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执行摘要
全球气候变化是全世界都面临的重大挑战，其中人类活动所排放的CO2数量急剧增加是最主要的原因，其对环境的影响也越来越重要。在世界CO2排放总量中，中国已经成为全世界CO2排放量最多的国家，占了20%以上的比重，而且比重还有进一步加大的趋势。因此在未来全世界控制CO2排放的努力中中国必将承担越来越大的压力和责任。其中电力行业CO2排放占了中国排放总量的40%左右，是CO2排放总量最多的行业，因此电力行业CO2强度下降对于中国2020年CO2减排目标的实现至关重要。

大规模发展可再生能源对电力行业CO2减排具有积极作用，中国可再生能源也取得了超常规发展。可再生能源包括风力发电、太阳能发电、潮汐能发电、地热发电、生物质能发电等，目前中国具备大规模发展条件的主要是风力发电，所以本课题大规模可再生能源主要指风力发电。2005年中国风力发电的装机容量只有106万KW，发电量也很少，几乎可以忽略不计，但是到2010年中国风力发电的装机容量就达到了2958万KW，相比2005年增加了将近27倍，年均增加94.60%，发电量也达到了494亿KWh，占所有发电量的1.17%，预计到2020年风力发电装机容量将达到1.5亿KW，发电量也将达到2840亿KWh，占所有发电量的3.5%左右，发展速度仍将非常迅速。

但是由于风力发电具有波动性、不确定性以及不可调峰性等特征，在接入电网发电时需常规电源提供调峰和备用等辅助服务，才可以满足电网调度的要求。随着风力发电的大规模发展，其对常规电源辅助服务的需求也将越来越大，常规电源是否可以提供足够的辅助服务对于风力发电的发展也至关重要。电监会的统计显示，2010年1-6月份，风电弃风导致损失电量27.76亿千瓦时，占同期风电上网电量的12.47%，其最主要的原因就在于电力系统能够为风电接入提供辅助服务的能力不足。因此，提高电力系统为风电接入提供辅助服务的能力，对于风电真正入网发电，具有非常重要的意义。

但是，提高电力系统辅助服务能力需要较大投入，单纯依靠电力系统自身可能很难承担，同时风电大规模接入电网所带来的电力系统辅助服务成本提高由电力系统承担也有失公平，因此需要在此基础上进一步研究风电接入所带来的辅助服务成本提高的分摊和补偿机制，激励电力系统为风电接入提供辅助服务。只有这样，电力系统辅助服务能力才可能真正得到提高，风电发电入网也才能够真正得到保障。

因此，本课题将重点研究两个问题：

（1）大规模风电接入导致辅助服务成本提高的程度；
（2）如何对风电接入导致的辅助服务成本进行补偿。

中国辅助服务的范围包括一次调频、自动发电控制（AGC）、调峰、无功调节、备用、黑启动服务等，其中大部分与国际通行概念相似。特殊的地方在于由于中国还未建立电力交易市场，常规电厂调峰成本无法通过电力交易市场得到补偿，因此调峰属于中国特有的辅助服务概念。调峰是指发电机组为了跟踪负荷的峰谷变化而有计划的、按照一定调节速度进行的发电机组出力调整所提供的服务，在国外一般将此服务归入现货市场交易中。

大规模风电接入电网主要影响的辅助服务有调峰、备用和无功。随着风电发电技术的发展，尤其是双馈感应异步风力发电机的出现，其自身可以提供无功补偿，对电力系统无功辅助服务的需求很小。因此风电接入对电力系统无功辅助服务的影响在本课题中被忽略。本课题将重点研究风电接入对调峰和备用辅助服务的影响。

风电接入对辅助服务影响程度的分析主要采用“有无对比法”，即通过对比风电是否接入电网，两者之间的差值即风电接入所带来的影响。风电接入对不同的辅助服务影响的原因也不相同。调峰辅助服务主要是由于风电出力波动性所带来的，因此风电接入导致的调峰辅助服务应该采用无风电接入负荷持续曲线与风电接入净负荷持续曲线（负荷与风电综合）所导致的调峰辅助服务的差值进行计算。备用辅助服务主要是由于风电出力预测偏差所带来的，因此风电接入导致的备用辅助服务应该采用无风电接入预测偏差与风电接入综合预测偏差所导致的备用辅助服务的差值进行计算。本课题基于典型风电场数据调研，文献查阅，专家讨论等方式，对我国2015年和2020年风电接入对辅助服务成本的影响进行了分析，结果显示，2015年和2020年中国大规模风电接入导致的调峰辅助服务成本分别为116亿元和187亿元左右，备用辅助服务成本分别为34亿元和65亿元左右。如果完全由风电承担，则2015年承担的成本为0.083元/千瓦时，2020年承担的成本为0.084元/千瓦时左右，很显然是风电承担不起的。

通过国内外辅助服务补偿机制对比研究，发现中国和国外对辅助服务成本如何进行补偿存在本质区别。中国目前采用辅助服务考核和补偿行政方式对辅助服务成本进行补偿，补偿资金由入网电厂按照上网电量进行分摊，完全采用发电系统内部循环的方式，并没有考虑到辅助服务由谁引致以及引致多少的问题。国外电力系统辅助服务则主要通过辅助服务市场方式进行提供，辅助服务成本补偿资金则基本按照“谁引发谁付费”的原则进行确定，主要由用户承担。因此相比中国目前采取的辅助服务补偿方式，国外的补偿方式相对更为合理。

本课题进一步比较了对风电接入导致的辅助服务成本进行补偿的三种方式，分别为按照上网电量分摊辅助服务成本、按照引致比例分摊辅助服务成本以及电力市场补偿辅助服务成本。经过测算发现，按照上网电量方式分摊辅助服务成本的话，会导致风电承担的辅助服务成本小于其引发的程度，因此要求风电加入现行辅助服务成本分摊模式就有失公平，需加以改进。按照引致比例分摊辅助服务成本相对更合理，但由于风电场之间存在平滑效应，单个风电场对辅助服务的引致比例不太容易确定。同时风电接入导致的调峰成本由风电出力波动引起，主要是客观原因，应该由消费者来承担更为合理，风电接入导致的备用成本由风电预测偏差引起，更多是主观原因，应该由风电场自身承担，最终通过可再生能源附加对风电场再做补偿。因此电力市场方式补偿辅助服务成本更为恰当，通过电力现货市场由消费者补偿调峰辅助服务成本，通过电力备用市场由消费者和风电分别承担备用辅助服务成本。

基于上述分析，本课题得到以下结论：

1. 单纯由风电场承担其引发的辅助服务成本过于困难，需要新的成本补偿机制。
2. 风电引发的调峰辅助服务成本应该由消费者承担。
3. 风电引发的备用辅助服务成本应该由风电场自身承担。
4. 电力市场方式补偿辅助服务成本更合理。
考虑到改革难易程度，本课题建议分三个阶段建立成本补偿机制，对风电接入导致的辅助服务成本进行补偿。三个阶段分别为：
第一阶段：基于风电预测偏差考核由风电场补偿其引发的备用成本。
对于第一阶段，本课题提出以下政策建议：

1. 建立风电预测偏差考核机制。
2. 考核时要允许风电场联合进行考核。
3. 风电场需要承担的备用辅助服务成本根据预测偏差程度确定。
4. 风电接入导致的调峰辅助服务成本暂时通过上调火电标杆电价由消费者承担。
第二阶段：辅助服务成本补偿不足部分由电网公司承担。
对于第二阶段，本课题提出以下政策建议：

1. 辅助服务成本补偿资金不足部分由电网公司承担。
2. 电网公司承担的辅助服务成本记入购电成本由销售电价补偿。
3. 对销售电价补偿辅助服务成本规定一个限额。
第三阶段：通过电力市场方式补偿辅助服务成本。
对于第三阶段，本课题提出以下政策建议：
1. 建立发电企业竞价上网机制。
2. 建立上网电价与销售电价联动机制。
3. 建立备用辅助服务交易机制。
4. 建立风电参与备用辅助服务交易机制。
Executive Summary
Global climate change, resulting mainly from rapid increase of CO2 emitted by human activities, is a considerable challenge facing the whole world and exerts increasingly significant impacts on environment. China is the world’s biggest CO2 emitter, taking up 20% of total amount. It is estimated that the proportion will continue increasing. China has an increasingly heavy responsibility to CO2 mitigation in the world. In China, power sector is the biggest CO2 emitter, accounting for about 40% of the total emission in China. In order to realize the 2020 target for CO2 emission in China, reduced CO2 intensity in power sector is crucial. 

Large-scale wind power development plays an active role in CO2 reduction in power sector. For this purpose, China’s wind power has witnessed rapid development. In 2005, China’s installed capacity of wind power is only 1.06 GW and power generated is so small, almost negligible. However, by 2010, China’s installed capacity of wind power reached 29.58 GW. Compared with its installed capacity in 2005, the number increased by nearly 27 times with an annual increase rate of 94.6%. In the same year, power generated reached 49.4 billion kWh, accounting for 1.17% of total. It is estimated that wind power will maintain the rapid growth, and in 2020 installed capacity of wind power in China will reach 150 GW, generating electricity of 384 billion kWh, taking up 3.5%.

However, wind power is intermittent, uncertain, and cannot be moved down. In order to meet the requirements of dispatching, ancillary services such as reserves and regulations from conventional power are required for integration. With the large-scale wind power development, demand for ancillary services provided by conventional power is increasing. Whether conventional power can provide sufficient ancillary services is crucial to wind power development. SERC statistics show that in the period between January and June in 2010, 2.776 billion kWh of electricity was lost due to wind abandonment, taking up 12.47% of the total integrated electricity in the same period. The major reason for the loss is a lack of ancillary services. Therefore, increased capacity of ancillary service provision in power system has very important significance towards wind power integration. 

Improved capacity of ancillary service provision in power system asks for huge investment, which can hardly be afforded by power system itself. Also, it would be unfair to have power system afford the cost. Hence, in order to incentivize ancillary service provision for wind power integration, further research is necessary on split and compensation mechanisms for the concomitant cost. Only in this way can capacity of ancillary service provision in power system be enhanced, and wind power integration be guaranteed.

This research will mainly focus on the following two issues:

1. How much will large-scale wind power integration increase the cost of ancillary services?

2. How to compensate the cost of ancillary services resulting from large-scale wind power integration?

In China, the scope of ancillary services covers primary frequency regulation, AGC, movement down, reactive power regulation, reserves, and black start. Most of them share identical concepts with international ones. The difference is that, in China, movement down is classified into ancillary services. It is because China has not set up power trading market yet, and hence cost of movement down provided by conventional power plants cannot be compensated through the market. Ancillary services that are mainly affected by large-scale wind power integration include movement down, reserves, and reactive power. As the impact on reactive power is comparatively small, this project will not cover this part. Currently, China adopts ancillary service assessments and administrative methods to compensate the cost, indicating that compensatory funds should be allocated to power plants connected to girds according to the amount of on-grid power. The practices are obviously unfair and therefore improvement is highly necessary. 

This project analyzes the cost of movement down caused by large-scale wind power integration through load duration curve and analyzes the cost of reserves caused by large-scale wind power integration through forecast error model. The result shows that, in 2020, the cost of movement down caused by large-scale wind power integration is 26.76 – 34.33 billion and the cost of reserves is 1.21 – 6.56 billion. If afforded by wind power exclusively, the cost will be 0.073 – 0.106 Yuan/kWh. Obviously, wind power can hardly afford.
Based on the above analysis, this research comes to the following conclusions:

1. Since it would be impossible to have wind power plants afford ancillary service costs exclusively, new cost allocation mechanism is required.
2. The cost of movement down should be compensated by consumers.
3. The cost of reserves should be compensated by wind power.
4. It is more reasonable to compensate ancillary services by power market.

Because these reforms are of different levels of difficulty, the project suggests establishing costs compensation mechanism step by step, from the easier one to the more difficult ones. Three phases include:

Phase One: compensate reserve costs generated by wind integration through wind power plants based on forecast error assessment.
1. Establish wind power forecast error assessment mechanism.

2. Wind power plants should be allowed to join together for joint assessment. 

3. Reserve costs are compensated by wind power based forecast error.
4. Movement down cost is compensated by consumers through the on-grid price adjustment.

Phase Two: additional ancillary service costs should be compensated by the grid. 

1. Additional ancillary services costs are paid by grid company. 
2. The ancillary services costs should be included into the retail price.
3. The retail price compensation should be limited.

Phase Three: compensate the costs of ancillary services more freely through the establishment of power market.

