un candidat pour le 
stockage de l’hydrogène pour des appli-
cations de niche (M. Grasemann, 2012), (A.A. 
Shukla, 2010), (J. Eppinger, 2017).

Tableau 26 : Enthalpies de déshydrogénation pour 1 bar de pression d’hydrogène et températures 
d’hydrogénation et de déshydrogénation de certains hydrures métalliques.
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• STOCKAGE PAR SORBANT

Les sorbants constituent une autre méthode 
de stockage de l’hydrogène par des maté-
riaux. Contrairement aux autres formes 
de stockage à base de matériaux, l’hydro-
gène conserve sa forme moléculaire tout au 
long du cycle d’adsorption/désorption. Les 
matériaux sorbants présentent un grand 
potentiel pour les applications de mobilité. 
Ils permettent des vitesses de chargement 
et de récupération rapides de l’hydrogène, 
il sont faciles à mettre en œuvre en terme 
d’ingénierie et ont des exigences mineures 
en matière de gestion thermique pendant le 
ravitaillement.  

Le principal inconvénient de l’utilisation de 
sorbants est l’énergie de liaison relativement 
faible de l’hydrogène avec les interfaces, 
contrairement à la liaison chimique dans les 
hydrures métalliques ou d’autres méthodes 
de stockage basées sur des matériaux. En 
outre, la dimension de van der Waals de 
l’hydrogène moléculaire est importante 
par rapport à l’hydrogène atomique, ce qui 
limite la densité volumétrique globale que le 
système peut atteindre.

Les matériaux de sorption comprennent, 
entre autre, des composés organométalliques 
microporeux (MOF), des aluminosilicates 
cristallins microporeux (zéolites) ou des na-
notubes de carbone de taille microscopique. 

Ces matériaux possèdent les exigences 
initiales requises en termes de densité gra-
vimétrique élevée, car l’adsorption repose 
sur un nombre élevé de sites sur lesquels 
les molécules de gaz peuvent s’adsorber. 
Pour les charbons actifs, on peut générale-
ment s’attendre à ce que la quantité absolue 
de molécules de gaz adsorbées varie en 
fonction de la surface et du volume des mi-
cropores (R.Chahine, 1996). En raison de leur 
faible liaison avec l’hydrogène, les sorbants 
doivent stocker l’hydrogène à des tempéra-
tures d’azote liquide peu pratiques.

Les adsorbants les plus efficaces, basés sur 
des charbons actifs spécifiques et des MOF, 
ont permis d’obtenir un excès d’adsorption 
d’hydrogène de 8 à 10 % en mass) d’hydro-
gène à − 196 °C (DP. Broom, 2016). Cependant, 
en raison de la faible densité de la plupart 

des adsorbants et de la nécessité d’utiliser 
des additifs pour améliorer la conducti-
vité thermique, les densités de stockage 
volumétrique ont tendance à se dégrader (P. 
García-Holley, 2018).

Le Consortium de recherche avancée sur les 
matériaux à base d’hydrogène (HyMARC) 
a travaillé sur plusieurs programmes de 
R&D axés sur les propriétés fondamentales 
de ces matériaux, y compris la modélisa-
tion théorique, numérique et les approches 
expérimentales, dans le but d’identifier 
le meilleur matériau sorbant qui puisse 
atteindre les capacités volumétriques et 
gravimétriques requises ainsi qu’un coût de 
système compétitif.

Les matériaux de stockage par adsorption 
comme les matériaux de stockage de l’hy-
drogène se sont améliorés au cours de la 
dernière décennie et de nombreux objectifs 
du DOE ont été atteints. Cependant, ils sont 
encore loin de pouvoir être commercialisés.
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HISTORIQUE DES PILES À COMBUSTIBLE 

ANNEXE IV

L’invention de la première pile à combus-
tible est attribuée à Sir William Grove en 
1838-1839 (W.R. Grove, 1839), (W.R. Grove, 
1839). À l’époque, cependant, la pile à 
combustible ne se démarque pas par rap-
port à la combinaison machine à vapeur/
générateur. La première pile à combustible 
pratique de type alcalin est produite par  
F. Bacon (P. Brackley, 2019). Avec son équipe 
et ce qui allait devenir UTC Power par la fu-
sion de Pratt and Whitney et International 
Fuel Cell (IFC), ils développent une cen-
trale électrique à pile à combustible pour 
le programme Apollo dans les années 1960, 
et dans les années 1970 une pile à combus-
tible plus puissante pour répondre à tous 
les besoins en électricité et en eau potable 
de la navette orbitale de la NASA (P.Brackley, 
2019). 

