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火电边际成本对电力市场中现货电价的影响 
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［摘 要］电力现货市场是全国统一电力市场建设的核心。【目的】模拟未来长期的现货电价对于热电

厂灵活性改造工程设备选型、评估收益有重要意义。【方法】本文提出一种模拟不同电源结

构下长期现货电价的方法，包括厘清电力市场成员及关系、建立火电厂边际成本计算依据、

给出热电协同电厂的报价方法、实现在不同电源结构下模拟长期现货电价。【结果】研究表

明：该模拟现货电价算法的 74%模拟值与真实值偏差在±50 元/(MW·h)以内。【结论】在火

电发电量占主导的情况下，低电价源于储能充电过程和火电机组的低负荷率，高电价则源

于储能放电过程；新能源发电量占主导时，其发电量由储能系统决定，且现货电价多由储

能系统主导；热电协同技术使得某 660 MW 火电机组的日内收益比传统热电联产机组高

352 万元，同时降低电网对储能容量的需求；远期电力系统的现货电价和火电出力均呈现

显著的季节性差异，全年现货电价均值 335 元/(MW·h)，12 月电价以 414 元/(MW·h)最高，

3 月电价以 246 元/(MW·h)最低。该研究结论可为电力市场设计者、参与者和热电厂灵活性

改造决策者提供参考。 
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Abstract: [Objective] To accommodate the decline in the share of thermal power generation in the power mix, 

which is expected to drop from 65% in 2016 to 40% in 2025, China is pursuing power system reforms to adapt to 

the productive forces development. One of the important means is the development of a power spot market. The 

electricity spot market is the core of the national unified electricity market construction. Simulating long-term spot 

electricity prices is of great significance for equipment selection and revenue assessment in thermal power plant 

flexibility retrofit projects. [Methods] This study proposes a method for simulating long-term spot electricity prices 

under different power source structures, including clarifying electricity market members and their relationship, 

establishing a method to calculate thermal power plants’ marginal costs, providing a bidding method for co-operated 

heat and power plants, and simulating long-term spot electricity prices under different power source structures. 

[Results] The research shows over 74% of the simulated values have a deviation within ±50 yuan/(MW·h) from 

actual values. [Conclusion] This paper proposes a model to simulate long-term spot electricity prices and presents 

the results of a full-year continuous operation of future power systems. This simulation method is applied to provide 
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a basis for flexibility upgrades and long-term economic evaluations of energy storage. It also provides methods for 

calculating the marginal cost of thermal power and a method for     co-operated heat and power bidding, leading 

to the following conclusions. The simulation results are obtained based on the entire process of determining spot 

electricity prices. Under the current power source structure, spot electricity prices are determined by thermal power, 

while under the future power source structure, spot electricity prices are determined by both thermal power and 

energy storage. Under the future power source structure, spot electricity prices and thermal power generation show 

seasonal differences: they are higher in summer and winter. This can provide a reference for thermal power bidding 

and quantitatively estimate the economic benefits of flexibility upgrade schemes for thermal power plants. 

Thermal‑electric coordination technology can increase the daily revenue of coal‑fired power plants in the electricity 

market. Taking a 660 MW rated coal‑fired unit as an example, this technology enables it to earn 3.52 million yuan 

more per day than traditional combined heating and power generation methods. It can also reduce the power and 

capacity requirements of energy storage systems. This paper will be of interest to electricity market designers, 

participants, and decision-makers involved in thermal power plant flexibility retrofitting. 