1. Establish a mechanism of competing on price for power plants’ connection to grids.

2. Establish an mechanism by which sales price is linked with on-grid power price.

3. Establish a market mechanism for ancillary services.

4. Establish a mechanism to incorporate wind power into the ancillary services market. 

目 录
12一、导 论


121、研究背景及意义


132、研究目标


133、国内外研究现状


154、研究内容


16二、辅助服务概念简介


161、辅助服务概念


162、辅助服务类型


173、中外辅助服务区别


214、本章小结


22三、大规模可再生能源接入辅助服务成本分析


221、对辅助服务的影响


242、调峰辅助服务成本分析


333、备用辅助服务成本分析


374、本章小结


38四、国内辅助服务成本补偿方式简介


381、辅助服务成本测算方式


412、辅助服务补偿资金来源


433、本章小结


44五、国外辅助服务成本补偿方式简介


441、澳大利亚辅助服务简介


452、美国辅助服务简介


493、英格兰—威尔士辅助服务简介


514、北欧辅助服务简介


535、借鉴及启示


54六、大规模可再生能源接入辅助服务成本补偿方式比较


541、上网电量比例分摊成本补偿方式


562、引致比例分摊成本补偿方式


563、电力市场模式成本补偿方式


584、补偿方式比较


59七、结论及政策建议


一、导 论
1、研究背景及意义
全球气候变化是全世界都面临的重大挑战，其中人类活动所排放的CO2数量急剧增加是最主要的原因，其对环境的影响也越来越重要。1992年联合国就在《联合国气候变化框架公约》（简称《框架公约》）中提出要控制人类活动CO2排放，并持续不断的召开会议讨论减缓乃至降低人类CO2排放数量的措施。从1995年到2010年，联合国召开了十六次《框架公约》缔约方大会，其中比较重要的包括1997年在日本京都召开的《框架公约》第三次缔约方大会，最终通过了《京都议定书》，规定从2008到2012年期间，主要工业发达国家的温室气体排放量要在1990年的基础上平均减少5.2％。2007年在印度尼西亚巴厘岛召开的《框架公约》第十三次缔约方大会，最终通过了“巴厘岛路线图”，明确规定所有发达国家缔约方都要履行可测量、可课题、可核实的温室气体减排责任。最近的一次努力是2010年11月在墨西哥坎昆召开的《框架公约》第十六次缔约方大会。在未来几年，国际上关于CO2减排的努力肯定会不断进行。
在世界CO2排放总量中，中国已经成为全世界CO2排放量最多的国家，占了20%以上的比重，而且比重还有进一步加大的趋势。因此在未来全世界控制CO2排放的努力中中国必将承担越来越大的压力和责任。中国政府也制定了自己CO2减排的目标。2009年11月，中国政府宣布CO2减排目标为2020年单位GDP二氧化碳排放强度相比2005年下降40-45%。
中国电力行业CO2排放占了中国排放总量的40%左右，是CO2排放总量最多的行业，因此电力行业CO2强度下降对于中国2020年CO2减排目标的实现至关重要。
电力行业降低CO2排放的主要措施包括两个方面，一方面是结构调整，即增加可再生能源发电在总发电量中的比重，另一方面是降低常规燃煤发电CO2排放的强度。降低常规燃煤发电CO2排放强度主要通过技术改进，比如超临界燃煤技术，超超临界燃煤技术等，改进余地较为有限，通常只能降低CO2排放强度10%左右，因此降低电力行业CO2排放更重要的是结构调整，增加可再生能源发电量的比重。
可再生能源包括风力发电、太阳能发电、潮汐发电、地热发电、生物质发电等，目前风电是最重要的发电方式，在我国的发展也非常迅速。2005年我国风力发电的装机容量只有106万KW，发电量也很少，几乎可以忽略不计，但是到2010年我国风力发电的装机容量就达到了2958万KW，相比2005年增加了将近27倍，年均增加94.60%，发电量也达到了494亿KWh，占所有发电量的1.17%，预计到2020年风力发电装机容量将达到1.5亿KW，发电量也将达到3840亿KWh，占所有发电量的3.5%左右，仍将保持快速增长的势头。
但是由于风力发电具有波动性、偶发性、不可调峰性等特征，其在上网发电时需常规发电作调峰和备用等辅助服务，才可以满足电网调度的要求。随着风力发电的大规模发展，其对常规发电辅助服务的需求也将越来越大，常规发电是否可以提供足够的辅助服务对于风力发电的发展至关重要。但是目前电力系统辅助服务成本由发电厂按照上网电量分摊，同时常规发电为风力发电提供辅助服务对常规发电的要求也较高，其负荷率较低，供电煤耗等都将增加，相应发电成本也将提高，也需要对提高的成本进行补偿。因此风力发电导致常规发电备用辅助服务成本如何得到补偿对电力行业真正提高可再生能源发电比例，降低电力行业CO2排放具有重要意义。
2、研究目标
本课题的研究目标主要包括两个：
（1）大规模风电接入导致辅助服务成本提高多少；
（2）风电接入导致的辅助服务成本如何进行补偿。
3、国内外研究现状
电力辅助服务是电力系统运行的重要组成部分，它是保证电力系统稳定运行，电力供需可以实现瞬时平衡的重要技术手段。电力辅助服务大体上可以分为自动发电控制（AGC），备用，无功及电压支持，恢复和黑启动。在电力市场化改革之前，由于实行厂网一体化垄断运行，辅助服务成本和电能成本没有区分，辅助服务都是由电厂在调度员的命令下免费提供，不存在辅助服务需要单独提供的问题。但是在2003年我国电力行业开始进行“厂网分开，竞价上网”的改革后，电厂成为独立的经济主体，不再愿意无偿提供辅助服务，希望能够获得合理的补偿，因此需要对辅助服务如何定价和补偿进行研究。首先很多文献研究了辅助服务市场如何运行。文献[1]对2000年前电力辅助服务的文献进行了综述，主要包括辅助服务的定义，辅助服务的市场模式以及辅助服务的定价方式。文献[2]对电力辅助服务交易市场的其交易流程、需求预报和发布、数据申报、竞价规则、交易机制及发电与输电辅助服务的调度进行了详细的描述。文献[3]对各个国家的辅助服务市场模式进行了比较。文献[4]对各个国家辅助服务市场运行方式进行了比较，并提出在电力市场环境下辅助服务市场的实现方式。文献[5]详细介绍了北欧辅助服务市场交易模式。文献[6]提出了一种基于供需双方可靠性竞标的辅助服务交易模式。文献[7]分析了辅助服务市场的运营方式。在辅助服务市场运行方式的基础上，又有文献进一步研究了提供辅助服务的定价和补偿方式。文献[8]介绍了一种基于发电主市场价格信息的辅助服务定价方法。文献[9]对辅助服务补偿机制进行了研究。文献[10]对水电机组提供辅助服务的定价机制进行了研究。
但是对辅助服务成本进行补偿，需要相应的分摊机制。文献[11]给出了在大用户直购的情况下辅助服务成本如何进行分摊的机制。文献[12]利用Aumann-Shapley 值的方法对辅助服务成本的分摊问题进行了研究。文献[13]利用修正Y-bus 矩阵分析方法对辅助服务成本的分摊问题进行了研究。文献[14]利用敏感性和邮票（postage-stamp）方法对辅助服务成本分摊问题进行了研究。文献[15]对一次调频辅助服务成本分摊问题进行了研究。文献[16]利用成本和风险混合最优模型对旋转备用辅助服务成本的最优分配进行了研究。
风电作为不确定，不可调峰的发电资源，其发电状况无法被控制，其本质上可以被认为是一种负负荷。因此在风电接入电网的情况下，电力辅助服务的对象可以认为负荷和风力发电合并后的净负荷波动。净负荷波动导致的辅助服务和负荷波动导致的辅助服务之间的差额就是风电导致的辅助服务状况。因此需首先分析风力发电的出力波动特性。文献[17]分析了张家口尚义国华风电场的出力特性，发现风电出力标准差为2.4%，同时讨论了风电接入对电力系统调频的影响。文献[18]分析了江苏省风电出力特征曲线，以及风电接入对江苏省电网规划的影响。文献[19]对甘肃酒泉风电出力特性进行了研究，发现单个风电场群每分钟的出力变化率约为2.04%~7.14% , 而对于整个酒泉风电基地, 其每分钟的出力变化率则约为0.69%~1.80%。文献[20]分析了江苏省风电场的出力特性，以及风电场接入对电网综合负荷特性的影响。
在风电出力波动特性的基础上，才可以进一步深入分析风力发电导致的辅助服务状况。首先需要确定风力发电导致辅助服务增加的数量。文献[21]重点讨论了风电接入对电网暂态稳定性的影响。文献[22]讨论了风电接入对西北电网辅助服务的影响。文献[23]讨论了风电接入对电力系统旋转备用的影响。文献[24]讨论了风电接入对电力系统备用容量的影响。文献[25]提出了一种研究风电接入电网下常规机组负调峰能力极限的优化模型。
在确定风电接入对何种辅助服务有影响的基础之上，需进一步得到风力发电导致的各种辅助服务成本的状况。文献[26]讨论风电接入电网产生的各种价值和成本，价值包括发电价值和环境价值，成本包括发电成本和辅助服务成本。文献[27]利用情景分析法分析了丹麦大规模风电接入导致的辅助服务成本的状况。文献[28]对风电接入如何影响电力系统运行和辅助服务状况的相关文献进行了综述。文献[29]对美国明尼苏达州风电接入引起的各种辅助服务成本进行了计算。但是目前还没有文献对风力发电导致的辅助服务成本如何补偿和分摊进行研究。
4、研究内容
本课题基于典型风电场数据调研，文献查询以及专家讨论等方式，对风电接入导致的辅助服务成本提高程度以及如何补偿进行了研究。首先研究国内外辅助服务概念和类型，然后分析风电接入电网对辅助服务成本提高的影响，接着研究风电导致辅助服务成本提高的程度，然后在国内外辅助服务成本补偿方式对比的基础上对风电辅助服务成本如何补偿进行研究，最后得到结论和政策建议。本课题的研究内容主要由以下部分组成：
第一章介绍了研究背景，研究意义，研究目标以及国内外相关研究现状；
第二章介绍了中国辅助服务概念和类型以及中外辅助服务的区别；
第三章分析了大规模可再生能源接入对哪些辅助服务类型有影响以及其成本提高的程度；
第四章介绍了我国现行辅助服务成本补偿方式；
第五章介绍了国外辅助服务成本补偿方式以及对我国辅助服务补偿方式建设的启示；
第六章分析了对风电接入导致的辅助服务成本的各种补偿方式并对其优劣进行对比；
第七章提出了结论及政策建议。
二、辅助服务概念简介
1、辅助服务概念
电力安全生产事关国家安全和社会稳定，安全可靠的电力供应对于保持社会稳定和促进经济发展有着十分重要意义。由于电力系统的瞬时平衡性，为保证电力系统安全稳定运行，辅助服务是必不可少的重要保证。辅助服务是电力系统各参与者提供的用于保证电力运输、系统稳定性、可靠性和电能质量的服务。国际上对辅助服务所包含的内容没有统一的界定一般包括一次调频、二次调频(ACC服务)、备用、无功和黑启动等，也有的国家将调峰和系统调度交易服务纳入辅助服务范围。
辅助服务的提供方包括电网、电厂、用户三方。电网提供的辅助服务主要是系统调度管理、电网的无功补偿装置提供的无功补偿，一般计入输配电成本通过输配电价回收。电厂提供的辅助服务又可分为基本服务和有偿服务。基本服务是电厂必须具备的辅助服务，无偿提供。对于基本服务包括的内容国际上也无定论，一般认为机组的一次调频和在规定功率因数范围内的无功调整为基本服务。有偿服务包括机组的二次调频、备用、在规定功率因数范围以外(或影响有功出力)的无功和黑启动等。负荷侧用户也可提供辅助服务，主要是可中断负荷，它相当于备用容量。
2、辅助服务类型
由于不同国家电力系统有所差异，关于辅助服务界定的范围也有所不同。我国辅助服务的范围包括一次调频、自动发电控制（AGC）、调峰、无功调节、备用、黑启动服务等。其中一次调频是指当电力系统频率偏离目标频率时，发电机组通过调速系统的自动反应，调整有功出力减少频率偏差所提供的服务。自动发电控制（AGC）是指发电机组在规定的出力调整范围内，跟踪电力调度交易机构下发的指令，按照一定调节速率实时调整发电出力，以满足电力系统频率和联络线功率控制要求的服务。调峰是指发电机组为了跟踪负荷的峰谷变化而有计划的、按照一定调节速度进行的发电机组出力调整所提供的服务。无功调节是指发电机组向电力系统注入或吸收无功功率所提供的服务。备用是指为了保证可靠供电，电力调度交易机构指定的发电机组通过预留发电容量所提供的服务。备用分为旋转备用和非旋转备用。黑启动是指电力系统大面积停电后，在无外界电源支持情况下，由具备自启动能力的发电机组所提供的恢复系统供电的服务。
美国联邦能源监管委员会对辅助服务的范围界定为包括调节和频率响应服务、发电侧提供的无功和电压控制服务、电能不平衡服务、事故备用-旋转备用、事故备用-补充备用、计划、系统控制和调度服务。其中调节和频率响应服务指在AGC控制下，连续的使发电出力与分钟级的负荷变化相平衡，以符合控制性能标准。发电侧提供的无功和电压控制服务指从发电侧提供的无功功率，以支撑输电系统的运行，包括响应系统变化，连续调整输电系统电压的能力。电能不平衡服务指在一定的时间周期内，在控制区内的电能发送点或者接受点上的电能计划与实际电量之间存在偏差，由控制区对这种偏差提供电能或者吸纳电能。事故备用-旋转备用指与系统同步、但未承载负荷的发电容量，该发电容量是超出供给当前和预计的需求电能的部分，是能立即承载负荷，并在十分钟内完全可用的发电容量。事故备用-补充备用指在十分钟内能供给需求，但不必与系统同步的发电容量，或能从系统中切除的可中断负荷。计划、系统控制和调度服务指由保障互联系统可靠性、减少输电系统约束以及在故障和扰动之后协调恢复的综合行动组合。
北欧电网由北欧四国( 挪威、瑞典、芬兰、丹麦)联网组成，北欧辅助服务的分类为: (1) 一级备用( 基本控制) : 包括频率控制的正常运行备用、频率控制的干扰备用、电压控制的干扰备用等。瑞典和挪威主要由水电提供一级备用; 丹麦东部由火电提供,丹麦西部由风电参与; 而芬兰则利用水电和火电联合及直流联络线共同参与。( 2) 二级备用: 自动发电控制( AGC) 作为二级调节不适用于北欧电网( Nordel) , 仅适用于丹麦西部电网。( 3) 平衡服务( 三级备用) : 包括快速有功扰动备用、快速有功预测备用、慢有功扰动备用、峰值负荷备用。( 4) 无功备用: 无功备用要求要充分大、就地的, 并且在各个子系统之间不能交换。( 5) 其他辅助服务: 包括减负荷、负荷跟踪、系统保护、黑启动、辅助服务的平衡结算及金融服务等。
3、中外辅助服务区别
各国对辅助服务没有公认的定义，概括来说是指为保证电力系统安全、可靠运行,电力市场的成员为维护频率及电压的稳定而提供的服务。从产品分类来说主要包括调频、调相、备用、黑启动等。但各国在各自市场实行时有自己的特色：
1、调频：中国有一次调频、自动发电控制（AGC），英国、美国在这方面要分的细一些有一次响应服务PR、二次响应服务SR,高频响应服务HFR和自动发电控制AGC、向下调整出力的服务RD、向上调整出力的服务RU，而澳大利亚和北欧则更粗略。
2、调相：各国除北欧外都基本为无功调节，中国和美国还有电压支持服务。
3、备用：备用是辅助服务中各市场中的重点差别也较大。目前中国定义了旋转备用、非旋转备用两种，美国与此类似但另加了运行备用。英国和北欧则完全不同分别为调整备用、热备用、紧急备用和一级备用、二级备用、平衡服务( 三级备用)。
除上述主要类型的不同外，黑启动在各电力市场都有提出（澳大利亚除外）。调峰在国外市场上并未提出可以说是中国特色服务。澳大利亚和北欧在其他方面的辅助服务比较多，澳大利亚有控制阀控制Governor Control、快速响应机组减载、快速响应机组加载、甩负荷(Load Shedding)几类，北欧有减负荷、负荷跟踪、系统保护、辅助服务的平衡结算及金融服务等。英国还有约束缓解服务。具体如表2-1所示。
表2-1. 主要国家辅助服务比较
	国家
	辅助服务类型

	中国
	(1)与频率稳定相关的服务。包括调速控制、自动发电控制、有功备用服务（旋转备用和非旋转备用）。 
(2)与电压稳定相关的服务。主要指无功支持和电压控制。 
(3)与暂态稳定相关的服务。包括甩负荷及自动解列，PSS稳定控制等服务。 
(4)其他类型的辅助服务。如黑启动服务和电能质量服务。

	英国
	(1)频率响应服务：一次响应服务、二次响应服务、高频响应服务 

(2)备用服务: 调整备用、热备用、紧急备用 

(3)黑启动服务 

(4)无功电力的调整 

(5)约束缓解服务

	美国加利福利亚州
	(1)向上调整出力的服务
(2) 向下调整出力的服务
(3) 旋转备用
(4) 非旋转备用
 (5) 替代备用
 (6) 电压支持
(7) 黑启动能力 

	美国新
英格兰
	(1) 自动发电控制
(2) 10min 旋转备用
(3) 10min 非旋转备用
(4) 30min 运行备用
(5) 黑启动服务; 

(6) 无功支持服务

	澳大利亚
	(1) 自动发电控制AGC (5 min的调整或紧急状态响应) ; 

(2) 控制阀控制Governor Control (6s的加减出力,60s的加减出力) ; 

(3)甩负荷(Load Shedding) ; 

(4) 快速响应机组加载(Rapid Generating Unit Loading) ; 

(5) 无功服务( 义务之外的无功服务) ; 

(6) 快速响应机组减载 

	北欧
	（1) 一级备用( 基本控制)：频率控制的正常运行备用、频率控制的干扰备用、电压控制的干扰备用 

(2) 二级备用: 自动发电控制( AGC) 作为二级调节不适用于北欧电网
( Nordel) , 仅适用于丹麦西部电网
(3) 平衡服务( 三级备用) : 快速有功扰动备用、快速有功预测备用、慢有功扰动备用、峰值负荷备用
(4) 无功备用
(5) 其他辅助服务: 减负荷、负荷跟踪、系统保护、黑启动、辅助服务的平衡结算及金融服务等