Parallèlement dans les années 1960, la 
Russie conçoit certaines des premières piles 
à combustible basées dans l’espace avec la 
société de recherche et développement 
Energia. Puis Energia développe la pile à 
combustible du premier satellite russe, et 
celle de la station spatiale Mir dans les an-
nées 1980 (Behling, 2012).

C’est dans les années 1970 que General 
Motors teste un Electrovan alimenté par 
pile à hydrogène et que Shell met au point 
la pile à méthanol directe (DMFC). Dans 
les années 1970, plusieurs constructeurs 
automobiles allemands, américains et ja-
ponais commencent le développement des 
véhicules électriques à pile à combustible 
(FCEV). Des moteurs à combustion interne 
alimentés à l’hydrogène sont également ex-
périmentés. Ces activités dans le domaine 
du transport se poursuivent dans les années 
1980 (M. Evans, 2001), (FuelCellToday, 2019).

En 1983, la société canadienne Ballard 
Power Systems lançe des recherches dans 
le domaine des PEMFC, et devient dans les 
années suivantes, un acteur majeur dans la 
fabrication de piles et de systèmes pour les 
transports et les applications stationnaires.
De grandes piles à combustible fixes à acide 
phosphorique (PAFC) comprenant une 
unité de 1 MW sont développées dans les 
années 1970 par IFC. Son développement 
technique et commercial est considérable-
ment amélioré dans les années 1980 pour 
les applications stationnaires, mais seules 
des centaines d’entre elles apparaissent 
pour les applications des centrales élec-
triques municipales à la fin du 20e siècle. 

 

Le financement par la Défense américaine 
et les producteurs d’électricité permet de 
poursuivre le développement de la MCFC, 
mise au point dans les années 1950, et 
alimentée au gaz naturel dans les années 
1970. Les progrès commerciaux importants 
réalisés dans les années 1990 ont per-
mis la vente d’unités par FuelCell Energy 
et MTU (Motoren- und Turbinen-Union 
Friedrichshafen) en Allemagne pour les 
grandes applications stationnaires. 

Dans les années 1990, l’attention se porte sur 
le développement des PEMFC et des SOFC 
pour les petites applications stationnaires 
comme l’alimentation de secours dans le sec-
teur résidentiel. C’est à la même époque que 
le California Air Resources Board (CARB) 
introduit pour la première fois une norme 
d’émissions pour les véhicules, appelée 
« Zero Emission Vehicle (ZEV) Mandate ». 
Cela permet de stimuler les investissements 
des constructeurs automobiles (General 
Motors, Toyota, DaimlerChrysler, Honda, 
etc.) dans la PEMFC. Ballard fournit les 
premières PEMFC à Daimler et Ford. Une 
amélioration significative de la densité de 
puissance et de la durabilité est également 
obtenue avec la SOFC. De nombreuses so-
ciétés fabriquant des piles à combustibles 
apparaissent dans les années 1990 et cer-
taines disparaitront avec le crash boursier. 
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Ballard Power, Hydrogenics, Plug Power, 
Proton Power Systems, ITM Power, AFC 
Energy, Fuel Cell Energy, Ceres Power, 
Ceramic Fuel Cells figurent parmi ces socié-
tés et certaines d’entre elles connaissent un 
vif succès.