Key words: new power system; electricity market; spot electricity price; marginal cost of thermal power plants; 

thermal-electric coordination 

电力现货市场作为实现电能量实物交割的终

极市场，有着重要的地位和作用。国家能源局表示

到 2029 年全面建成全国统一电力市场[1]，在 2029 年

前全国绝大多数[2]省份电力现货市场正式[3]运行。

在可再生能源发电装机容量持续快速增长、建设全

国电力市场的背景下，发用电工程需要未来现货电

价指导项目初期的设备选型，且长期连续的现货电

价决定发用电企业全生命周期的实际运行收益，

模拟在不同电源结构下长期、连续的现货电价十

分重要。 

2015 年电力改革以来，市场化交易电量[4]在全

社会用电量的占比从 17%上升到 61%。2025 年，国

家发展和改革委员会[5]推动新能源进入电力市场，

通过市场交易形成电价，顺应电力市场发展趋势。 

电力市场发展趋势就是扩大电力市场化规模，

即扩大批发交易规模和零售交易规模。而现货电价

作为电力批发交易结算的终极价格信号，对其模拟

具有重要意义。现货电价的基础是边际成本电价，

其存在于我国电力市场[6]以及美国计划的零碳电力

市场[7]中。黄民翔等[8]通过市场模拟法模拟电力拍

卖过程，从而得到市场出清电价。Lu 等人[9]提出了

一种场景建模方法来提高预测模拟准确性，根据外

部因素的不同，而生成对抗网络。Huang 等人[10]通

过寻找相似日的办法，提出预测模拟山东电力市场

的短期现货电价的神经网络模型，并获得较高精度 

的预测模拟结果。Florian 等人[11]指出现有文献很少

聚焦于重要的中长期电价预测模拟，并基于时间序

列的电力供需曲线给出了高可信度的预测模拟结

果。胡博等[12]指出，目前国内外针对现货电价的长

步预测模拟研究仍处于起步阶段，并且基于季节趋

势分解进行了现货电价预测模拟。Sergio 等人[13]继

续基于机器学习提出新颖的框架，旨在促进人机协

作预测模拟日前电价，解释新模型架构及其预测模

拟的机制和行为。清华大学建筑节能研究中心率先

提出热电协同技术[14]实现燃煤电厂电力顶峰、电力

深调[15]和保供热。王笑吟[16]提出基于电网调度指令

的热电协同配置方法并给出流程和优化方法，用于

设计调峰系统。 

可以发现，目前基于火电边际成本模拟长周期

现货电价的研究较少，热电协同技术参与电力市场

的研究依然是空白。因此，需要建立能反应电力市

场火电边际成本的长期现货电价的模拟算法，并给

出热电协同报价办法、估算其经济效益。 

1 边际成本电价计算模型 

1.1 发电侧模型 

1.1.1 火电厂边际成本模型 

使用文献[17]确定供电煤耗率，然后得到边际

成本。并根据燃煤成本与变动成本的比例[18]关系，

将燃煤成本折算成变动成本： 
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0.245ln(0.798) 0.245ln(0.012 ) 1
0.798exp 0.988

0.245

P P
b b




      
     

  
      (1) 

 

 
gmin g0 emin e

0

emin e

( ) 0.988 0.012exp (1 ) 0.245

exp (1 ) 0.245 1

b b P P

P P


  


 
                 (2) 



140  2026 年 
 

http://rlfd.cbpt.cnki.net 

纯凝火电厂的变动成本 VC,τ和边际成本MC,τ为： 
6

C,τ c gx ex(10 ) (1 000 ) /V P b P          (3) 
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                  (4) 
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           (5) 

将式(1)、式(2)代入式(5)可以得到： 

g03 c 0

C,τ gx

0.798 0.245ln(0.798) 0.245ln(0.012 ) 1
10 exp

0.245 0.245

bP
M b

  



      
    

  
             (6)

式中：Pc为发电厂购入煤价，元/t；为锅炉负荷率；

Pe为设计工况时轴端出力，MW；bg0 为供电煤耗，

g/(kW·h)；Pemin为锅炉最低技术出力，MW；bgmin为

锅炉最低技术出力的供电煤耗，g/(kW·h)；Pex为任

意出力，MW；bgx为任意出力时的供电煤耗；μ0为

无量纲参数。 

1.1.2 热电协同机组报价 

热电协同技术[19]通过储热实现热电联产机组

对电网的顶峰和深调、对热网的供热保障。热电协

同报价办法的核心是热电协同电厂的收支平衡，其

为热电协同电厂提供定量计算指导。 

用临界电价 1（Pk1）判断抽汽[20]是用于直接供

热还是用于发电，计算公式如式(7)所示。当电力市

场实时电价高于临界电价时，汽轮机抽汽应该全部

用于发电；而当电力市场中实时电价低于临界电价

时，汽轮机组抽汽应直接用于供热。 

dh

k1

ext

3.6P
P


               (7) 