4、本章小结
中国辅助服务的范围包括一次调频、自动发电控制（AGC）、调峰、无功调节、备用、黑启动服务等，其中大部分与国际通行概念相似。特殊的地方在于由于中国还未建立电力交易市场，常规电厂调峰成本无法通过电力交易市场得到补偿，因此调峰属于中国特有的辅助服务概念。而在国外一般将此服务归入现货市场交易中，通过电力现货交易由消费者对其进行补偿。

三、大规模可再生能源接入辅助服务成本分析
本课题大规模可再生能源主要是指风力发电。风电接入电网需要常规电源提供相应的辅助服务作支撑，包括调峰、备用、无功、调频、调压等。风电主要影响的辅助服务为调峰和备用，其他辅助服务受影响比较小[22, 29]，因此本章主要分析大规模风电接入以后调峰辅助服务成本和备用辅助服务成本增加的程度。电力系统辅助服务主要是为负荷提供的，其次提供给风电。因此风电所导致的辅助服务应该是系统没有接入风电提供的辅助服务（只单纯提供给负荷）和接入风电提供的辅助服务（综合提供给负荷和风电）之间的差值。同时不同的辅助服务导致的原因也不尽相同。调峰辅助服务主要是由于风电出力波动所带来的，因此风电接入导致的调峰辅助服务应该采用无风电接入负荷持续曲线与风电接入净负荷持续曲线（负荷与风电综合）所导致的调峰辅助服务的差值进行计算。备用辅助服务主要是由于风电出力预测偏差所带来的，因此风电接入导致的备用辅助服务应该采用无风电接入预测偏差与风电接入综合预测偏差所导致的备用辅助服务的差值进行计算。
1、对辅助服务的影响
风力发电和常规发电最大的区别在于风力发电的资源是不可存储和不可控制的，其出力根据风力大小来决定，而且由于不可控制，事先进行预测也存在很大偏差。而常规发电的资源（主要是煤炭）则可以存储和控制，其出力可以根据负荷需要来大小调整。可见风力发电特性和负荷比较类似，只是负荷是用电端，而风力发电属于发电端，因此风力发电可以被认为是一种“负负荷”。风力发电出力减少了常规发电的发电量，但却增加了常规发电的出力波动，增加了辅助服务成本。因此需要深入分析风力发电的出力特性，以确定哪种辅助服务产生影响。
风力发电出力的波动性主要对调峰辅助服务产生影响，风力发电的不可控制性主要对备用辅助服务产生影响。同时风电出力还需要无功等辅助服务支持，但是随着风电技术的发展，尤其是双馈感应异步风力发电机的出现，其自身可以提供无功补偿，对电力系统提供无功辅助服务的需求较小。由于风电需要的无功辅助服务越来越小，本课题将其忽略。因此本课题将主要研究风力发电导致的调峰辅助服务和备用辅助服务的状况。
（1）调峰辅助服务影响
由于电力系统的瞬时平衡性，为平衡风电出力波动，需要其他发电资源作相反波动，这就是风电出力的波动性所导致的调峰辅助服务。风电出力波动性的示意图如图3-1所示。结果表明，风电在不同时间尺度上的波动性不同，时间尺度较小情况下的风电波动性较小，随着时间尺度的增加，风电波动性也随之增加。电力系统调峰也需要按照不同时间尺度进行安排，一般来说分为分钟级别（调频），小时级别（负荷跟踪）和日级别（机组组合）。可见，风电的波动性虽然对三种时间尺度的调峰都会产生影响，但主要影响大时间尺度的调峰。因此本文所指风电波动所导致的调峰辅助服务主要指机组组合级别的调峰服务。
[image: image1.wmf]
图3-1. 风电出力波动性示意图
（2）备用辅助服务影响
风电对辅助服务影响的另外一个方面在于风电出力的不确定性。为了弥补风电出力的预测偏差，电力系统除了在风电出力做平衡以外，还需要留出一定数量的装机作为备用。因此电力系统在按照风电出力预测值安排机组组合进行调峰的同时，不得不考虑到风电预测的不准确性，从而为风电安排备用辅助服务。风电预测偏差示意图如图3-2所示。结果显示，风力发电出力的预测值与实际值总是存在偏差，或者预测值大于实际值，或者实际值大于预测值。由于机组调度往往需要事先根据风力发电出力的预测值确定，为了弥补预测值和实际值之间的偏差，需要安排一定数量的机组数量作为备用。可见，风力发电另外一个需要重点研究的辅助服务影响就是备用辅助服务。
    





图3-2. 风电预测偏差示意图
2、调峰辅助服务成本分析
（1）方法介绍
① 方法概述
大规模风力发电接入电网后，由于风电出力具有较大的波动性，因此对电力系统调峰能力提出了更高要求。
大规模风电接入电网提高了电力系统调峰辅助服务的程度，相应的增加了调峰辅助服务成本。风电接入导致调峰辅助服务成本提高程度的分析主要采用“有无对比法”，即分析没有风电接入和有风电接入下调峰辅助服务成本的差值，该差值就是风电接入导致调峰辅助服务成本提高的程度。
与国外采用市场化方式补偿调峰服务服务成本不同，中国对于调峰电源采用固定上网标杆电价和辅助服务资金补偿机制。固定上网标杆电价一般是根据一个事先确定的平均利用小时确定，里面其实已经包含一部分调峰成本补偿，另外如果还有不足则通过辅助服务资金补偿机制再额外获得补偿。因此中国的调峰辅助服务成本的补偿来源于两个方面：一个是固定上网标杆电价补偿的部分，一个是需要辅助服务资金额外补偿的部分。
根据上述分析，本课题对于风电导致的调峰辅助服务成本的研究思路为首先根据负荷持续曲线分析为负荷波动提供的调峰辅助服务成本，然后利用风电出力波动曲线和负荷波动曲线综合得到“净”负荷持续曲线分析为负荷和风电综合提供的调峰辅助服务成本，在此基础上在扣除由固定上网标杆电价补偿的部分，得到负荷和“净”负荷导致的需要辅助服务资金额外补偿的部分。两者差值就是风电接入导致的需辅助服务资金额外补偿的调峰辅助服务成本增加程度。
② 研究步骤
第一步：得到年小时风电出力波动曲线
由于固定上网标杆电价是按照年平均利用小时确定，为了得到风电导致的需要辅助服务资金额外补偿的部分，也需要分析风电出力在一年内对调峰的影响，因此需要得到风电年出力波动曲线。风电出力波动曲线示意图如3-3所示。一般而言，中国风电在夏季出力较低，冬季出力较高，同时在一天内风电的出力也存在白天出力水平较低，晚上出力水平较高的特点。


图3-3. 风电出力波动示意图
第二步：得到年小时负荷波动曲线
与风电类似，对于负荷波动也需要得到年负荷波动曲线。负荷波动曲线示意图如3-4所示。一般而言，中国负荷波动和风电出力波动相反，夏季负荷水平较高，冬季负荷水平较低，同时一天内在白天负荷水平较高，在晚上负荷水平较低。


图3-4. 负荷波动示意图
第三步：得到年小时“净”负荷波动曲线
由于风电出力可以被认为是“负”负荷，因此可以和负荷合在一起形成“净”负荷。“净”负荷为负荷减去风电出力，示意图如3-5所示。一般而言，由于风电出力和负荷波动之间存在负相关，“净”负荷的波动性要比负荷的波动性强。

图3-5. “净”负荷波动示意图
第四步：根据负荷持续曲线得到调峰辅助服务总成本
调峰辅助服务主要为负荷的波动性服务，因此需要跟着负荷波动而上下调整，本报告暂不考虑调峰电源爬坡率等对辅助服务提供的影响，因此可以根据负荷持续曲线得到需要调峰辅助服务提供的程度。负荷持续曲线的示意图如图3-6所示。很显然，负荷持续曲线导致的调峰辅助服务总成本要大于“净”负荷持续曲线导致的调峰辅助服务总成本。



图3-6. 负荷持续曲线示意图
调峰辅助服务总成本由固定成本和变动成本两部分构成。
根据负荷持续曲线可以得到负荷导致的调峰辅助服务总成本为：
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(i) 固定成本：
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(ii) 变动成本：
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为燃料价格，
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为单位发电燃料消耗，它随着机组负荷率
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的变化而变动，
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表示其它变动成本，
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为调峰出力，根据负荷持续曲线得到。由于调峰出力为供电出力，所以需要除以(1-厂用电率)得到发电出力。
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同样类似的根据“净”负荷持续曲线可以得到“净”负荷导致的调峰辅助服务总成本为
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第五步：扣除上网标杆电价补偿部分
由于我国目前采取固定的上网标杆电价制度，所以调峰辅助服务总成本的补偿来源包括两个：一个是上网标杆电价补偿部分，一个是辅助服务资金额外补偿部分。所以需要扣除上网标杆电价补偿部分，得到调峰辅助服务成本。
通过标杆上网电价可以得到补偿的负荷导致的调峰装机容量成本为：
[image: image21.wmf]8760

1

LLi

i

KCAKCDL

=

=´

å

，其中
[image: image22.wmf]L

AKC

为上网标杆电价，根据固定利用小时确定。
通过标杆上网电价可以得到补偿的“净”负荷导致的调峰装机容量成本为：
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个时刻“净”负荷导致的调峰辅助服务出力。
则负荷导致的调峰辅助服务成本为
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按照类似的方法，可以得到“净”负荷导致的调峰辅助服务成本为
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第六步：得到风电接入导致的调峰辅助服务成本
风电接入导致的调峰辅助服务成本为根据负荷持续曲线得到的调峰辅助服务成本与根据“净”负荷持续曲线得到的调峰辅助服务成本的差值。
最终得到风电接入引发的调峰辅助服务成本：
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第七步：对负荷波动曲线和风电出力波动曲线的波动状况进行情景分析，得到不同情景下风电接入电网导致的调峰辅助服务成本。
（2）基本参数及假设
本课题中的所有参数及假设除了特殊说明的以外，都来源于文献[30]和文献[31]（如果有重复，以文献[30]为主）。
① 电力供需预测
电力需求预测为2015年全国社会用电量达到5.9万亿KWh左右，2020年全国社会用电量达8万亿kWh左右。
除去火电以外其他电源装机容量预测为风电装机为2015年0.9亿kW左右，2020年1.5亿KW左右；水电装机为2015年2.46亿kW左右，2020年3.5亿KW左右，核电装机为2015年3千万kW左右，2020年8千万kW左右；其它可再生发电技术，如生物质发电，太阳能光伏发电规模相对较小，可忽略不计。
② 发电技术年平均利用小时
发电技术的年利用小时数分别设定为风电平均2000小时/年，水电平均3500小时/年，核电平均7500小时/年。
③ 负荷和风电出力年波动曲线
限于数据限制，只能搜集到中国负荷和风电出力各月的平均水平，除以年平均水平就得到负荷和风电出力各月的波动状况。中国各月的负荷的相对波动和风电出力的相对波动如图3-7所示。结果显示，中国负荷在夏季最高，春冬季最低，风电出力则正好相反，夏季最低，春冬季最高。可见风电出力增加了整体“净”负荷的波动性。
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图3-7. 中国负荷和风电出力波动特性
④ 负荷和风电出力月波动系数
由于负荷和风电出力的年波动曲线为一年内各月的平均水平，所以还需进一步得到负荷和风电出力在各个月度内的波动状况。这种波动状况没有办法搜集到数据，所以采用专家访谈、文献估计等方式得到。
首先对负荷的月度内波动状况进行分析，根据文献[32]，可以得到国家电网月不均衡系数大体在0.9左右，日负荷曲线波动峰值则在1.2左右，因此负荷的月度内波动系数大体在1.33左右。由于文献[32]的数据为2000-2006年的数据，到2015年和2020年波动状况应该会有一定程度的增加。本课题设定2015年和2020年负荷的月度内波动系数如表3-1所示。
表3-1. 负荷月波动系数
	年度
	高
	中
	低

	2015
	1.45
	1.4
	1.35

	2020
	1.5
	1.45
	1.4


同样类似的图3-8显示了夏季和冬季的风电日出力的波动。取自于吉林某风电场2010年的实际调研数据。夏季包括5，6，7，8，9，10月份，冬季包括11，12，1，2，3，4月份。结果显示，风电出力和负荷出力高峰时刻存在区别，风电出力白天处于最低，而晚上处于最高。
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图3-8. 中国典型风电出力日负荷曲线
由于在负荷高峰期时风电的出力处于低谷，我们设定风电在负荷高峰期的月波动系数为0.7，0.8，0.9。
⑤ 其它发电技术波动特性
核电的出力需要保持平稳，因此本课题设定核电出力为稳定的，必须保持不变。
水电的出力更多受到不同季节水量的影响，因此本课题设定水电出力根据季节而变化，一般而言夏季出力较高，冬季出力较低。水电出力波动特性如图3-9所示。
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图3-9. 中国水电出力波动状况
⑥ 火电调峰机组成本
中国调峰主要采用煤电机组，因此本课题假设采用600MWf超临界燃煤机组作为煤电机组代表进行调峰。成本中涉及的基本假设包括：
· 贴现率为8%；
· 设备年限设定为25年；
· 煤炭价格为800元/标准吨； 

· 不考虑燃煤机组启停成本；
· 电厂负荷率的影响。
a) 50 %负荷率，发电煤耗330克/kWh左右；
b) 100 %负荷率，发电煤耗300克/kWh左右；
c) 发电煤耗与负荷率基本为线性关系。
即，
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具体成本参数参见附录2。
⑦ 火电标杆上网电价
火电标杆上网电价按照年利用小时5300小时计算。由于本报告计算的成本为火电发电成本，不用考虑厂用电率，因此实际计算的是火电标杆发电电价，与标杆上网电价略有区别，当然这种区别对结果没有影响。
（3）结果计算及分析
本课题计算了几种情景下2015年和2020年中国风电接入导致的调峰需辅助服务资金补偿的成本，如表3-1和3-2所示。结果显示，2015年调峰辅助服务总成本需辅助服务资金补偿的部分为830.58亿元左右，其中由风电导致的调峰辅助服务成本需辅助服务资金补偿的部分为116.42亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0647元/千瓦时左右；2020年调峰辅助服务总成本需辅助服务资金补偿的部分为1583.73亿元左右，其中由风电导致的调峰辅助服务成本需辅助服务资金补偿的部分为186.57亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0622元/千瓦时左右。而且随着风电波动性增加，风电接入导致的调峰辅助服务成本还会进一步增加。
表3-2. 2015年风电接入导致的调峰辅助服务成本
	负荷月波动系数
	同期风电月波动系数
	有风电
	无风电
	风电导致需辅助服务资金补偿部分(亿元)

	
	
	火电装机(亿KW)
	火电电量(万亿KWh)
	火电利用小时(小时)
	需辅助服务资金补偿部分(亿元)
	火电装机(亿KW)
	火电电量(万亿KWh)
	火电利用小时(小时)
	需辅助服务资金补偿部分(亿元)
	