En 1993, le premier autobus à pile à com-
bustible au monde est inauguré à Vancouver 
basé sur la technologie PEMFC de Ballard. 
Depuis les années 2000, les gouverne-
ments, les entreprises et les consommateurs 
envisagent d’utiliser des piles à combustible 
car elles sont capables de fournir une haute 
densité d’énergie sans émissions de CO2. 
Plusieurs pays, dont le Canada, le Japon, 
la Corée du Sud, l’Union européenne et 
les États-Unis, soutiennent des projets de 
démonstration (applications stationnaires, 
mobilité, infrastructures de ravitaillement). 
Des autobus à pile à combustible sont dé-
ployés dans ces pays car ils sont considérés 
comme un marché prometteur pour les 
piles à combustible. Cependant, leur coût 
élevé (5 fois celui d’un moteur à combustion 
interne) et le surcoût de l’infrastructure de 
l’hydrogène limitent leur déploiement dans 
le monde entier. En 2010, 20 autobus à 
pile à combustible alimentés par Ballard 
sont déployés à Whistler, en Colombie 
britannique, pour les Jeux olympiques et 
paralympiques d’hiver. En 2011, la flotte a 
parcouru plus d’un million de kilomètres. 
En raison des coûts d’exploitation élevés, le 
programme sera arrêté en 2015. En 2015, 

Ballard Power Systems annonce un accord 
avec Guangdong Synergy Hydrogen Power 
Technology pour la livraison de 300 auto-
bus à pile à combustible pour les villes de 
Foshan et Yunfu en Chine (Communiqué de 
presse Ballard, 2015).

Dans le secteur du transport, les gouverne-
ments de l’Union européenne, du Canada, 
du Japon et de la Corée du Sud soutiennent 
le déploiement de véhicules de manuten-
tion à piles à combustible pour utilisation 
dans les entrepôts et les aéroports. En 
2009, des technologies de l’hydrogène ont 
été installées à l’aéroport international 
Pierre-Elliott-Trudeau de Montréal. Elles 
comprennent une infrastructure d’hydro-
gène pour alimenter les navettes, et des 
piles à combustible pour les voitures par-
ticulières et les véhicules commerciaux, 
ainsi que des générateurs de piles à com-
bustible pour des applications portables ou 
stationnaires. 

Des véhicules légers à pile à combustible 
PEMFC sont disponibles en location dans 
les années 2000. Les PEMFC et DMFC 
constituent ainsi la partie la plus impor-
tante du marché à cette époque. Cette 
évolution est facilitée par l’adoption de 
codes, normes et politiques par les gouver-
nements. En 2017, près de 2 500 véhicules 
électriques à pile à combustible sillonnent 
les routes au Japon.

Sur la base des performances actuelles des 
batteries et des piles à combustible, un 
véhicule à pile à combustible (FCEV) a un 
temps de charge plus court (3 minutes), 
une distance de conduite deux fois plus 
longue et une densité énergétique volu-
mique trois fois plus élevée qu’un véhicule 
électrique à batterie (BEV). Le Mirai de 
Toyota, un FCEV lancé en 2014, a une auto-
nomie estimée par l’Agence américaine de 
protection de l’environnement (EPA) à 500 
km et le Clarity de Honda Clarity, un FCEV 
lancé en 2016, a une autonomie de 590 km.  
En comparaison, le modèle 2018 de la 
Leaf de Nissan Leaf qui est un BEV a une 
autonomie de 270 km et un temps de re-
charge de 7 heures à domicile (EPA, 2019), 
(Nissan, 2018). En 2018, Toyota est en tête 
des expéditions de FCEV avec au moins 
3000 véhicules électriques à pile à combus-
tible de type Mirai livrés aux clients. 

Dans les situations d’urgence, les piles à 
combustible pour le transport peuvent 
servir de centrales électriques portables. 
Par exemple, pour un hôpital consommant 
963 KWh/jour, soit 10 % de sa consom-
mation pour alimenter les équipements 
d’urgence uniquement, il faudrait respec-
tivement 2 autobus à pile à combustible de 
455 kWh, 8 FCEV de 120 kWh ou 40 BEV 
de 24 kWh.
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En 2018, le nombre de véhicules électri-
ques au Canada est de 17 FCEV, 1 camion, 
2 autobus, plus de 400 chariots élévateurs 
(M.Smith, 2019). Les États-Unis comptent 
plus de 5 000 FCEV et 20 autobus à piles à 
combustible. 