式中：Pk1 为临界电价 1，元/(MW·h)；Pdh为对外热

价，元/GJ；ext 为抽汽等效电。 

临界电价 2（Pk2）用于判断燃煤机组轴端发电

量是否驱动电热泵回收余热供热，其计算公式如 

式(8)所示。当电力市场的实时电价高于该值，燃煤

机组轴端发电量应全部上网售卖；而当电力市场中

的实时电价低于该值时，燃煤机组轴端发电量应尽

可能用于驱动电热泵回收余热供热。 

k2 dh COP,ehp,cold3.6 (1 )P P C           (8) 

式中：Pk2 为临界电价 2，元/(MW·h)；CCOP,ehp,cold 为

电热泵制冷的能效。 

临界电价 3（Pk3）用于判断抽汽是否驱动吸收

式热泵回收余热，该电价计算公式如式(9)所示。该

电价物理意义是为了追求经济效益更好，当电力市

场中实时电价高于该值时，汽轮机组抽汽应该全部

用于发电；而当电力市场中实时电价低于该值时，

汽轮机组抽汽应该尽可能用于驱动吸收式热泵回

收余热供热。 

dh COP,ahp,cold

k3

ext

3.6 (1 )P C
P




         (9) 

式中：Pk3 为临界电价 3，元/(MW·h)；CCOP,ahp,cold 为

吸收式热泵制冷的能效。 

临界电价 4（Pj）用于判断热电协同电厂整体收

支平衡情况，该电价计算公式如式(10)所示。 

c coal j j dh jP M PE P Q           (10) 

式中：Mcoal 为热电协同机组燃煤量，t；Pj 为临界

电价 4，元/(MW·h)；Ej 为热电协同机组上网出力，

MW·h；Qj为机组产热量，GJ。 

1.1.3 其他电源及储能报价 

当前有火电机组、储能和部分新能源参与电力

市场化交易，图 1 模拟了在现货电价成交的任一时

刻，发电侧申报发电出力与报价的排序情况。其中

P1 至 O 段，电力市场出力为火电最小出力；O 至 P2

段，电力市场出力为火力发电机组和新能源发电机

组出力之和；P2 至 P3 段，发电机组的出力在 C2 和

C3 之间，该区间段内主要由火电机组报量报价，火

电厂报价依据边际成本；P3 至 P4 段，发电机组出力

在 C3 和 C4 之间，此区间段是发电机组为了更多获

利而申报高价。 

 

图 1 发电侧参与电力市场申报顺序示意 

Fig.1 Schematic diagram of the bidding order for 

generation-side participation in the electricity market 

在电力市场化进程中，低碳新能源为实现全电

量上网，常以低电价参与市场竞争，新能源与火电
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的报价差异，本质源于两类电源全生命周期的成本

结构不同：火电厂可变运行成本占比高，必须依靠

发电收入覆盖成本，对电价有刚性要求；新能源初

投资占比大，可变运行成本极低，叠加政策扶持[21]，

只要报价能覆盖少量变动成本就愿意并网，因此会

以低价换全电量上网空间。 

为研究储能系统和火电机组竞量竞价过程，需

对储能系统的报量报价进行简化线性处理。假设某

储能电站设计参数如表 1 所示，此设计参数下储能

电站的一种报量报价情况如图 2 所示。 

表 1 储能电站设计参数 

Tab.1 Design parameters of energy storage stations 

最大连续 

充电时长/h 

额定充电 

功率/MW 

储能电站 

电电效率 

最大连续 

放电时长/h 

额定放电 

功率/MW 

8 200 0.8 8 160 

 