	1.45
	0.9
	9.99
	4.63
	4639
	1050.54
	10.12
	4.81
	4756
	945.04
	105.50

	
	0.8
	10.00
	4.63
	4632
	1058.83
	10.12
	4.81
	4756
	945.04
	113.78

	
	0.7
	10.02
	4.63
	4625
	1067.10
	10.12
	4.81
	4756
	945.04
	122.06

	1.4
	0.9
	9.59
	4.63
	4832
	822.15
	9.72
	4.81
	4952
	714.16
	107.99

	
	0.8
	9.61
	4.63
	4824
	830.58
	9.72
	4.81
	4952
	714.16
	116.42

	
	0.7
	9.62
	4.63
	4817
	839.01
	9.72
	4.81
	4952
	714.16
	124.84

	1.35
	0.9
	9.19
	4.63
	5042
	589.50
	9.32
	4.81
	5164
	478.87
	110.63

	
	0.8
	9.21
	4.63
	5034
	598.10
	9.32
	4.81
	5164
	478.87
	119.23

	
	0.7
	9.22
	4.63
	5026
	606.69
	9.32
	4.81
	5164
	478.87
	127.81


表3-3. 2020年风电接入导致的调峰辅助服务成本
	负荷月波动系数
	同期风电月波动系数
	有风电
	无风电
	风电导致需辅助服务资金补偿部分(亿元)

	
	
	火电装机(亿KW)
	火电电量(万亿KWh)
	火电利用小时(小时)
	需辅助服务资金补偿部分(亿元)
	火电装机(亿KW)
	火电电量(万亿KWh)
	火电利用小时(小时)
	需辅助服务资金补偿部分(亿元)
	

	1.5
	0.9
	13.63
	5.88
	4311
	1870.70
	13.85
	6.18
	4459
	1701.73
	168.96

	
	0.8
	13.65
	5.88
	4303
	1884.11
	13.85
	6.18
	4459
	1701.73
	182.38

	
	0.7
	13.68
	5.88
	4295
	1897.52
	13.85
	6.18
	4459
	1701.73
	195.78

	1.45
	0.9
	13.09
	5.88
	4489
	1570.10
	13.31
	6.18
	4640
	1397.16
	172.94

	
	0.8
	13.11
	5.88
	4480
	1583.73
	13.31
	6.18
	4640
	1397.16
	186.57

	
	0.7
	13.14
	5.88
	4472
	1597.34
	13.31
	6.18
	4640
	1397.16
	200.18

	1.4
	0.9
	12.55
	5.88
	4682
	1264.56
	12.77
	6.18
	4837
	1087.38
	177.18

	
	0.8
	12.57
	5.88
	4673
	1278.41
	12.77
	6.18
	4837
	1087.38
	191.04

	
	0.7
	12.60
	5.88
	4664
	1292.26
	12.77
	6.18
	4837
	1087.38
	204.88


3、备用辅助服务成本分析
（1）方法介绍
① 方法概述
风电导致的备用辅助服务主要来源于风电出力预测的不确定性。电力系统备用辅助服务首先满足于负荷预测的不确定性，风电出力预测的不确定增加了“净”负荷预测的不确定性程度，不确定性程度越高，备用辅助服务成本就越大，因此“净”负荷预测的不确定性导致的备用辅助服务成本要大于负荷预测的不确定性。风电导致的备用辅助服务成本就是“净”负荷导致的备用辅助服务成本和负荷导致的备用辅助服务的差值。为了得到风电导致的备用辅助服务成本，首先需要对电力系统的负荷进行预测，得到其预测值与实际值之间的偏差程度，然后对电力系统的“净”负荷进行预测，也得到预测值与实际值之间的偏差程度。然后根据电力系统设定的安全裕度，得到需要的备用机组装机容量。“净”负荷导致的备用装机容量和负荷导致的备用装机容量的差值就是风电导致的备用装机容量。最后根据备用装机容量得到风电导致的备用辅助服务成本。
② 研究步骤
第一步：风电出力预测偏差程度
统计资料表明：风机出力在其预测值附近的变动概率近似服从均值为零的正态分布：
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为风机出力预测的标准偏差，其大小直接反映风电出力预测的准确度。一般而言，风机出力预测的标准偏差和装机容量有关系，即
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其中
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为风机出力预测的标准偏差和装机容量之间的系数关系。
第二步：负荷变动预测偏差程度
负荷在其预测值附近变动的概率也近似服从均值为零的正态分布，其方差的大小与负荷预测的准确度有关：
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为负荷预测的标准偏差。一般而言，负荷预测的标准偏差与尖峰负荷有关系，即
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其中
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为负荷预测的标准偏差和尖峰负荷之间的系数关系。
第三步：“净”负荷预测偏差程度
将风电出力视为一种波动性较大的负的负荷，则净负荷为：
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。一般而言负荷预测偏差和风电预测偏差之间不相关，因此净负荷的预测也将服从正态分布：
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[image: image46.wmf]22

NetloadLoadWind

sss

=+

。
第四步：风电接入导致备用装机容量
采用可靠性不变的测算方法，为了维持原来给定的缺电概率
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，可以得到风电接入后电力系统所需对应的备用容量：
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。由于以前的备用容量为
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，从而风电接入后导致系统的新增备用容量为：
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第五步：风电接入导致备用机组成本
假设如果只考虑旋转备用，即不计热备用，所有的备用容量全用旋转备用提供，则可得备用机组成本。
负荷导致的备用成本为：
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(i) 固定成本：
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为固定投资年回收分摊系数（
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为投资回报率，为
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表示年单位固定运行成本，
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(ii) 变动成本：
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为燃料价格，
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为单位发电燃料消耗，它随着机组负荷率
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的变化而变动，
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表示其它变动成本，
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。由于本课题假设只考虑旋转备用，备用装机容量基本位于火电机组的顶峰出力部位，煤耗和厂用电率变化不大。备用出力为正态分布，中心值为零，因此变动成本为零。
最终本课题备用成本只考虑固定成本，可得风电接入导致的备用机组成本为
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第六步：对负荷预测偏差水平和风电出力预测偏差水平进行情景分析，得到不同情景下风电接入电网导致的备用辅助服务成本。
（2）基本参数及假设
① 负荷预测偏差系数
负荷预测的标准偏差一般为最大负荷的1～2%，这里取几个典型值
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分别作情景分析。偏差的大小依赖于电力系统，低值适用于大系统，高值适用于小系统。
② 风电预测偏差系数
风电出力预测的标准偏差一般为装机容量的5～20%，这里取几个典型值[image: image72]分别作情景分析。预测误差不仅取决于预测的技术，也和风电系统（风电场）的地理分布有关。风电场出力在不同时间尺度上的空间相关性（平滑效应），可参见附录3。
③ 缺电概率
本课题设定电力系统确定备用需要达到的缺电概率为0.14%，则备用容量为3倍的预测标准偏差。
④ 备用机组特性
备用机组的运行成本参数，参照了600MW亚临界调峰机组。机组备用运行参见附录4。
⑤ 系统尖峰负荷
我们在上一节分析的基础上取负荷波动状况的中间水平，则2015年尖峰负荷为11.18亿KW，2020年尖峰负荷为15.70亿KW。
（3）计算结果及分析
本课题计算了几种情景下2015年和2020年中国电力系统无风电接入备用总成本和有风电接入时备用总成本，如表3-4和3-5所示。结果显示，2015年备用辅助服务总成本为284.28亿元左右，其中由风电导致的调峰辅助服务成本为33.81亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0188元/千瓦时左右；2020年备用辅助服务总成本为417.07亿元左右，其中由风电导致的备用辅助服务成本为65.31亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0218元/千瓦时左右。
表3-4. 2015年风电接入导致的备用辅助服务成本
	负荷预测偏差系数
	风电预测偏差系数
	有风电
	无风电
	风电导致备用成本(亿元)

	
	
	备用容量(万KW)
	备用成本(亿元)
	备用容量(万KW)
	备用成本(亿元)
	

	1%
	5%
	3615 
	180.01 
	3353 
	166.98 
	13.02 

	
	10%
	4305 
	214.38 
	3353 
	166.98 
	47.40 

	
	15%
	5258 
	261.83 
	3353 
	166.98 
	94.85 

	
	20%
	6356 
	316.53 
	3353 
	166.98 
	149.55 

	1.5%
	5%
	5208 
	259.34 
	5030 
	250.47 
	8.86 

	
	10%
	5709 
	284.28 
	5030 
	250.47 
	33.81 

	
	15%
	6458 
	321.58 
	5030 
	250.47 
	71.10 

	
	20%
	7380 
	367.49 
	5030 
	250.47 
	117.01 

	2%
	5%
	6841 
	340.66 
	6706 
	333.96 
	6.70 

	
	10%
	7230 
	360.01 
	6706 
	333.96 
	26.05 

	
	15%
	7834 
	390.14 
	6706 
	333.96 
	56.17 

	
	20%
	8610 
	428.77 
	6706 
	333.96 
	94.80 


表3-5. 2020年风电接入导致的备用辅助服务成本
	负荷预测偏差系数
	风电预测偏差系数
	有风电
	无风电
	风电导致备用成本(亿元)

	
	
	备用容量(万KW)
	备用成本(亿元)
	备用容量(万KW)
	备用成本(亿元)
	

	1%
	5%
	5219 
	259.89 
	4709 
	234.50 
	25.39 

	
	10%
	6514 
	324.36 
	4709 
	234.50 
	89.85 

	
	15%
	8230 
	409.85 
	4709 
	234.50 
	175.35 

	
	20%
	10158 
	505.82 
	4709 
	234.50 
	271.32 

	1.5%
	5%
	7413 
	369.17 
	7064 
	351.75 
	17.41 

	
	10%
	8375 
	417.07 
	7064 
	351.75 
	65.31 

	
	15%
	9770 
	486.53 
	7064 
	351.75 
	134.78 

	
	20%
	11441 
	569.73 
	7064 
	351.75 
	217.98 

	2%
	5%
	9683 
	482.20 
	9418 
	469.00 
	13.20 

	
	10%
	10438 
	519.79 
	9418 
	469.00 
	50.78 

	
	15%
	11587 
	577.02 
	9418 
	469.00 
	108.01 

	
	20%
	13027 
	648.71 
	9418 
	469.00 
	179.71 


4、本章小结
风电接入电网主要对调峰辅助服务和备用辅助服务有影响，其中风电接入电网导致的调峰辅助服务是由于风电出力的波动性所带来的，因此本课题采用净负荷持续曲线模型分析风电接入导致的调峰辅助服务成本，备用辅助服务则是由于风电出力的不确定性所带来的，因此本课题采用预测偏差模型分析风电接入导致的备用辅助服务成本。风电接入导致辅助服务成本提高的程度主要采用“有无对比法”进行分析。结果显示，对调峰辅助服务而言，2015年调峰辅助服务总成本需辅助服务资金补偿的部分为830.58亿元左右，其中由风电导致的调峰辅助服务成本需辅助服务资金补偿的部分为116.42亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0647元/千瓦时左右；2020年调峰辅助服务总成本需辅助服务资金补偿的部分为1583.73亿元左右，其中由风电导致的调峰辅助服务成本需辅助服务资金补偿的部分为186.57亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0619元/千瓦时左右。对备用辅助服务而言，2015年备用辅助服务总成本为284.28亿元左右，其中由风电导致的调峰辅助服务成本为33.81亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0188元/千瓦时左右；2020年备用辅助服务总成本为417.07亿元左右，其中由风电导致的备用辅助服务成本为65.31亿元左右，如果完全由风电场承担，则风电场承担的成本为0.0218元/千瓦时左右。合计2015年调峰和备用辅助服务成本为1115亿元左右，由风电导致的调峰和备用成本为150亿元左右，2020年调峰和备用辅助服务成本为2000亿元左右，由风电导致的调峰和备用成本为252亿元左右。

四、国内辅助服务成本补偿方式简介
对于辅助服务成本补偿，中国采用的是辅助服务行政考核和补偿机制，主要思想是对辅助服务提供进行考核和成本测算，然后由发电企业共同承担起成本。根据国家电监会的原则性规定，各区域电网须要按照专门记帐、收支平衡、适当补偿的原则，建立辅助服务补偿机制。同时依据各区域电网实际情况，可以选择按照补偿成本和合理收益的原则对提供有偿辅助服务的并网发电厂进行补偿，或者选择将相关考核费用按贡献量大小对提供有偿辅助服务的并网发电厂进行补偿。当然，对于以上两种不同的补偿方式的选择不同，其补偿费用的依据及补偿标准的制定也是不相同的，通常主要考核自动发电控制（AGC）、有偿调峰、旋转备用、黑启动以及自动电压控制（AVC）等几个方面，各大区域电网实施方式稍有区别。由于风电接入主要涉及调峰辅助服务和备用辅助服务，因此本课题将主要介绍调峰辅助服务和备用辅助服务成本补偿的内容。
1、辅助服务成本测算方式
（1）调峰辅助服务成本测算
由于燃煤、燃气、燃油和水电机组等各类型机组在调峰能力和贡献上的不同，六大区域电网也分别根据自身的实际情况，分别给予考量，都以调峰机组的实际出力作为补偿依据，在总的调峰补偿政策下分别对不同类型机组的调峰补偿制定出不同的补偿标准。
以华东电网最为详细，它要求深度调峰必须根据机组实际发电出力确定，由于发电机组自身原因造成出力低于基本调峰下限的不列入补偿范围，深度调峰服务计量以发电机组为单位。
对低谷时段常规燃煤发电机组（发电厂或者机组6组合）出力低于基本调峰下限的（发电厂或者机组组合按照总容量比例计算），且低于额定出力40％的情况进行补偿。按照节能发电调度的地区，因提供深度调峰比基本调峰少发的电量，按50元/兆瓦时补偿；按照年度发电计划调度的地区，因提供深度调峰比基本调峰少发的电量，按10元/兆瓦时补偿。低谷时段由电力调度交易机构根据各省（区）的负荷特性确定，并报电力监管机构备案。
其中：常规燃煤发电机组按电力调度指令要求在24小时内完成启停机（炉）进行调峰，每台次按启停间隔时间和机组容量给予补偿；燃气火电机组根据电力调度指令要求在24小时内完成启停调峰一次，按每兆瓦机组容量补偿260元的标准进行补偿；水电机组根据电力调度指令要求进行弃水调峰，按照以下公式进行补偿：F=0.5PNtC7式中，F为补偿费用；PN为机组容量，单位为兆瓦；t为弃水调峰时间，单位为小时；C为机组批复的上网电价。水电机组按电力调度指令要求在24小时内完成启停机进行调峰，每台次按每兆瓦机组容量补偿20元的标准进行补偿。
而华北电网规定 机组因提供深度调峰服务造成的比基本调峰少发的电量,按照50元/MWh进行补偿。其中：燃煤火电机组启停调峰补偿标准如下:单机容量在100MW以下(含100MW)的机组启停调峰一次,按机组容量补偿500元/MW.单机容量在100MW以上的机组启停调峰一次,按机组容量补偿1000元/MW；燃气火电机组启停调峰一次,按机组容量补偿260元/MW；水电机组启停调峰一次,按机组容量补偿7元/MW。
东北电网则要求通过降低低谷时段出力提供非常规调峰服务的机组，按时段内非常规调峰电量，每万千瓦时补偿5000元。其中启停调峰按照电力调度指令要求提供启停调峰服务的10万千瓦燃煤火电机组，启停调峰每台次补偿12万元，其他机组按发电容量比例系数进行补偿。发电容量比例系数=发电机组额定容量（万千瓦）/10万千瓦启停调峰补偿费用=12万元×发电容量比例系数。
西北电网规定要按照调度指令安排提供有偿调峰服务的非供热燃煤火电机组,按照比基本调峰少发的电量,每万千瓦时补偿1分.少发电量的具体计算公式为:为60%,,其中为基本调峰系数,对有偿辅助服务的补偿,实行打分制,按照分值计算为机组额定容量,P为机组实际有功出力,发电计划曲线按全厂下发的,按全厂统一折算。并且按照调度指令安排提供启停调峰的火电机组,补偿如下:机组启停调峰一次,按启停机组容量每万千瓦补偿16分。 