Plus de 100 autobus à pile à combustible 
devraient être introduits par Toyota pour les 
Jeux olympiques de 2020 à Tokyo. Chaque 
bus aura une autonomie de 200 km, un ré-
servoir d’hydrogène de 600 litres. Chaque 
bus sera équipé d’un système de pile à com-
bustible de 224 kW et pourra transporter 
79 passagers (REUTERS, 2019). Un camion 
lourd d’une capacité de 36 tonnes est actuel-
lement testé par Toyota. Un petit camion 
de 3 tonnes à pile à combustible est éga-
lement testé à Tokyo, avec une autonomie 
de 200 km pour les livraisons locales. Des 
piles à combustible comme source d’énergie 
pour la réfrigération dans les magasins sont 
également testées.

La Chine produira 74 autobus à pile à com-
bustible pour les Jeux olympiques d’hiver 
de Pékin en 2022. Ils seront équipés d’un 
système FC de 60 kW et d’un système de 
batteries d’une autonomie de 500 km.  Au 
cours des deux prochaines années, la Chine 
compte fabriquer 3000 autobus à pile à 
combustible d’une capacité de 56 passagers 
et d’une autonomie de 450 km.

Aux États-Unis et dans le monde entier, 
la fiabilité de l’alimentation électrique 
de secours pour les réseaux de télécom-
munications, y compris les antennes de 
téléphonie mobile et les opérations de sau-
vetage, stimulé le développement des piles 
stationnaires. C’est aussi le cas en Inde et 
de l’Afrique de l’Est où l’infrastructure du 
réseau conventionnel ne peut répondre 
aux demandes croissantes d’énergie. Des 
recherches plus récentes sur les piles à 
combustible en Russie se concentrent sur 
les nouvelles technologies à membrane, 
les catalyseurs, les matériaux d’anode et de 
cathode et l’équilibre des installations, qui 
sont peu coûteux.

Avec environ 4 000 systèmes de piles à 
combustible supplémentaires vendues dans 
le monde en 2018 par rapport à 2017, la 
puissance installée a cru d’environ 145 MW. 
Plus de 800 MW sont actuellement uti-
lisés, ce qui correspond à 74 000 unités. 
Le Japon, avec son système énergétique 
domestique Ene-Farm, est le pays où se 
trouvent environ les deux tiers de ces uni-
tés, avec un rendement énergétique global 
(chaleur et électricité) de 95 %. Les unités 
Ene-Farm sont basées sur une technologie 
de cogénération utilisant des SOFC ou des 
MCFC.
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CARACTÉRISTIQUES ÉLECTRIQUES DES PILES À COMBUSTIBLE

ANNEXE V

La valeur théorique du potentiel disponible 
ou potentiel à circuit ouvert (OCP) d’une 
pile à combustible hydrogène/oxygène est 
de 1,23 V si c’est de l’eau liquide qui est pro-
duite et de 1,18 V si c’est de la vapeur. 
 
La cinétique d’une pile à combustible en 
fonctionnement avec des courants très éle-
vés est décrite par la relation classique entre 
la densité de courant (i) de la réaction et sa 
surtension totale (ηtotal). La densité de 
courant correspond au courant délivré par 
la pile sur sa surface occupée. Cela permet 
de classer les empilements par catégorie.
 
La surtension est la différence entre le po-
tentiel de fonctionnement (Vop) de la pile à 
combustible et son potentiel à circuit ouvert 
ou potentiel au repos (Vocp). La résistance 
de l’électrolyte est la limitation de la perte 
totale de potentiel de la sortie de la pile. Un 
électrolyte mince fournit une tension de 
sortie élevée (O’Hayre, 2017).