图 2 储能的一种报量报价情况 

Fig.2 An example of bidding volume and price for energy 

storage 

1.2 不同电源结构的现货电价模拟方法 

为突显储能系统的电力调节优势，做如下简

化：1）将储能系统[22]的报量报价曲线按照随发电功

率单调递增的直线段处理；2）电网优先消纳低碳电

源发电量。在电力市场成交日的日内某时刻，由发

电侧和用户侧出清的现货电价如图 3 所示。 

图 3 中蓝线为发电侧报量报价曲线，a—b 段代

表电技术最小出力，b—c 段代表报价较低的储能和

部分风光电，c—d 段代表以火电发电合理报价，其

中 c 点为煤耗最低机组，d 点为煤耗最高机组，d—

e 段代表火电高负荷率和报价高的储能。其中 c—d

段斜率表示火电机组内部能效差别，d—e 段斜率表

示火电进行经济持留[23]的程度。 

红线为用电侧报量报价曲线，1—2 段的横坐标

代表留给火电和储能的发电竞价空间，也称竞价空

间，为电功率减去非市场化机组发电功率。2—3 段

代表储能在充电时就是报量报价的用户，其报量报

价曲线与报量不报价的电力用户共同组成图 3 中的

用电侧曲线。 

 

图 3 日内某时刻电力交易中的出清电价 

Fig.3 Clearing price in an intraday electricity trading 

session 

图 3 中 N 点横坐标代表竞价空间，纵坐标代表

出清的现货电价。由于竞价空间随机波动，且发电

侧报量报价参数相对稳定，最终导致在某时刻 1—

2 段的横坐标会波动，最终影响出清电价。 

2 火电厂下限报价模型验证 

该省自 2018 年试运行电力现货市场，2023 年

12 月正式运行。图 4 和图 5 分别为 2023 年、2024 年

非采暖季现货电价与模拟模型。图 4 和图 5 中蓝点

表示 2023 年、2024 年非采暖季内现货电价与火电

需供比关系。火电需供比为每 15 min 内，该省火电

机组总发电量除以该省在线火电机组总容量，即某

时段内该省火电机组的负荷率。选取实际数据验证

图 4 中的模型。该省煤价在 850~950 元/t，供电煤

耗在 285~315 g/(kW·h)。 

 
图 4 2023 年非采暖季现货电价与模拟模型 

Fig.4 Relationship between spot electricity price and 

simulated model during non-heating season in 2023 
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图 5 2024 年非采暖季现货电价与模拟模型 

Fig.5 Relationship between spot electricity price and 

simulated model during non-heating season in 2024 

图 4 中 a 点坐标为(0, 0)，火电需供比为 0 时现

货电价是市场最低价；b 点坐标为(0.4, 0)，0.4 对应

火电最低技术出力；c 点坐标为(0.5, 284)，其中 0.5

对应边际成本[24]最低值，284 元/(MW·h)为在式(6)

中取 0.5 负荷率、供电煤耗 285 g/(kW·h)、煤价   

850 元/t、再将边际成本除以 0.8 得到；d 点坐标为

(0.85, 360)，其中 0.85 对应火电机组保持合理报价

的最大需供比，360 元/(MW·h)为在式(6)中取 0.85

负荷率、供电煤耗 315 g/(kW·h)、煤价 950 元/t、再

将此时的边际成本除以 0.8 得到；e 点坐标为(1.00, 

1 500)，1.00 对应申报高最高电价 1 500 元/(MW·h)