不同于其他电网，南方电网将火力发电机组深度调峰服务供应量定义为机组额定容量的50%减去机组实际出力的差值在深度调峰时间内的积分,按照3×R4(元/兆瓦小时)标准补偿；而燃煤发电机组每启停调峰一次按每万千瓦装机容量R3万元的标准补偿.燃气,燃油发电机组每启停调峰一次按每万千瓦装机容量0.1×R3万元的标准补偿。 

华中电网也要求：火电有偿调峰补偿火电有偿调峰贡献量应依据调峰深度损失的电量及启停调峰的次数分别计算。
（2）备用辅助服务成本测算
依据国家规定，各大区域电网都必须在初期对旋转备用给予补偿，其中华东电网同时也对热备用进行了补偿。
华东电网规定要对日发电计划预留的高峰时段旋转备用、热备用进行补偿。根据提供旋转备用、热备用容量和时间给予补偿。F=P备用t备用Y备用式中，F为补偿费用；P备用为备用容量，单位为兆瓦；t备用备用为备用时间，单位为小时；Y为备用补偿标准，节能发电调度的地区取50元/兆瓦时，年度发电计划调度的地区取10元/兆瓦时。同时高峰时段由电力调度交易机构根据各省（区）的负荷特性确定，报电力监管机构备案，对事故预案确定的提供黑启动服务的机组按水电机组6万元/月，其它机组8万元/月的标准进行补偿。
在对高峰时段发电厂提供的旋转备用补偿方面，华北电网规定旋转备用根据电力调度机构安排日发电计划时,预留的旋转备用给予补偿，旋转备用容量按10元/MWh补偿。东北电网发电厂按照电力调度指令提供的旋转备用容量按每小时每万千瓦200元补偿。
西北电网主要对水电厂制定了旋转备用补偿的细则，它要求水电厂按照调度指令紧急开机,并且开机时间满足相关要求,每次补偿6分。同时对担任系统备用的水电厂,按月调峰损失电量率进行补偿.6以4%基准,每增加1%,按照全厂容量,每10万千瓦每月补偿1分,每月最多不超过60分.调峰损失电量率计算方法如下:1:根据水电厂每日水头,根据水调数据库计算出该水头下最小水耗率.2:根据当日出库流量和最小水耗率,得出当日理论发电量W.3:当日调峰损失电量率为(W-W实际)/W×100%.每月平均值即为月调峰电量损失率。
南方电网的备用补偿细则是：火力发电机组有偿旋转备用服务供应量定义为:当发电机组预留发电容量超出30%额定容量时,额定容量的70%按照R4(元减去机组实际出力的差值在旋转备用时间内的积分,/兆瓦小时)的标准补偿；水力发电机组有偿旋转备用服务供应量定义为:当发电机组预留发电容量超出80%额定容量时,额定容量的20%按照R4(元减去机组实际出力的差值在旋转备用时间内的积分,/兆瓦小时)的标准补偿。如果并网发电机组在运行当日无法按调度需要达到申报的最高可调出力时,当日旋转备用容量不予补偿。
华中电网要求旋转备用补偿旋转备用贡献量依据备用容量和备用时间计算如下：
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2、辅助服务补偿资金来源
通过比较发现：华东电网、华北电网、西北电网、南方电网和华中电网等五大电网都规定在有偿调峰、自动发电控制（AGC）、有偿无功调节、旋转备用补偿以及黑启动补偿等方面的补偿资金来源采用相同的资金来源方式选择，定义辅助服务补偿支出费用为自动发电控制(AGC),有偿调峰,有偿无功调节,黑启动等各项辅助服务补偿费用之和.只是根据各自区域自身实际情况的不同，制定的资金来源方式也有所差异，比较如下：
华东电网规定：有偿辅助服务补偿所需费用需由发电厂按当月上网电费（或者租赁费）的比例分摊。第i个电厂需要承担的分摊费用计算公式为：R分摊=R总补偿iFiN∑Fi=1i式中，R分摊i为第i个电厂需要承担的分摊费用；R总补偿等于月度总辅助服务补偿费用；Fi为第i个电厂月度上网电费；N为当月上网发电电厂的总数。自备电厂如有上网电量则按上网电费所得进行计算;按照租赁制经营的抽水蓄能电厂按租赁费进行计算；采用两部制电价的电厂按容量电费和电量电费对应的收入参与计算。
华北电网同样规定：有偿辅助服务补偿所需费用由发电厂按上网电费的比例分摊。第i个电厂需要承担的分摊费用计算公式为:R分摊=R总分摊×iFiN∑Fi=1i式中,R总分摊等于月度总辅助服务补偿费用;Fi为第i个电厂月度上网电费;N为当月上网发电电厂的总数。电厂的上网电价以截止到当月最后一日的实际执行电价为基准参与计算.此后如出现电价调整,将不进行并网电厂分担费用的追溯计算。发电厂有偿辅助服务结算费用等于当月该电厂有偿辅助服务补偿费用减去当月该电厂有偿辅助服务分摊费用。
由此可见，华东电网和华北电网使用的是同一种分摊费用公式，只是实际上网电价的参考机制有所不同。
西北电网则要求辅助服务补偿费用主要来源于以下方面：全部并网运行管理考核费用;其它可以补偿辅助服务的收费(如自备电厂的容量费等);对所有适用本细则的并网发电厂按电费比例分摊的辅助服务费.每月并网运行管理考核总金额以及对有偿辅助服务进行补偿的总金额确定后,差额部分由各省(区)发电企业按照电费的比例进行分摊(或返还)。
南方电网则规定其辅助服务补偿费用来源包括：发电厂并网运行管理考核金，见《南方区域发电厂并网运行管理实施细则》;第第二十五条规定的考核金额;符合国家有关法律法规规定的其他资金.不足(富余)部分按照省(区)内收支平衡的原则进行分摊,其中:省(区)内并网发电厂按其当月上网电量分摊;省(区)级电网公司之间的交易,按落地电量的40%分摊(分摊金额分别计入购,售电省份电网企业的辅助服务9补偿台账);区外电源按落地电量的40%分摊。
华中电网则要求相关电力调度机构应依据有关发电厂并网运行管理规定,对并网发电厂非计划停运和日发电计划偏差进行考核，考核所得用于机组的辅助服务补偿。
不同于以上五家区域电网公司，东北电网对于网下有偿调峰机组的补偿资金来源做出单独的说明，它提供非常规调峰辅助服务发电机组获得的补偿费用由该省(区)电力公司向调度管辖范围内提供非常规调峰辅助服务的发电机组分别支付：
非常规调峰电量=（机组调峰量-基本调峰范围×机组额定容量）×本时段时间； 

机组非常规调峰补偿费用=调峰补偿价格×非常规调峰电量； 

如果发电机组调峰率未达到省(区)内平均调峰率，则其支付费用计算方法如下：
机组非常规调峰支付费用=非常规调峰补偿费用×（机组调峰量与平均值差值/机组调峰率未达到平均调峰率的机组调峰量与平均值差值之和）；
发电机组非常规调峰结算费用=机组非常规调峰补偿费用-机组非常规调峰支付费用。
除了有偿调峰以外的自动发电控制（AGC）、有偿无功调节、旋转备用补偿以及黑启动补偿等其他辅助服务补偿支出费用则由各发电机组按照当月上网电量比例分摊：
发电机组其他辅助服务分摊费用=月度其他辅助服务总补偿费用×（月度该发电机组上网电量／月度各发电机组总上网电量）
自备电厂参与辅助服务费用分摊的计算电量=自备电厂发电量-自备电厂厂用电量
发电机组其他辅助服务结算费用=发电机组其他辅助服务补偿费用-发电机组其他辅助服务分摊费用。
3、本章小结
国内对辅助服务成本补偿采用行政考核和补偿方式，发电厂提供辅助服务进行考核和成本测算，然后由发电企业共同承担其成本。一般来说，发电厂辅助服务成本补偿费用主要由发电企业按照上网电费进行分摊，即辅助服务被视为发电企业的责任，辅助服务成本由没有提供辅助服务的发电企业向提供辅助服务的发电企业进行补偿，补偿资金在发电系统内进行循环。
我国现行辅助服务补偿机制的优点是运行方式简单，可操作性强，在一定程度上可以解决辅助服务提供不公平的问题，实现了谁提供辅助服务多，谁就可以获益更多的目标，激励了发电企业积极提供辅助服务。
但是我国辅助服务成本补偿方式很显然也违背了“谁引发谁承担成本”的公平原则。电力系统辅助服务主要是为负荷提供，当大规模风电接入电网后，电力系统辅助服务也有一部分为风电提供。因此辅助服务成本其实应该主要由负荷和风电承担。而且当未来随着经济发展，用电量增加，风电接入规模也越来越大，辅助服务提供的程度也越来越大，发电企业承担辅助服务成本也越来越难以承受，目前采取的辅助服务补偿机制也将难以维持，同时辅助服务水平由电网公司确定，但是成本却由发电公司承担，因此电网公司也有扩大辅助服务提供水平的倾向，这些都不利于辅助服务成本的补偿，有必要探寻新的辅助服务成本补偿机制。

五、国外辅助服务成本补偿方式简介
1、澳大利亚辅助服务简介
根据澳大利亚国家电力法规的规定，澳大利亚的国家电力市场管理公司（NEMMCO）负责保证电力系统运行的安全性和可靠性。NEMMCO主要以两种方式向市场参与者购买辅助服务：（1）辅助服务市场计划；（2）辅助服务协议。澳大利亚电力市场中，辅助服务主要分为3类：频率控制辅助服务（FCAS）、网络控制辅助服务(NCAS)以及系统重启辅助服务（SRAS）。
（1）辅助服务内容
频率控制辅助服务：频率控制服务根据响应时间分为3类：6s、60s、和5min ,三者相互独立。前2种服务应用在紧急状况下, 负责调节由于大容量发电机或负载的损失造成的频率变化。5min级的频率控制用来提供连续的调频服务, 负责调节由于供需不平衡造成的正常的频率波动。6s和60s级的服务由本地的自动频率响应提供, 5min级服务由系统调度员集中控制。
网络控制辅助服务：网络控制辅助服务包括用来控制电压水平和控制负载水平的服务。具体地说, 无功服务用来进行电压控制, 自动切负荷和自动发电控制（AGC）用来进行负载水平控制。
系统重启动辅助服务：系统重启动服务指在全部或部分系统断电的紧急情况下系统恢复同步运行。
在电力市场运行初期, 所有辅助服务的购买和供应都是基于NEMMCO与服务提供商签订的长期协议。为了满足国家电力法对辅助服务引人竞争的要求，2001年9月，NEMMCO在频率控制服务中率先引进了现货市场，并根据功能将频率控制服务定义为8种产品：调频服务的5min上调/下调、紧急状况下的6s上调/下调、60s上调/下调和5min 上调/下调。
（2）辅助服务定价方式或补偿机制
频率控制服务的报酬根据成本回收规则收取。其中, 频率调节服务的成本根据“引发者付款”（Causer Pays） 的方法收回, 该方法通过监控发电机和负荷对频率变化的响应, 认为有利于频率调节的响应其支付因子比较低，而不利于频率调节的响应其支付引子则较高。
网络控制和系统重启动服务是通过NEMMCO与服务供应商签订长期辅助服务合同的方式提供。对这些服务的报酬包括激活报酬和可用性报酬部分。激活报酬是指服务被激活时可得的报酬, 所有可用的服务都可以得到可用性报酬。其中网络控制服务的成本只从用户回收, 而系统重启动服务的成本由用户和发电机各承担一半。
表5-1 澳大利亚辅助服务市场情况
	辅助服务内容
	提供方式
	提供方
	补偿方式
	补偿方

	频率控制
	通过签订长期协议购买与供应加现货市场
	6s、60s响应时间由本地自动频率响应提供
	根据成本回收规则收取报酬，其中成本由“引发者付款’
	引发者

	
	
	5min响应时间服务由系统的调度员集中控制
	
	

	网络控制
	通过签订长期辅助服务合同方式
	服务提供方
	成本回收加服务报酬（激活报酬、可用性报酬）
	用户

	重启控制
	通过签订长期辅助服务合同方式
	服务提供方
	成本回收加服务报酬（激活报酬、可用性报酬）
	用户与发电机各承担一半服务成本


2、美国辅助服务简介
美国各州已建立起多个电力市场，包括加州、新英格兰、宾夕法尼亚—新泽西—马里兰（PJM）以及纽约电力市场等，采用了各具特色的辅助服务补偿机制。
（1）加州电力市场
① 辅助服务内容
在加州电力市场中, 调频服务和几种备用服务是通过市场的方式提供的, 而电压控制和黑启动服务是基于与根据可靠性要求必须运行（RMR）的发电机签订合同的方式提供的, 即要求签订了RMR合同的发电机提供电压控制和黑启动服务。
根据加州独立系统操作员（Independent System Operator, ISO）运行规程, 管理员负责根据需求来获取辅助服务供应以满足可靠性标准。首先, 管理员计算出辅助服务需求, 然后从日前市场和小时前市场获取, 并保证购买总成本最低。然后, 日前市场的网络协调员与小时前市场的网络协调员和管理员分析日前市场上的辅助服务需求的总量和系统的稳定性要求, 决定哪些需求推迟到小时前市场, 计算并公布日前市场的结果。最后, 小时前市场的网络协调员检查辅助服务的总量与需求的偏差, 然后购买不足的部分以保证控制区域内的运行可靠性。
在不同的决策阶段网络协调员会运行相应的程序, 优先购买高质量低成本的辅助服务, 以保证ISO的采购得到优化。由于允许功率作为多种服务投标,未能中标的功率则需要作为低质量辅助服务投标。
② 定价方式或补偿机制
美国加州电力市场的辅助服务由独立系统操作员（ISO）通过日前竞争拍卖获取，加州市场将电能市场与辅助服务市场分开交易，电能交易计划在辅助服务交易计划之前。拍卖是在电力交易中心的电能拍卖完成后进行的。在备用市场中，市场参与者分别提交备用容量报价和备用电量报价。成功的报价者不论其是否被调度，都将得到一笔备用容量费用，在备用容量被调度加载时，报价者还将得到一笔电量电费。
表5-2 加州辅助服务市场情况
	辅助服务内容
	提供方式
	提供方
	补偿方式
	补偿方

	调频服务和备用服务及AGC服务
	ISO日前市场竞争拍卖
	中标服务者（预留足够服务能力的发电机组）
	ISO购买（备用容量费用加电量费用）
	

	电压控制和黑启动服务
	通过签订合同提供
	签订了RMR合同的发电机
	容量的市场出清价格加电能价格（market clearing price for the capacity and the bid price for energy）
	用户