Un exemple de la variation de la tension 
de sortie de la pile à combustible ou de la 
puissance de sortie en fonction du cou-
rant dans la pile est présenté à a Figure 69.  
Les échelles de la tension de sortie et de 
la puissance de sortie sont arbitraires. La 
courbe sur cette figure est caractérisée par 
les principaux paramètres de fonctionne-
ment de la pile à combustible, à savoir :

• La tension de circuit ouvert (OCV) 
(Vocv) qui est la tension maximale  
de la pile lorsque son courant est nul;

• le courant de court-circuit (Iscc)  
qui est le courant maximal de la  
pile lorsque sa tension est nulle;

• la tension optimale (Vopt) et le courant 
optimal (Iopt) qui sont respectivement 
la tension et le courant de fonctionne-
ment de la pile.

La puissance optimale de fonctionnement 
est : Popt = Vopt×Iopt

Figure 69 : Variation de la tension de sortie ou de la puissance de sortie 
de la pile à combustible en fonction du courant de la pile.

Pour atteindre un rendement énergétique 
élevé, il est possible de faire fonctionner la 
pile à combustible à une valeur inférieure à 
la puissance optimale, car à la puissance opti-
male, les réactions chimiques sont instables 
et la puissance ne varie pas linéairement avec 
le débit du combustible. D’après l’expression 
de la puissance ci-dessus, la Figure 69 montre 
que le fonctionnement de la pile à combus-
tible à haute tension et à courant élevé est un 
gage de succès pour la mise en œuvre des piles  
à combustible. 
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RENDEMENT DES PILES À COMBUSTIBLE

ANNEXE VI

Le rendement global d’une pile à combus-
tible est le produit des rendements suivants :

• Le rendement thermodynamique  
ou théorique, défini comme  
n max = énergie utile/énergie totale, 
qui est de 83 % pour les piles à 
combustible à hydrogène/oxygène  
et de 97 % pour les piles à  
combustible à méthanol/oxygène;

• Le rendement potentiel Vop/Vocp  
et se situant dans une fourchette  
de 50 à 60 %;

• Le rendement en courant  
supérieur à 95 % ;

• Le rendement de la consommation 
de combustible (par exemple, 
supérieur à 80 % lorsque 2 grammes 
sont consommés pour 2,4 grammes 
introduits dans la pile; et

• Le rendement du système  
qui est de plus de 95 %. 

Le rendement potentiel est le plus faible 
de tous les rendements et constitue le fac-
teur limitant l’efficacité globale. Il est donc 
important de se concentrer sur l’améliora-
tion du rendement potentiel de la cellule en 
travaillant à la mise au point d’un nouveau 
catalyseur électrique efficace pour la réac-
tion de réduction de l’oxygène (ORR).

Les carburants qui nécessitent un stoc-
kage important, lourd ou coûteux peuvent 
réduire l’espace disponible pour transpor-
ter des personnes et des marchandises, et 
alourdir un véhicule. Sur une base énergé-
tique équivalente, l’essence (qui contient 
jusqu’à 10 % d’éthanol) représentait 99 % 
de la consommation de carburant des 
véhicules légers en 2012. Sur une base 
équivalente, les véhicules électriques équi-
pés de piles à combustible fonctionnant à 

l’hydrogène peuvent doubler l’économie 
de carburant d’un véhicule à essence de 
taille similaire, tandis que les véhicules 
électriques à batterie peuvent quadrupler 
l’économie de carburant, mais les coûts des 
piles à combustible, du stockage de l’hydro-
gène et des batteries sont prohibitifs pour 
la plupart des consommateurs et la dispo-
nibilité des installations de ravitaillement 
et de rechargement est extrêmement limi-
tée. En outre, l’amélioration de l’économie 
de carburant de ces véhicules ne compense 
pas les densités de carburant plus faibles de 
l’hydrogène et de divers types de batteries 
comme les batteries lithium-ion, lithium-
polymère et nickel-hydrure métallique, ce 
qui entraînent une autonomie limitée par 
rapport aux véhicules à essence.
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Figure 70 : Masse calculé d’un véhicule à pile à combustible et d’un véhicule électrique 
à batterie en fonction de l’autonomie du véhicule  (C. E. Thomas, 2009).