时的需供比。 

将 a、b、c、d、e 点首尾相连得到分段函数，具

体如图 4 和图 5 中的红色线段所示。分别将 2023 年

非采暖季、2024 年非采暖季逐时需供比带入分段函

数中，得到模拟的逐时现货电价。图 6 为 2024 年   

5 月 4 日—5 月 12 日的电价和实际出清电价。最后，

将实际逐时现货电价减去模拟逐时现货电价，即模

拟残差，整理后得到图 7、图 8。 

实际电价和模拟预测电价有差别的原因为： 

1）实际电价从最低值变到火电合理报价之间是渐

变而不是突变，这是因为新能源入市部分在高出力

时电价报价会略高；2）实际电价在火电合理报价区

间内会有波动，这是因为火电厂会根据自身型号、

供电煤耗、能源成本和灵活性能力按照收入预期参

与现货市场；3）最高电价出现时对应的火电需供比

不一致，且高电价连续分布，这是因为火电机组负

荷率较高时，一方面火电厂需要投入额外成本，另一

方面电力市场处于卖方市场，此时火电厂对收入会

有较高预期，随着机组出力增大而抬高申报电价。 

实际电价和模拟预测电价相同的原因为：1）实

际的最低电价对应的火电需供比趋于一致。2023 年

和 2024 年期间，出清的现货电价从零电价变为某

值时所对应的火电需供比约为 0.4，这是因为该省

火电机组在约 40%负荷率时达到最低技术出力，为

了日内不停机，从而将最低技术出力申报为市场最

低值；2）高电价出现时对应的火电需供比稳定。

2023 年、2024 年期间，高电价开始出现时的火电需

供比约在 0.8，这一方面是由于火电机组提高了顶

峰发电能力，降低了顶峰发电成本；另一方面是火

电厂对收入有了理性预期，将约 80%负荷率所对应

的发电量申报为市场最高值。 

图 7、图 8 分别模拟了 2023 年、2024 年非采

暖季现货电价，74%的模拟值与真实值偏差在   

±50 元/(MW·h)范围内。 

 

图 6 部分日期逐时模拟的现货电价和出清现货电价对比 

Fig.6 Comparison of hourly simulated spot electricity price 

and cleared spot electricity price during selected days 

 

图 7 2023 年非采暖季的残差概率密度分布 

Fig.7 Residual probability density distribution during non-

heating season in 2023 
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图 8 2024 年非采暖季的残差概率密度分布 

Fig.8 Residual probability density distribution during non-

heating season in 2024 

本文考虑了火电出力、火电容量、新能源出力

和电力负荷，但现实中电价仍受电力网络约束、阻

塞程度、政府管控电网思路和跨区交易影响，所以

该模型还存在一些不足。然而，该计算方法可为灵

活性改造、储能长周期经济估算提供决策依据，因

此该模型误差在接受范围内。 

3 情景研究 

此处给出 5 种不同情景，依据第 2 节的方法

对现货电价进行模拟。其中前 2 种情景相关参数 

如表 2 所示，煤价 1 200 元/t，负荷曲线参考山西

省典型日。 

其中，情景 1 各电源比例参考山西省现状，情

景 2 各电源比例参考文献[25]中全国未来情况。情景

1、2 均配置储能保障风光资源全消纳，且孤网运行。 

3.1 情景 1 的现货电价 

情景 1 的发电侧和用户侧报量报价曲线如图 9

所示。蓝色实线代表火电，蓝色虚线代表储能发电，

红色实线代表只报量不报价的电力用户，红色虚线

代表储能充电。图 10 为情景 1 中竞价空间。 

图 11 展示的现货电价模拟结果的计算过程

为：1）根据图 10 中电力负荷减去逐时新能源发电

量得到留给火电和储能的发电空间，即竞价空间；

2）将竞价空间作为图 9 的输入，得到模拟的现货

电价。 

根据现货电价出清中标情况，确定火电、储能

逐时出力，结果如图 12 所示。图 12 说明火电占主

导时：1）低电价源于储能充电和火电低负荷率；  

2）高电价源于储能系统放电；3）电网深调与顶峰

期间，火电由于报价较低而会优先调度储能；4）储

能运行时，现货电价更能反映电力供需形式。 

表 2 5 种情景下电源结构                                 单位：MW 

Tab.2 Power supply structures of five scenarios 

 
纯凝火电 

机组容量 

热电协同 

机组容量 

热电联产 

机组容量 

风电装机 

容量 

太阳能发电 

装机容量 

储能放电 

额定功率 

储能额定 

充电功率 

情景 1 1 000 0 0 333 333 160 200 

情景 2 1 000 0 0 4 000 8 000 2 900 5 800 

情景 3 340 660 0 333 333 283 200 

情景 4 340 0 660 333 333 406 432 

 