（2）新英格兰电力市场
① 辅助服务内容
新英格兰电力市场中有比较完善的备用市场，包括自动发电控制（AGC），10min旋转备用、10min非旋转备用、30min备用和已安装容量。
② 定价方式或补偿机制
2002年2月，新英格兰ISO（ISO-NE）向委员会提出电力市场改革方案中包括对备用市场的改革。除10min旋转备用外，10min非旋转备用和30min备用也可以得到机会成本补偿。备用的机会成本等于电能投标价格与电能清算价格之差。ISO-NE建议对备用价格和运行备用价格采用分级的方式，这样可以保证10min旋转备用的价格大于10min非旋转备用，后者又大于30min备用。
（3）PJM电力市场（宾夕法尼亚—新泽西—马里兰）
① 辅助服务特点
2002年PJM开始运行调频市场和旋转备用市场。建立辅助服务市场后，PJM保留了原来的由中央运行机构整合、管理和开发辅助服务的方式。PJM的市场运营机构（PJM—OI）负责提供辅助服务，保证发电用电平衡、提供运行备用以保证系统的稳定性。相比由各个供电商各自提供辅助服务的方式，采用这种方式具有更高的成本效率。
② 定价方式或补偿机制
PJM还没有建立起辅助服务的市场定价机制,仍旧采用基于成本的定价和分摊方法。辅助服务没有固定的费用, 而是根据一组公式计算的结果来保证辅助服务的真实成本可以得到回收。对于PJM中的大多数辅助服务, 其真实成本根据负载率分配给供电商。
（4）纽约电力市场
① 辅助服务内容
在纽约电力市场中, 辅助服务由系统调度（NY—ISO）提供, 或者由输电用户和输电服务商自行获取。NYISO负责协调所有辅助服务的提供和需求。纽约电力的辅助服务主要包括以下几种：
· 系统控制和调度服务
· 电压控制服务
· 调节和频率响应服务
· 不平衡电量服务
· 运行备用服务
· 黑启动容量
② 定价方式或补偿机制
系统控制和调度服务：系统控制和调度服务包括实时的系统安全管理以及容量管理，由NYISO负责提供。由输电用户向NYISO支付报酬。NYISO的成本回收包括2类：开放进入输电费（OATT）和ISO服务费。
电压控制服务：NYISO负责提供电压控制服务，输电网所有者负责控制连接在网络上的无功源。NYISO要预先对提供电压控制服务的发电机和同步调相机进行无功容量测试，以掌握系统中无功容量的准确信息。对服务提供者的报酬包括无功电量和容量2部分，前者根据固定的费率提供，后者按照无功容量测试的结果结算。
调节和频率响应服务：拥有AGC容量的机组通过市场竞标来提供调频服务，未参与竞标的机组没有提供调频服务的义务。调频服务提供者获得的报酬包括可用性报酬、所提供的电量报酬以及对不能按照约定提供服务的经济惩罚。
运行备用服务：与新英格兰电力市场类似,运行备用包括10min旋转备用、10min非同步备用和30min备用等。不仅10min旋转备用可以在日前和实时市场上竞标, 10min非同步备用和30min备用在日前市场投标后, 如果备用提供商有额外的容量, 也可以在实时市场投标。ISO根据成本最小化的原则对每小时的备用进行选择。运行备用得到的报酬包括可用性报酬和所发电量的实时电价相应的报酬, 对于10min旋转备用还包括机会成本。
黑启动容量：负荷供应商要向ISO购买黑启动容量, 通过测试的发电机负责提供黑启动容量。一旦发生全系统的停电事故, ISO要迅速确定所需黑启动容量的数量与位置, 并根据位置、价格和服务质量选择发电机参与服务。发电机收取基于嵌入成本的报酬。
表5-3. 纽约电力辅助市场情况
	辅助服务内容
	提供方式
	提供方
	补偿方式
	补偿方

	系统控制与调度服务（实时的系统安全管理以及容量管理）
	纽约独立系统操作员（NYISO）负责协调辅助服务供给与需求
	NY-ISO
	报酬加成本回收（开放进入输电费（OATT）和ISO服务费）
	输电用户

	电压控制
	NY-ISO负责提供
	经过无功容量测试的提供电压控制服务发电机与同步调相机
	报酬支付(无功容量与电量)
	NY-ISO

	调节和频率响应
	市场竞标
	中标的拥有AGC容量的机组
	可用性报酬，所提供的电量报酬以及违约的经济惩罚
	NY-ISO

	不平衡电量服务
	
	ISO负责提供不平衡电量服务
	
	

	
	
	内部的不平衡电量通过实时市场提供
	
	

	运行备用
	10min旋转备用通过日前市场和实时市场竞标
	中标的服务提供商
	报酬支付（可用性报酬和所发电量实时电价报酬）加机会成本（10min 旋转备用）
	ISO

	
	
	
	
	

	
	10min非同步备用和30min备用在日前市场投标后，额外容量可以在实时市场投标
	
	
	

	黑启动容量
	负荷供应商向ISO购买
	通过测试的发电机提供容量，ISO调度
	嵌入成本报酬
	负荷供应商


3、英格兰—威尔士辅助服务简介
（1）辅助服务内容
在英格兰—威尔士电力市场，1990年成立的ASB（the ancillary services business）作为国家电网公司（NGC）的独立业务部门，负责为该地区电力市场提供辅助服务。在英格兰—威尔士地区，辅助服务主要有以下两类：系统辅助服务—发电商义务提供；商业服务—发电商无义务提供，但是可以通过与ASB商谈达成协议后签约提供。2001年3月开始启用新电力交易协议（NETA），新协议鼓励为辅助服务引入市场机制。英格兰—威尔士电力市场主要提供的辅助服务有：
无功服务：发电厂必须有能力保证其电压在指定范围内。根据电网法规, 发电机义务提供这部分用于电压控制的辅助服务。
频率控制服务：在电网调度员指令下运行的所有发电机(这些发电机都是与NGC网络连接), 必须能够提供对频率变化的自动响应。如果需要, 调度员会指令某些发电机运行在“ 频率敏感模式”下, 其他发电机则默认运行在“ 受限频率敏感模式”下, 以保证在频率变化时正确动作。
备用需求服务：备用服务也是在电网调度员指令下运行的。备用分为同步备用和固定备用2种。
黑启动服务：系统全部或者部分断电后重新启动需要黑启动服务。
（2）定价方式或补偿机制
无功服务：对无功的支付方式有2种：默认支付方式和市场协议方式。默认支付方式针对所有发电机, 只包括电网法规规定的最低部分。发电机也可以选择在无功市场中进行投标, 这样可以得到更为接近其真实成本的收人。
频率控制服务：对于接受指令的发电机, 其报酬分为2部分：利益损失报酬和辅助服务合同报酬。前者补偿发电机由于出力少于平时正常情况造成的利益损失；后者补偿它们工作在频率敏感模式下的其他效率损失。
NGC考虑引人一个频率响应的市场, 以使价格可以灵活浮动, 并使投标过程更加透明。
备用需求服务：同步备用的提供者直接从联营体得到报酬。固定备用通过一个年度竞标程序签订合同, 在合同期限内服务提供者可以得到可用性报酬, 如果电网调度员使用了该备用还要支付使用报酬。
黑启动服务：发电机提供该服务的成本通过签订辅助服务协议来回收。
表5-4. 英格兰—威尔士电力辅助市场情况
	辅助服务内容
	提供方式
	提供方
	补偿方式
	补偿方

	无功服务
	义务提供（固定范围）
	所有发电厂
	默认支付
	

	
	
	
	市场协议
	

	
	商业服务提供
	
	
	

	频率控制
	义务提供加商业服务提供
	与NGC系统连接的发电机组
	利益损失报酬和辅助服务合同报酬
	

	备用需求
	同步备用由电网调度员指令提供
	电网调度员指令下运行的所有发电机
	
	联营体

	
	固定备用通过年度竞标程序签订合同提供
	
	可用性报酬加使用报酬
	

	黑启动
	长期双边契约
	签约发电厂
	服务成本通过签订辅助服务协议回收
	


4、北欧辅助服务简介
（1）概况
北欧电网由北欧四国( 挪威、瑞典、芬兰、丹麦)联网组成, 4 国间的电力构成具有很大的互补性。北欧国家的电力市场化改革取得了较大的成就, 现在已经形成了一个没有国界限制的联合电力市场, 实现了跨国资源的优化配置。作为一个发展较为成熟和成功的市场, 北欧电力市场的辅助服务也有其自身特点。
（2）辅助服务内容
北欧辅助服务的分类为：① 一级备用( 基本控制) : 包括频率控制的正常运行备用、频率控制的干扰备用、电压控制的干扰备用等。瑞典和挪威主要由水电提供一级备用; 丹麦东部由火电提供,丹麦西部由风电参与; 而芬兰则利用水电和火电联合及直流联络线共同参与。② 二级备用: 自动发电控制（AGC）作为二级调节不适用于北欧电网（Nordel）, 仅适用于丹麦西部电网。③ 平衡服务（三级备用）：包括快速有功扰动备用、快速有功预测备用、慢有功扰动备用、峰值负荷备用。④ 无功备用: 无功备用要求要充分大、就地的, 并且在各个子系统之间不能交换。⑤ 其他辅助服务: 包括减负荷、负荷跟踪、系统保护、黑启动、辅助服务的平衡结算及金融服务等。
从市场主体来看，符合条件的发电商以及各国的输电系统运营机构（TSO） 都可参与一级备用和平衡服务，但是用户作为需求侧并未参与。
（3）定价方式或补偿机制
表5-5 北欧四国的一级备用和平衡服务的成本和补偿情况
	国别
	服务类型
	提供方
	补偿方式
	补偿方

	挪威
	一次备用
	水电厂
	协商容量价格补偿
	通过过网费结算

	
	平衡服务
	所有发电厂
	1）快速备用:协商容量补偿及通过电力调整市场进行能量补偿
	通过过网费结算

	
	
	
	2）电力调整：单一不平衡价格
	

	瑞典
	一次备用
	水电厂
	基于成本容量补偿
	平衡结算及快速干扰备用费用

	
	平衡服务
	所有发电厂
	1）快速备用：年度补偿和利用率补偿
	快速干扰备用：33%的平衡结算、67%的过网费

	
	
	
	2）电力调整：通过双不平衡价格进行能量补偿
	峰值负荷备用：平衡提供商

	
	
	
	3）峰值负荷备用：生产和消费资源以固定费用加边际成本的基础上进行竞价
	

	丹麦西部
	一次备用
	火电厂和风电厂
	协商容量价格补偿
	通过过网费结算

	
	平衡服务
	所有发电厂
	1）慢备用：协商补偿
2）快速备用：协商容量补偿及通过电力调整市场进行能量补偿
3）电力调整：双不平衡价格
	通过过网费结算

	丹麦东部
	一次备用
	火电厂
	协商容量价格补偿
	通过过网费结算

	
	平衡服务
	所有发电厂
	1）慢备用：能量价
2）快速备用：协商容量补偿及通过电力调整市场进行能量补偿
3）电力调整：能量补偿
	

	芬兰
	一次备用
	水电厂、火电厂、直流联络线
	协商容量及能量补偿
	通过过网费结算

	
	平衡服务
	所有火电厂
	1）快速备用：容量及能量补偿
	通过过网费结算

	
	
	
	2）电力调整：通过单一不平衡价格进行能量补偿
	


5、借鉴及启示
国外电力系统辅助服务主要通过辅助服务市场方式进行提供，即各发电商对辅助服务提供进行报价，按照报价高低进行排序，由一个独立的系统操作机构根据可靠性标准确定辅助服务提供程度，电网公司只是起一个中间商的作用，只负责提供输电的服务，不参与辅助服务的交易过程。同时对某些比较固定的辅助服务的提供也通过长期合同的方式确定。辅助服务成本则基本按照“谁引发谁付费”的原则进行补偿，主要由用户承担。
目前国外对于风电还是鼓励的态度，没有建立风电接入承担辅助服务费用的机制，所有风电接入引发的辅助服务成本都由用户来承担。但是未来随着风电大规模接入电网，目前这种用户承担风电接入引发的辅助服务成本的机制应该会改变，风电将承担自己所引发的辅助服务成本，从而也可以激励风电场更好的接入电力系统。
基于对国外辅助服务补偿机制的分析，对我国辅助服务补偿机制的建设也有很多启示。
（1）通过市场方式补偿辅助服务成本。
市场方式确定辅助服务成本更低，此时辅助服务提供商通过竞价方式进行竞争，可以得到成本低的辅助服务，比单纯通过行政方式确定更合适。
（2）电网公司不参与辅助服务交易。
辅助服务提供的程度由一个独立的系统操作机构确定，并接受市场各个参与主体的监督，相对来说更为公平，责权利也更为匹配。电网公司只需要承担提供输电服务的责任，不需要参与交易，也避免了利益冲突。
（3）尽早研究风电接入电网引发的辅助服务成本如何由风电场自身承担
目前国内外对于风电场自身如何承担其引发的辅助服务成本问题都没有很好地解决，随着大规模风电接入电网，其导致的辅助服务成本也将大幅度提高，因此应尽快对其进行研究，为风电更好的接入电网做好准备。

六、大规模可再生能源接入辅助服务成本补偿方式比较
如第三章所述，2015年和2020年电力行业调峰和备用辅助服务总成本分别为1115亿元/年和2000亿元/年左右，包括调峰辅助服务成本分别为830.58亿元/年和1583.73亿元/年左右，备用辅助服务成本分别为284.28亿元/年和417.07亿元/年左右。其中由风电引起的辅助服务成本分别为150亿元/年和252亿元/年左右，包括风电调峰辅助服务116.42亿元/年和186.57亿元/年左右，风电备用辅助服务33.81亿元/年和65.31亿元/年左右。现有辅助服务利益相关方如图6-1所示。可以看到，涉及风电接入导致的辅助服务成本补偿的利益主体包括火电（辅助服务提供方），风电（辅助服务引致方），政府，电网和消费者。

图6-1 辅助服务成本利益相关方
我国目前采取的辅助服务成本补偿方式为辅助服务成本在火力发电厂之间循环，由没有提供辅助服务的火电机组向提供辅助服务的火电机组进行补偿。由此可见，在目前辅助服务成本补偿机制下，所有辅助服务成本都由火电机组承担，随着辅助服务成本的增加，这种补偿机制将越来越不可持续。如果成本补偿机制不变，则火电厂需要承担的辅助服务成本2015年和2020年分别为0.024元/KWh和0.034元/KWh，很显然有失公平，同时也是火电厂所无法承担的。因此需要找到更好的成本补偿方式，以利于辅助服务更好地提供。下面将对各种成本补偿机制进行研究，并通过对比以得到更好的成本补偿方法。
1、上网电量比例分摊成本补偿方式
目前采用的方式是火电厂按照上网电量比例分摊辅助服务成本。随着风电大规模接入电网，火电厂分摊的辅助服务成本将不断增加。因此需要风电场也分摊辅助服务成本。风电场分摊辅助服务成本最简单的方式就是将风电场也纳入现行辅助服务成本考核和补偿机制，与火电厂同样对待，也按照上网电量比例分摊所有辅助服务成本。下面对按照这一分摊原则风电场需要承担的辅助服务成本进行分析。
成本分摊方案1：风电场按照上网电量分摊辅助服务成本。
2015年和2020年风电厂电量分别为1800亿KWh和3000亿KWh，火电厂和风电厂承担相同的辅助服务单位电量成本，则成本为0.023元/KWh和0.032元/KWh。火电厂和不改变现有补偿机制相比成本承担有所下降，但是仍然很高，无法承受。同时风电场也承担了较高的辅助服务成本，由于风电上网电价为固定标杆电价，除非调高风电上网标杆电价，否则风电也无法承受，需要采用其他的成本补偿方式。
成本分摊方案2：按照上网电量分摊辅助服务成本，其中风电厂由政府财政承担。
此时火电厂承担辅助服务成本2015年和2020年仍然分别为0.023元/KWh和0.032元/KWh，风电承担的辅助服务成本需要政府财政年承担分别为42亿元和97亿元，但是火电厂承担成本仍然过高，同时政府也承担过重。
成本分摊方案3：按照上网电量分摊辅助服务成本，其中风电厂承担成本由可再生能源附加承担。
此时火电厂承担辅助服务成本不变，风电承担的辅助服务成本通过可再生能源附加承担，需要增加2015年和2020年分别为0.0007元/KWh和0.0012元/KWh。但是火电厂承担成本仍然过高。
这些成本分摊方案的对比如表6-1所示。
表6-1 电量分摊成本补偿方式比较
	方案
	火电
	风电
	政府
	消费者