L’hydrogène présente des avantages en 
termes de densité énergétique par rapport 
aux batteries. L’espace disponible pour stoc-
ker l’énergie d’une batterie au plomb pour 
une voiture de cinq passagers permettra une 
autonomie d’environ 150 miles, tandis qu’une 
batterie NiMH permettra une autonomie de 
moins de 250 miles. Une batterie Li-ion per-
mettra d’atteindre une autonomie maximale 
de 300 miles, mais occupera un espace équi-
valent à celui de 400 à 600 litres d’essence. 
Le système de pile à combustible avec le réser-
voir d’hydrogène n’occupera qu’un volume de 
100 litres pour une autonomie de 300 miles 
(Figure 70).

Les coûts des piles à combustible, de l’hy-
drogène pur et des systèmes de stockage de 
l’hydrogène sont encore élevés pour la plu-
part des consommateurs et la disponibilité 
de l’hydrogène pur dans les systèmes de 
ravitaillement est encore très limitée. Seule 
une industrialisation massive des technolo-
gies de l’hydrogène permettra de baisser les 
coûts dans le monde entier.
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PILES À COMBUSTIBLE MICROBIENNES (MFC)

ANNEXE VII

Une MFC convertit l’énergie disponible 
dans un substrat biodégradable comme le 
glucose ou autres types d’alcools ou encore 
les acétates en électricité. Ce type de pile 
à combustible également appelé système 
bio-électrochimique permet de fournir 
du courant électrique et de la puissance 
en utilisant des bactéries et en imitant les 
interactions bactériennes présentes dans la 
nature (Gude, 2016), (A. Ebrahimi, 2018).

Ce processus fait appel aux besoins en éner-
gie des bactéries pour se développer. Dans 
la première étape, les bactéries retirent 
des électrons du substrat biodégradable 
(oxydation) et donnent des protons. Ces 
protons voyagent à travers l’électrolyte du 
MFC jusqu’à la cathode. Dans la deuxième 
étape, les bactéries donnent ces électrons à 

une substance qui doit les accepter (réduc-
tion) comme le nitrate, le proton, l’oxygène, 
le dioxyde de carbone, etc. Si les bactéries 
se développent dans des conditions anaé-
robiques (sans oxygène à l’anode et à la 
cathode), les électrons qu’elles transfèrent 
de l’anode passeront par le circuit externe 
à la cathode où ils se combineront aux pro-
tons et donneront de l’hydrogène (E. Martin, 
2011). Si la cathode est alimentée en oxy-
gène, la réaction de la cathode donnera 
de l’eau. Mais si elle est alimentée par du 
dioxyde de carbone, la réaction donnera du 
méthane ou d’autres hydrocarbures légers. 
Le flux d’électrons vers la cathode génère 
un courant et une tension pour produire de 
l’électricité. 

Il existe deux types de MFC : avec et sans 
médiation. La MFC avec médiation a été 
introduite au début des années 1900. Le 
médiateur est un produit chimique qui 
transfère les électrons des bactéries de la cel-
lule vers l’anode. Les MFC sans médiation, 
qui ont été mis en évidence dans les années 
1970, utilisent des bactéries qui possèdent 
des protéines redox électrochimiquement 
actives, telles que des cytochromes sur leur 
membrane externe, qui peuvent transférer 
des électrons directement à l’anode (Badwal 
P. S Sukhvinder & Hollenkamp, 2014). 
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Ce n’est que récemment que les MFC ont 
trouvé une utilité commerciale dans le trai-
tement des eaux usées. Cette approche peut 
aider à résoudre les problèmes environne-
mentaux liés à l’assainissement de l’eau dans 
le monde entier, car les technologies ac-
tuelles de traitement de l’eau ne répondent 
pas aux besoins croissants en matière de 
traitement en raison de la croissance démo-
graphique (S. Dharmalingam, 2019).

Les développements dans la production 
d’énergie étant également intéressants, d’im-
portants travaux de recherche doivent être 
menés sur les matériaux d’électrode, de nou-
velles configurations de procédés  intégrées 
ainsi que sur la mise à l’échelle (E. Martin, 
2011). Cela permettra de déterminer si la 
technologie MFC peut fournir des systèmes 
durables et à énergie positive pour le traite-
ment des eaux usées.

Figure 71 : Principe des piles à combustible microbiennes (Gude, 2016).
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