  

图 9 情景 1 中发用电两侧申报曲线 

Fig.9 Reported curves of power generation and 

consumption sides in Scenario 1 

图 10 情景 1 中竞价空间 

Fig.10 Bidding space in Scenario 1 
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图 11 情景 1 的竞价空间与现货电价 

Fig.11 Bidding space and spot electricity price in Scenario 1 

 

图 12 情景 1 中火电、储能出力与出清现货电价 

Fig.12 Output of coal, energy storage and cleared spot 

electricity price in Scenario 1 

3.2 情景 2 的现货电价 

情景 2 发电侧和用户侧报量报价曲线如图 13

所示，情景 2 中竞价空间如图 14 所示，图 15 展示

情景 2 的现货电价模拟结果，图 16 为情景 2 的火

电、储能出力与出清现货电价。 

 

图 13 情景 2 中发用电两侧申报曲线 

Fig.13 Reported curves of power generation and 

consumption sides in Scenario 2 

 

图 14 情景 2 中竞价空间 

Fig.14 Bidding space in Scenario 2 

 

图 15 情景 2 的竞价空间与出清现货电价 

Fig.15 Bidding space and cleared spot electricity price in 

Scenario 2 

 

图 16 情景 2 的火电、储能出力与出清现货电价 

Fig.16 Output of coal, energy storage and cleared spot 

electricity price in Scenario 2 

图 16 说明在火电机组发电量不占主导时，在

电网深调与顶峰期间，新能源的发电量由储能系统

决定，现货电价多由储能系统主导。 

3.3 热电协同技术下的现货电价 

以某 660 MW 燃煤火电机组的热电协同改造方 
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案为例，给出参与电力现货市场的报价计算依据。该

机组热负荷 760 MW，煤价 1 200 元/t，热价 40 元/GJ。

相关设备配置参数如表 3。 

表 3 热电协同电厂热泵参数 

Tab.3 Heat pumps’ configuration parameters for co-

operated heat and power plant 

 制冷 COP 制冷装机容量[26]/MW 

吸收式热泵 0.7 [27] 180 

电动热泵 4.0 [28] 100 

热电协同报价如图 17 所示，其中 j 点横、纵坐

标分别为 138 MW、200 元/(MW·h)，代表锅炉负荷

率最低、电动热泵全开后的出力和电价；k0 点横、

纵坐标分别为 483 MW、224 元/(MW·h)，代表机组

锅炉负荷率最高、最大抽汽、电热泵全开后的出力

和电价；其中 j 点和 k0点计算见式(10)。 

 

图 17 热电协同报价 

Fig.17 Electricity bidding price of co-operated heat and 

power plant 

k1点横、纵坐标分别为 483 MW、538 元/(MW·h)，

代表汽轮机抽汽是否该直接供热的状态点，此时机

组锅炉负荷率最高、最大抽汽、电热泵全开后的出

力，电价由式(7)得到。 

k2点横、纵坐标分别为 552 MW、720 元/(MW·h)，

代表电热泵是否应该开机供热的状态点，此时机组

出力为锅炉负荷率最高，抽汽只用于驱动吸收式热

泵，电热泵全开后的出力，电价由式(8)得到。 

k3点横、纵坐标分别为 577 MW、914 元/(MW·h)，

代表吸收式热泵是否应该开机的状态点，此时锅炉

负荷率最高，抽汽只用于驱动吸收式热泵，电热泵

关机，出力为 577 MW，电价由式(9)得到。 

l点横、纵坐标分别为 637 MW、914元/(MW·h)，

代表机组是否该纯凝运行的状态点；申报出力  

637 MW 与额定出力 660 MW 的差异由汽轮机背压

抬高导致。 

将情景 1 中 1 000 MW 火电机组拆分出 660 MW

作为热电协同机组，采用图 17 中的报价，得到图

18 中发电侧申报电价和出力的关系，记为情景 3，

图 18 中发电侧的数据来源于热电协同机组、纯凝

电厂和储能。 

 