	
	元/KWh
	元/KWh
	亿元
	元/KWh

	方案1
	0.023
0.032
	0.023
0.032
	-
	-

	方案2
	0.023
0.032
	-
	42
97
	-

	方案3
	0.023
0.032
	-
	-
	0.0007
0.0012


注：上面为2015年数据，下面为2020年数据。
2、引致比例分摊成本补偿方式
由于风电大规模接入电网导致电力系统辅助服务成本提高，按照“谁引致谁承担”的原则，应该由风电场承担其引发的辅助服务成本。这样也相对公平。
成本分摊方案1：风电厂承担其引起的辅助服务成本，其余由火电厂承担。
2015年和2020年风电厂承担辅助服务成本分别为0.083元/KWh和0.084元/KWh。火电厂承担辅助服务成本分别为0.021元/KWh和0.030元/KWh。虽然火电厂承担成本有所下降，但是风电厂承担成本过高，无法承受。必须大规模提高风电标杆上网电价。
成本分摊方案2：按照引起的辅助服务成本分摊，其中风电厂由政府财政承担。
此时火电厂承担辅助服务成本不变，需要政府财政年承担2015年和2020年分别为150亿元和252亿元，但是火电厂承担成本仍然过高，同时政府也承担过重。
成本分摊方案3：按照引起的辅助服务成本分摊，其中风电厂由可再生能源附加承担。
此时火电厂承担辅助服务成本不变，可再生能源附加需要增加2015年和2020年分别为0.0025元/KWh和0.0031元/KWh。但是火电厂承担成本仍然过高。
补偿方式如表6-2所示。
表6-2 引致比例分摊成本补偿方式比较
	方案
	火电
	风电
	政府
	消费者

	
	元/KWh
	元/KWh
	亿元
	元/KWh

	方案1
	0.021
0.030
	0.083
0.084
	-
	-

	方案2
	0.021
0.030
	-
	150
252
	-

	方案3
	0.021
0.030
	-
	-
	0.0025
0.0031


注：上面为2015年数据，下面为2020年数据。
3、电力市场模式成本补偿方式
风电场按上网电量比例承担辅助服务成本操作比较简单，但是其辅助服务成本承担的程度低于引发的程度，有失公平。按引致比例承担辅助服务成本虽然比较公平，但是由于风电场之间存在平滑效应，确定单个风电场引发的辅助服务成本在操作上有一定难度，因此需要更加市场化的补偿方式。
电力市场模式下需要建立现货电力市场和备用辅助服务电力市场。其中调峰成本通过现货电力市场进行补偿，备用成本通过备用辅助服务电力市场进行补偿。
成本分摊方案1：调峰成本由消费者承担，备用成本由火电厂和风电厂承担。
此时火电厂承担辅助服务成本2015年和2020年分别为0.005元/KWh和0.006元/KWh，风电厂承担辅助服务成本分别为0.019元/KWh和0.022元/KWh，销售电价提高分别为0.014元/KWh和0.020元/KWh。
成本分摊方案2：调峰成本由消费者承担，风电备用成本由政府财政承担。
此时火电厂承担辅助服务成本不变，政府财政年承担2015年和2020年分别为34亿元和65亿元，销售电价提高分别为0.014元/KWh和0.020元/KWh。
成本分摊方案3：调峰成本由消费者承担，风电备用成本由可再生能源附加承担。
此时火电厂承担辅助服务成本不变，可再生能源附加提高2015年和2020年分别为0.0006元/KWh和0.0008元/KWh，最终销售电价合计提高分别为0.015元/KWh和0.021元/KWh。
成本分摊方案4：所有调峰成本和备用成本都由消费者承担。
此时销售电价提高2015年和2020年分别为0.019元/KWh和0.025元/KWh。
补偿方式如表6-3所示。
表6-3 电力市场模式下成本补偿方式比较
	方案
	火电
	风电
	政府
	消费者

	
	元/KWh
	元/KWh
	亿元
	元/KWh

	方案1
	0.005
0.006
	0.019
0.022
	-
	0.014
0.020

	方案2
	0.005
0.006
	-
	34
65
	0.014
0.020

	方案3
	0.005
0.006
	-
	-
	0.015
0.021

	方案4
	-
	-
	-
	0.019
0.025


注：上面为2015年数据，下面为2020年数据。
4、补偿方式比较
本章分析了对风电接入导致的辅助服务成本如何分摊和补偿的各种机制。首先分析了在现有调度模式下风电按照上网电量分摊辅助服务成本，此时风电场需要承担的成本2015年和2020年分别为0.023元/KWh和0.032元/KWh，如果由政府补贴的话分别为42亿元和97亿元，由可再生能源附加补贴的话分别需要0.0007元/KWh和0.0012元/KWh。但是此时需要风电承担的辅助服务成本小于其引发的程度，是不公平的。
如果风电按照引发状况分摊辅助服务成本，此时风电场需要承担的成本2015年和2020年分别为0.083KWh和0.084元/KWh，如果由政府补贴的话分别为150亿元和252亿元，由可再生能源附加补贴的话分别需要0.0025元/KWh和0.0031元/KWh。因为符合“谁引致谁承担”的原则，按照引发的程度来分摊要更合理一些。
如果进一步建立电力市场，所有调峰的成本都通过发电市场竞价的方式由消费者来承担，则消费者承担的成本2015年和2020年分别为0.014元/KWh和0.020元/KWh，剩余的备用成本由火电厂和风电厂承担，其中火电厂承担的成本分别为0.005元/KWh 和0.006元/KWh，风电厂承担的成本分别为0.019元/KWh和0.022元/KWh。最终所有成本都由消费者承担，则消费者承担的成本分别为0.019元/KWh和0.025元/KWh。很显然通过市场方式对辅助服务成本进行补偿是最合理的方式。

七、结论及政策建议
风电引起的辅助服务成本主要有两类：一类是调峰辅助服务成本，一类是备用辅助服务成本。2015年和2020年风电引起的调峰辅助服务成本分别为116.42亿元/年和186.57亿元/年左右，备用辅助服务成本分别为33.81亿元/年和65.31亿元/年左右。如果由风电场承担其引发的辅助服务成本，需要承担的成本分别为0.083元/KWh和0.084元/KWh左右，很显然成本很高，因此单纯靠风电厂来承担辅助服务成本是不太可能的，需要有相应的成本补偿机制。
目前的辅助服务补偿机制采用发电厂按照上网电量比例承担辅助服务成本，这种机制用来补偿风电引发的辅助服务成本不是特别理想，如果风电场也按照这种方式和火电厂一样承担辅助服务成本，则其承担的比例过低，也有失公平。因此辅助服务补偿机制需要为适应补偿风电辅助服务成本作进一步改进。
由于风电调峰成本和备用成本是由于不同原因所造成的，风电调峰成本由风电出力波动引起，风电备用成本由风电预测偏差引起，因此需要采用不同的补偿方式。风电出力波动是由于风电资源特性所产生的，主要是客观原因，是发展风电必须承担的代价，因此需要通过提高上网电价来进行补偿。风电预测偏差则是由于目前预测方法有限所带来的，更多是主观原因，因此可以通过现有辅助服务考核和补偿办法来进行补偿。同时风电导致的备用辅助服务成本也较低，大概在0.02元/KWh左右，而调峰辅助服务成本则较高，大概在0.06元/KWh左右，因此备用辅助服务成本完全可以由风电场自己承担，而调峰辅助服务成本则承担困难。
同时风电引发的辅助服务成本无论是采用按照电量分摊的方式还是按照引致分摊的方式都存在问题，对解决风电引发的辅助服务成本如何补偿都不太合适，而采用电力市场化的市场则相对更为合理，确定的辅助服务成本也更低。
由于改革难度不同，因此本课题建议先易后难。第一阶段可以考虑在不改变现有辅助服务考核和补偿办法的情况下增加对风电预测精度进行考核的内容，基于风电出力预测精度考核结果由风电场对风电导致的备用辅助服务成本进行补偿，风电导致的调峰辅助服务成本则通过上调火电标杆上网电价，进而通过销售电价进行补偿。第二阶段则可以考虑改变目前辅助服务考核和补偿办法的资金来源，打破成本补偿资金在发电系统内循环的状况，改为由电网公司承担考核后成本补偿资金的不足部分，并计入购电成本通过销售电价进行补偿，而不再间接通过上调上网电价来补偿辅助服务成本，同时风电承担自身引发的备用成本。由于通过辅助服务考核方式确定的辅助服务成本可能不太经济，没有达到成本最低的状况，第三阶段可以考虑建立电力现货市场，通过发电企业报价方式确定调峰辅助服务成本，通过消费者进行补偿，同时建立电力备用辅助服务市场，通过发电企业报价方式确定备用辅助服务成本，消费者和风电进行分别对其引发的备用成本进行补偿。如图7-1所示。