图 18 情景 3 中发电侧申报电价和申报电量的关系 

Fig.18 Relationship between the declared electricity price 

and the declared electricity quantity on the generation side 

in Scenario 3 

再将相同比例的火电机组改造为传统热电联

产机组得到图 19 中发电侧申报电价和出力之间关

系，记为情景 4。图 19 中热电联产机组为了保障供

热，只会申报出力 515 MW 时的电价–100 元

/(MW·h)参与电力市场，其他发电侧数据来源于由

纯凝电厂和储能。 

图 20 给出在相同竞价空间时，情景 3、情景 4

的出清电价。图 20 中情景 3 电价与竞价空间趋势

一致，情景 4 电价保持低水平。这是因为热电联产

机组申报低电价，同时情景 3 需要储能系统日储电

量 0、放电 630 MW·h，而情景 4 却需要储能系统日

储电量 3 096 MW·h、放电量 1 190 MW·h。 

 

图 19 情景 4 中发电侧申报电价和申报电量的关系 

Fig.19 Relationship between the declared electricity price 

and the declared electricity quantity on the generation side 

in Scenario 4 
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图 20 情景 3 和情景 4 中的各自出清电价 

Fig.20 Cleared spot electricity prices in Scenario 3 and 

Scenario 4 

情景 3 的电价比情景 4 高，但这是以热电联产

机组的亏损为代价的。表 4 给出情景 3 和情景 4 中

单个电厂采取不同供热改造后在电力市场中的经

济效益情况。由表 4 可知，严寒期当日热电协同电

厂效益要比热电联产电厂多收入 352 万元，其中包

括发电收入多了 235 万元，燃煤成本降低 117 万元。

因此，热电协同技术更有助于热电厂在电力市场中

获益。 

表 4 情景 3 和情景 4 中热电厂不同改造方案的经济技术结果 

Tab.4 Economic and technical results of different 

retrofitting schemes of the thermal power plant in 

Scenarios 3 and 4 

 燃煤量/t 
供热量/ 

万 GJ 

发电收 

入/万元 

燃煤成 

本/万元 

供热收 

入/万元 

情景 3-热电 

协同电厂 
3 165 6 527 380 252 

情景 4-热电 

联产电厂 
4 141 6 292 497 252 

3.4 远期全年连续现货电价 

本节基于远期零碳电力系统的电源结构（表 5），

模拟全年逐时现货电价。采用文献[29]中火电 1.4 万

兆瓦、风电 8.4 万兆瓦、太阳能发电 20.0 万兆瓦和

储能额定放电、充电功率为 6.6 万兆瓦和 16.7 万兆

瓦的电源结构。为排除由供热型式造成的电价波

动，设定火电厂仅在纯凝工况运行。 

表 5 远期的电源结构 

Tab.5 The long-term power structure 

火电在线 

机组容量/ 

万兆瓦 

风电装 

机容量/ 

万兆瓦 

太阳能装 

机容量/ 

万兆瓦 

储能额定 

放电功率/ 

万兆瓦 

储能额定 

充电功率/ 

万兆瓦 

模拟电 

价持续 

时长/d 

1.4 8.4 20.0 6.6 16.7 365 

本节对火电机组参数进行如下调整以适应远

期零碳电力系统：1）煤价格为 1 200 元/t，标煤每

排放 1 t CO2 需要缴纳 700 元碳税，且 1 t 标煤排放

2.62 t 的 CO2，最终使得每燃烧 1 t 标煤的成本为   

3 034 元；2）火电机组以边际成本报量报价。图 21

给出全年竞价空间的逐月平均值，图 22 给出全年

现货电价的逐月平均值，图 23 展示火电机组全年

逐时发电出力，图 24 展示春夏秋冬 4 个季节内各

自 2 个典型周火电逐时出力。 

 

图 21 全年竞价空间的逐月平均值 

Fig.21 Monthly average of bidding space throughout the 

year 

 

图 22 全年逐时现货电价的逐月平均值 

Fig.22 Monthly average of hourly spot electricity prices 

throughout the year 

 

图 23 火电全年逐时出力 

Fig.23 Hourly output of coal-fired power in a year 

图 23 中 4 个蓝色框线内火电逐时出力数据，
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代表春夏秋冬 4 个季节分别的发电情况。其中每个

季节各选 2 周时长，数据展开如图 24 所示。 

模拟远期全年连续现货电价后得到： 

1）2—6 月竞价空间为负，其他时间竞价空间

为正。图 21 中的正值表明该月份需要火电发电和

储能放电，负值表明该月份需要减少火电发电量以

及向储能设施充电。 

2）全年现货电价均值为 335 元/(MW·h)（图

22）。12 月电价以 414 元/(MW·h)最高，3 月电价以    

246 元/(MW·h)最低。全年平均现货电价降低是因为

新能源大规模接入电网；12 月电价均值最高是因为

竞价空间大且火电发电量多，3 月现货电价均值最

低是因为竞价空间小且火电发电量少。 

3）图 23 表明火电大量发电在 1 月、7 月、8 月

和 12 月。这段时间电力缺口大，需要火电机组调峰

发电。图 24 展示四季典型连续 2 周火电出力。由

于储能发电成本低，因此优先调用储能发电量解决

日内供需不匹配，使得火电在日内出力均匀，提高

火电的经济性。 

表 6 展示以上所有情景的统一评价指标。情景

1、2 表明新能源主导的电源结构会提高储能容量系

数、导致现货电价波动更大。情景 3、4 综合说明热

电协同显著降低火电发电量、降低现货电价波动程

度。远期电力系统中，储能容量系数会显著增加、

火电容量系数进一步降低、现货电价均值降低，全

年现货电价波动在合理范围内。 

 
a) 春季 

 

b) 夏季 

 

c) 秋季 

 

d) 冬季 

图 24 四季中典型 2 周火电发电出力 

Fig.24 Thermal power output by hour in a typical two-week 

period in four seasons 

表 6 不同情景中的统一评价指标 

Tab.6 Unified evaluation metrics across different scenarios 

 储能容量系数 火电容量系数 
现货电价均值/ 

(元·(MW·h)–1) 

现货电价方差/ 

(×104元·(MW·h)–1)2 
模拟现货电价时长/d 

情景 1-火电主导 0.01 0.61 360 8.2 1 

情景 2-新能源主导 0.11 0.81 688 38.5 1 

情景 3-热电协同 0.02 0.58 428 13.6 1 

情景 4-热电联产 0.03 0.69 237 24.7 1 

全年连续 0.27 0.11 335 15.6 365 
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4 结  论 

本文提出模拟长周期现货电价的模型并给出

未来电力系统全年连续运行结果，该模拟方法可为

灵活性改造、储能长周期经济估算提供依据。同时

本文还给出火电边际成本计算方法和热电协同报

价方法，得到以下结论。1）依据现货电价来源的全

过程得到模拟结果。74%以上模拟值与真实值偏差

在±50 元/(MW·h)。现电源结构下现货电价由火电

机组决定；远期电源结构下现货电价由火电机组和

储能系统共同决定。 

2）在远期电源结构下，现货电价和火电发电量

呈季节性差异，夏、冬两季偏高。可为火电报量报

价提供参考，定量估算热电厂灵活性改造方案经济

效益。 

3）热电协同技术可提高火电厂在电力市场中

的收益。以 660 MW 额定燃煤机组为例，热电协同

技术使其比传统供热方式每日多盈利 352 万元，同

时可降低储能系统充放电功率和容量需求。 
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