图7-1 风电接入辅助服务成本补偿机制建立过程
第一阶段：建立风电预测精度考核机制，由风电场自身补偿其引致备用成本，上调上网标杆电价补偿风电引致调峰成本。
由于风电接入导致的调峰辅助服务成本无法由风电场自身承担，因此需要在上网标杆电价的确定和上调过程中综合考虑负荷和风电接入导致的火电调峰需求，同时在现行辅助服务补偿机制中仍然由未提供调峰辅助服务的火电机组向提供调峰辅助服务的火电机组补偿成本。
风电接入导致的备用辅助服务成本则是由于风电出力预测偏差所带来的，同时成本也不高，因此首先需建立风电出力预测偏差考核机制，然后在风电预测考核的基础之上由风电补偿由于预测偏差所导致的备用辅助服务成本。
对于第一阶段，本课题提出以下政策建议：
（1）建立风电预测偏差考核机制。在目前风电出力预测的基础上，在辅助服务考核机制里建立对风电预测偏差工作的考核。根据考核结果确定风电场承担备用辅助服务成本的程度。初期可以考虑由风电场承担预测偏差考核工作的责任，考核尺度也可以较为宽松，随着预测技术的发展以及风电场数量的增加，可以改为由地区电网承担相应的风电预测工作，并承担风电预测偏差考核的责任。
（2）考核时要允许风电场联合进行考核。风电预测偏差在多个风电场联合进行的情况下可以取得更好的效果，同时电网备用确定也是根据多个风电场联合偏差来确定，因此需要允许风电场联合考核，以取得更理想的效果。风电场联合考核由风电场提出申请，电监会审核备案。
（3）风电场需要承担的备用辅助服务成本根据预测偏差程度确定。风电出力预测偏差越大，其所导致的备用辅助服务成本越高，因此风电场需要承担的备用辅助服务成本需要随着风电预测偏差增大而增加。可以考虑采用阶梯式定价的方式，预测偏差越大，风电承担的备用辅助服务成本就应该越高。比如偏差在0-10%可以承担成本为0.01元/KWh，偏差在10-20%可以承担成本为0.02元/KWh，以此类推。具体承担程度由电监会根据测算情况确定。
（4）风电接入导致的调峰辅助服务成本通过上调火电标杆电价由消费者承担。风电接入导致的调峰辅助服务成本是客观原因所导致的，应该由消费者承担。因此通过上调火电标杆电价，计入购电成本，则可以通过销售电价由消费者承担相应成本。
第二阶段：在辅助服务补偿机制中改由电网公司承担成本补偿资金不足部分，并计入购电成本。
上调上网电价只能对调峰备用辅助服务成本进行补偿，而且补偿程度是否足够也不好确定，同时其他辅助服务成本仍然没有得到补偿，比如负荷预测偏差所导致的备用辅助服务成本。因此在第二阶段应该考虑改变目前辅助服务成本补偿资金在发电系统内部循环的状况，除了由未提供辅助服务的发电机组向提供辅助服务的发电机组补偿成本以及风电场承担自身引发的备用辅助服务成本以外，剩余补偿不足的部分应该由电网公司承担，并计入购电成本通过销售电价补偿，不再间接通过上调上网电价对辅助服务成本进行补偿。对于第二阶段，本课题提出以下政策建议：
（1）辅助服务成本补偿资金不足部分由电网公司承担。目前补偿资金是在发电系统内部循环，如果需要所有发电企业都提供辅助服务，则很显然补偿资金无法足额补偿辅助服务成本，如果还像现在这样资金不足的部分由发电企业按照上网电量分摊，则相当于辅助服务成本没有得到补偿。同时备用辅助服务成本主要是由于负荷和风电预测偏差所带来的，风电预测偏差导致的成本由风电场自身承担，负荷预测偏差则需要由电网公司承担。同时目前辅助服务提供程度由电网公司确定，其如果不承担相应成本，也会存在扩大辅助服务程度的倾向。因此辅助服务成本补偿资金不足的部分应该由电网公司承担才更合理，也才真正可以补偿辅助服务成本。
（2）电网公司承担的辅助服务成本记入购电成本由销售电价补偿。辅助服务本质上是为消费者用电提供的，因此辅助服务成本也应该由消费者承担。因此电网公司承担的辅助服务成本也应该作为购电成本通过销售电价进行补偿。
（3）对销售电价补偿辅助服务成本规定一个限额。当然也不是所有的辅助服务成本都应该由消费者承担，比如对负荷预测偏差导致的备用辅助服务成本完全由消费者承担就不合理。因为对负荷进行预测主要是电网公司的工作，其预测偏差过大就会导致备用成本过高。因此可以考虑通过一个固定的电价附加对辅助服务成本进行补偿，也可以激励电网公司提高负荷预测精度，降低备用辅助服务成本。
第三阶段：建立电力现货市场补偿调峰成本由消费者承担，建立备用辅助服务市场补偿备用成本由消费者和风电承担。
目前的辅助服务考核和补偿机制虽然对辅助服务成本有一定补偿，但是补偿标准比较固定，没有办法灵活的体现辅助服务的真正成本，可能会存在补偿不足的问题，因此未来更合理的补偿方式其实是建立电力市场，通过发电厂竞价方式获得其真正的成本，然后通过销售电价对其进行补偿。对于第三阶段，本课题提出以下政策建议：
（1）建立发电企业竞价上网机制。现有的发电企业上网电价采用标杆电价机制，无法灵活补偿机组调峰成本，因此需要建立发电企业竞价上网机制，使发电企业可以根据自己的发电成本自由报价，对调峰成本进行补偿。
（2）建立上网电价与销售电价联动机制。目前中国上网电价和销售电价还是互相独立的，如果上网电价放开，销售电价继续管制的话，上网电价将由于市场力的原因而无限上涨，出现电力市场交易崩溃的状况。因此需要建立上网电价与销售电价联动机制，通过销售电价上涨迫使需求下降来降低上网电价上涨程度。
（3）建立备用辅助服务交易机制。电力系统提供备用辅助服务的成本也会发生变化，不同的机组提供备用辅助服务的成本也不相同。因此事先制订补偿标准可能会导致补偿过量或者补偿不足，为了更合理的对备用等辅助服务成本进行补偿，需要建立备用辅助服务市场交易机制。
（4）建立风电参与备用辅助服务交易机制。为风电接入提供的备用辅助服务是因为风电出力的不确定性，因此需要风电来承担这部分成本是更合理的选择，在建立辅助服务市场交易机制的基础上，需要建立风电参与购买辅助服务的机制，从而使风电能够不断改进风电出力预测工作，降低电力系统提供备用等辅助服务的成本。
当然对于风电接入导致的辅助服务成本如何进行补偿还有很多值得深入研究的内容，包括：
（1）本课题只是测算了由于风电出力的波动性和不确定性导致的调峰辅助服务成本和备用辅助服务成本，对于其他比如由于风电故障导致的故障备用辅助服务成本等并没有涉及（虽然和调峰辅助服务成本和备用辅助服务成本相比，这些辅助服务成本较小）。因此对于风电导致的辅助服务成本还有必要作进一步深入地研究。
（2）本课题假设辅助服务都是由火电厂承担的，但是在实际中还有一小部分辅助服务由其他电源（比如水电、抽水蓄能、天然气等）提供。其他电源提供辅助服务成本在某些时段可能是更优的，因此本课题的假设有可能导致辅助服务成本测算结果有一些偏差。未来需要对辅助服务提供如何在不同技术之间优化作进一步深入研究，以降低辅助服务提供的成本。
（3）目前我国的辅助服务成本补偿仍然是以省为区域的，随着风电接入规模的扩大，省内平衡越来越难以做到，因此未来必然涉及到省间甚至是区域间如何对风电接入导致的辅助服务成本进行补偿。这就涉及到更多的利益主体，需要更复杂的补偿机制设计。
（4）目前辅助服务补偿资金仍然采用发电系统内部循环的做法，但是辅助服务提供程度却主要是由电网公司来决定的，存在责权利不对等的情况，因此电网公司如何参与辅助服务成本补偿也有必要作进一步深入研究。
（5）电力市场方式补偿辅助服务成本是合适的选择，但是电力市场面临着另外一个问题就是可能会存在市场力。因此在电力市场交易机制设计时如何避免市场力的影响是一个非常重要的内容。
（6）风电场参与辅助服务交易是目前全世界面临的一个难题。风电出力的波动性和不确定性会导致辅助服务成本提高，因此需要风电场承担相应的辅助服务成本，但是另外一方面，风电场也可以通过弃风，降低自己的出力水平来提供一定的辅助服务能力。因此风电参与辅助服务交易不仅是购买者的角色，也是提供者的角色。如何设计合理的辅助服务交易机制让风电场以合适的角色参与也是值得深入研究的内容。
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附录1 大规模可再生能源发展状况
本课题中的大规模可再生能源主要指风力发电。我国风能资源总体非常丰富，但主要分布在西北、华北、东北等“三北地区”，资源比较集中，经过不长时间的酝酿讨论，中国政府发展风电的思路逐步统一到“融入大电网、建设大基地”的思想上来，要求按照“建设大基地、融入大电网”的方式进行规划和建设。2008年以来，在国家能源局的组织下，以各省风能资源普查及风电建设前期工作为基础，甘肃、新疆、河北、蒙东、蒙西、吉林、江苏沿海千万千瓦级风电基地规划相继完成。根据规划，到2020年，在配套电网建成的前提下，各风电基地具备总装机1.38亿kW的潜力。
一、河北风电基地
河北省风能资源丰富，主要分布在张家口、承德坝上地区和沿海秦皇岛、唐山、沧州地区。张家口坝上地区年平均风速可达5.4-8m/s，主风向为西北风，风能资源十分丰富，张家口地区风能丰富区主要分布在坝上的康保县、沽源县、尚义县、张北县的低山丘陵区和高原台地区。该地区交通便利、风电场建设条件好，非常适宜建设大型风电场，崇礼县和蔚县部分山区也具有丰富的风能资源；承德地区年平均风速可达5-7.96m/s，主风向为西北风，主要集中在围场县的北部和西部，丰宁县的北部和西北部，平泉县的西部；沿海地区风能资源主要分布在秦皇岛、唐山、沧州的沿海滩涂，年平均风速为5m/s 左右。根据河北省风能资源的总体分布特点，河北省千万千瓦级风电基地各规划风电场主要分布在张家口地区、承德地区以及河北省沿海区域。经对河北省风能资源、工程地质、交通运输、电网规划容量等条件的分析，共计规划了59个子风电场，到2020年规划总装机容量为1,413万kW，建成河北省千万千瓦级风电基地。河北省千万千瓦风电基地中，张家口市选择了39个风电场场址，估算风电场总装机容量为955万kW，承德市选择了16个风电场场址，估算风电场总装机容量为398万kW，沿海地区选择了4个风电场场址，估算风电场总装机容量为60万kW。
二、内蒙古东部风电基地
内蒙古东部地区规划范围包括赤峰市、通辽市、兴安盟、呼伦贝尔市和满州里市四市一盟。该地区风能资源丰富，其中赤峰市的翁牛特旗、克什克腾旗和松山区的交界地带，地势平坦、高程较高、风能资源较好，70m高度平均风速达到了8.0-9.3m/s，功率密度达到了700-1,200W/m2，是不可多得的大型风电场场址；通辽、兴安盟地区风能资源处于平均水平； 呼伦贝尔地区地处大兴安岭地区，森林覆盖面积较大，地面粗糙度大，风能资源相对较差。截至 2008年10月，蒙东四市一盟已投产的风电装机容量已达到100多万kW。蒙东四市一盟2020年前共规划56个风电场，其中24个位于赤峰市，规划新增装机容量675万kW，场址集中在翁牛特旗、克什克腾旗和松山区的交界地带，地势平坦、高程较高；16个位于通辽市，规划新增装机容量745万kW，场址集中在开鲁县、科左中旗交界地带；11个位于兴安盟，规划新增装机容量385万kW，场址集中在东部地区；4个位于呼伦贝尔市，规划新增装机容量160万kW，场址集中在西南部地区，一个位于满州里市，规划装机容量15万kW。蒙东四市一盟到 2020年新增容量达到1,980万kW。至2020年，蒙东地区将形成10个集中的百万千瓦级的大型风电基地，分别为赤峰百万风电基地、罕山风电基地、达里湖风电基地、开鲁风电基地、珠日河风电基地、代力吉风电基地、扎鲁特北风电基地、额尔格图风电基地、桃合木风电基地和呼伦贝尔风电基地。根据规划，蒙东地区到2010年底新增风电装机容量320万kW，总装机容量达到421.1万kW；2011～2015年新增风电装机容量900万kW，到2015年底风电总装机容量达到1,321.1万kW；2016～2020年新增风电装机容量760万kW，到2020 年底风电总装机容量将超过2,000万kW。
三、内蒙古西部风电基地
根据对内蒙古西部地区的风能资源、工程地质、交通运输、施工安装、环境影响等建设条件以及对电力市场的初步分析，并结合在该区域风电前期工作进展情况、当地社会经济发展需要、当地政府意见等，经综合考虑，在风能资源丰富、地形较简单、地势较平坦开阔、工程地质条件好、交通运输方便、施工安装条件好、无重大制约工程建设影响因素的区域共初步规划了14个百万kW级的大型风电基地。同时在内蒙古西部地区还规划了部分规模较小的风电场，这些规模较小的风电场大部分项目已得到内蒙古自治区或国家的核准，其中部分项目甚至已在建或投产。规划涉及蒙西地区的乌兰察布市、锡林郭勒盟、包头市、巴􁔹淖尔市、呼和浩特市、鄂尔多斯市和阿拉善盟等7个盟（市）和二连浩特市。根据内蒙古西部地区风能资源条件以及蒙西电网和华北电网现状及发展规划，内蒙古西部地区风电规划装机目标为：2010年风电规划装机规模为 346万kW，2015年风电规划装机规模为1,795万kW，2020年风电规划装机规模为3,830万kW。
四、吉林风电基地
吉林省风能资源丰富，风电场开发建设也较早，截止2008年底，吉林省风电总装机达1,158万kW，占全国风电装机容量的9.51%，居全国第三位。吉林省风电资源主要分布于吉林的西部地区，吉林省千万千瓦级风电基地场址也选择在吉林省的西部地区，该区域地势平坦开阔，场地以退化草场和盐碱地为主，风电可利用土地资源相对丰富，同时该地区风能资源条件是吉林省最好的区域，70m高度年平均风速为6.0m/s～7.1m/s之间，年平均风功率密度在255W/m2～385W/m2之间。吉林省千万千瓦级风电基地规划风电场场址范围总面积约1.29万km2，规划总装机容量为2.73亿kW，其中2008年底前已建成和核准容量为201.5万kW，至2010年期间新增装机容量为190万kW，2011年～2015年规划新增装机容量为620万kW，2016年～2020年规划新增装机容量为1.12亿kW。
五、江苏沿海地区风电基地
江苏沿海风电基地涉及的区域为江苏省沿海陆域滩涂、潮间带及近海海域。风电场按区域分为陆上风电场（包括沿海滩涂风电场）、潮间带及潮下带滩涂风电场（统称潮间带风电场）、近海风电场和深海风电场。
根据风电技术的发展水平，江苏沿海地区风电基地规划主要针对陆上风电场、潮间带风电场和近海风电场，暂不考虑深海风电场。按照规划的发展目标以及输电距离、建设难度和投资，规划潮间带风电场和近海风电场离海岸线的距离小于100km，理论最低潮位以下水深小于25m。考虑到目前的建设技术、电力输送水平及投资成本等因素，2020年前主要考虑开发离岸距离在40km以内，水深在15m以下的项目。
根据《江苏沿海地区发展规划》和《江苏省风力发电发展规划（2006-2020 年）》，结合风电场规划布局和建设条件，规划确定的发展目标为：2010年建成180万kW，其中陆上150万kW，潮间带30万kW；2015年建成580万kW，其中陆上240万kW，潮间带200万kW，近海140万kW；2020年建成1,000万kW，其中陆上300万kW，潮间带250万kW，近海450万kW；2030年建成2,100kW，其中陆上300万kW，潮间带250万kW，近海1,550万kW。
六、甘肃酒泉风电基地
甘肃省酒泉地区位于甘肃省河西走廊西端，东经92°04’～100°20'，北纬37°51'～42°50'之间，总面积19.4万km2，可开发利用的风能资源总量接近4,000万kW。酒泉地区南部为祁连山脉，北部以马鬃山为代表的北山山系，中部为平坦的沙漠戈壁，形成两山夹一谷的有利地形，成为东西风的通道，风能资源丰富，适宜建设大型风力发电场。到2008年1月底酒泉地区风电总装机容量已达到41万kW，其中玉门市境内已建成21万kW，瓜州县境内已建成20万kW。根据酒泉千万千瓦级风电基地规划，酒泉地区到2010年底新增装机容量475万kW，总装机容量达到516万kW；2011～2020年新增装机容量755万kW，到2020年底总装机容量达到1,271万kW，建成酒泉千万千瓦级风电基地。
七、新疆哈密风电基地
新疆哈密地区与甘肃酒泉千万千瓦级风电基地相邻，且属于同一个风区，场址特点表现为地广人稀，地貌均为戈壁荒漠。新疆哈密地区风能资源丰富、场址平坦，同样具备建设大型风电基地的条件。依据《全国风能资源评价技术规定》，计算出新疆风能资源总储量8.72亿kW，风能资源蕴藏量极为丰富，是全国风能资源最丰富的省区之一。年平均风功率密度≥150W/m2的区域有九个，即乌鲁木齐达坂城风区、阿拉山口风区、十三间房风区、吐鲁番小草湖风区、额尔齐斯河河谷风区、塔城老风口风区、三塘湖-淖毛湖风区、哈密东南部风区和罗布泊风区。它们的面积总和约为7.78万km2，技术开发量高达1.2kW，风能开发利用前景相当可观。
根据《新疆风能资源评价课题》，在哈密地区主要包括哈密东南部风区、三塘湖-淖毛湖风区和十三间房风区。哈密千万千瓦级风电基地规划了3个风电场，将分期建设实施，其中2008～2010年新增装机容量200万kW，到2010年总装机容量达到200万kW；2011～2015年间新增装机容量500万kW，到2015年总装机容量达到700万kW，2016～2020年间新增装机容量380万kW，到2020年总装机容量达到1,080万kW。
八、山东风电基地
2011年中国将继续建设大型风电基地，推动山东、河北、浙江、福建等地的海上风电发展，争取并网风机累计达到5500万千瓦，山东赫然在列。目前山东千万级千瓦风电基地已经纳入国家风电发展规划以整体统筹。
但山东风电基地的建设范围和详细计划还没出台，专业人士表示“基地将围绕山东沿海地区展开建设”。今年1月底山东省推出的《山东半岛蓝色经济区发展规划》显示，下一步山东方面将重点建设沿海7市大型陆地风电基地和鲁北、莱州湾、渤中、长岛、山东半岛北、山东半岛南6个海上百万千瓦级风电基地。“十三五”期间，基本建成鲁北、莱州湾、渤中、长岛和山东半岛北海上风电基地，在山东半岛南条件较好的区域建设风电场，到2020年，海上风电装机达到1000万千瓦。
附录2 机组的成本构成 

标准电厂由两台机组构成。2*600MW超临界燃煤机组标准电厂的成本构成如附表所示，机组的成本数据来源于《电力应对气候变化对策》课题组（2011）。
附表   2*600MW亚临界燃煤机组成本构成
	项目
	数值
	备注

	投资成本（元/kW）
	3675
	不考虑供热

	总投资(元)
	4410000000
	

	贴现率
	8%
	

	设备年限(年)
	25
	

	其它固定成本/年（元）
	114023750
	固定资产形成率95%，保险费率0.25%， 大修费率2%，职工工资5万/人，234人，福利劳保系数60%

	可变成本（元）
	
	

	装机容量（kW）
	1200000
	

	煤单价（元/tce）
	800
	

	其它（元/年）
	112528000
	材料和其它费用0.015元/kWh， 脱硫960元/h，排污费1204万元,不考虑脱硝


附录3 典型风电出力预测情况
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附图1：一个典型周内的风电出力曲线和预测曲线及其差异。
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附图2：风电出力和预测值的差值近似服从正态分布。
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附图3：风电场出力波动在不同时间尺度上的相关性大小。
附录4 典型调节机组运行状况
调峰和备用辅助服务都是由火电厂承担，一般而言，火电厂的尖峰负荷部分用于提供备用辅助服务，中间负荷部分用于提供调峰辅助服务。具体如附图所示。
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附图 典型发电机组的容量分配（计划调度【调峰】，AGC调节，旋转备用）。
出


力





预测值





实际值





预测偏差





时间





出


力





时间





时间





负荷





净负荷





时间





负荷





时间





负荷





“净”负荷





风电





火电





电网





消费者





政府





第一阶段：建立风电预测精度考核机制，由风电场自身补偿其引致的备用成本。





第二阶段：在辅助服务补偿机制中改由电网公司承担成本补偿资金不足部分，计入购电成本。





第三阶段：建立电力现货市场，由消费者补偿调峰成本；建立备用辅助服务市场，由消费者和风电补偿各自的备用成本。
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Sheet1

		2009年		水电累计发电量		水电装机容量		风电累计发电量		风电装机容量		累计售电量
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		2009年		发电量（亿KWh)		装机容量（万KW)		出力负荷率（%）		调整后的出力负荷率(%)
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