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天然气电价政策研究
*

刘树杰 杨 娟①

摘 要: 完善天然气电价形成机制，应以促进资源优化配置和可持续发展为指导思想。对京、津、粤、长三角等环保压

力大且负荷中心需要电源支撑的地区，天然气发电的价值较高，其上网电价应能回收合理成本并取得正常的投资回报。完善

天然气电价形成机制的基本原则，是既要坚持标杆价，又要有效化解新、老矛盾。因而管理模式应“因地制宜”，并有远期

和近期的分阶段设计。“远期”指在竞争性电力市场建成之时，天然气电价应由市场竞争决定。“近期”指竞争性电力市场建

成以前，根据气价等基础性条件的变化，可对“新”、“老”机组区别对待。热电联产电价应与常规火电价格相同，收入不足

部分通过提高供热价格或地方财政补贴解决。

关键词: 天然气电价 价格政策 价格形成机制

天然气发电具有环保、可靠性高、处于负荷中
心 ( 适于作电源支撑、输电成本低) 等优点，因而
在已无环境容量且需大量区外输入电力的地区，适

度增加其数量和比重是可行的。目前我国在运行的
天然气发电企业大多经营困难，而同时许多地区的

天然气发电在建规模仍在迅猛发展，这说明在无竞

争性电力市场条件下，亟需政府明确天然气电价政

策和监管规则，才能形成相应的激励和约束机制，

实现资源优化配置。本文基于京、津、粤和 “长三
角”等地调研成果，从优化资源配置和监管规范化
的视角，提出以下看法。

一、我国天然气电价政策面临的主要问题

(一) 燃气机组在电力系统中的作用因地而异，

价格模式难统一

1. 北方燃机多为热电联产，冬带基荷夏调峰。
北京全部为热电联产机组，天津新投产、在建和规
划燃机也全部为热电联产，这些机组的基本定位是

替代煤机和燃煤锅炉供热，采暖季“以热定电”带
基荷运行，非采暖 ( 尤其是夏季) 为电网调峰。

2. 南方燃机多为常规发电，少量热电联产机组
常年带基荷运行。南方在运行燃机以常规发电为主，

用于电网和气网调峰。如广东 9F机组大部分是大鹏
LNG接收站项目的配套电厂，9E机组也大部分是由
燃油机组改造而来，主要的功能定位带空调负荷及

辅助服务。上海的 9F机组为系统基本调峰机组，9E
机组为快速调尖峰机组，同时要为气网调峰。而江、
浙最初的燃机电厂也都是西气东输工程的配套电厂，

定位是用于气网调峰、电网调峰。目前南方也有少
量热电联产燃机，主要用于工业园区供热，常年带

基荷运行，利用小时数相对更高。但计划新增热电
联产燃机较多。
(二) 机组利用率不确定及气价差异等因素导致

标准成本难定

1. 部分地区电厂气价不统一。广东省和江苏省
由于采用直供气模式，不同气源价格不同。江苏以
西气为主，门站价受政府管制，区别在于从门站到

电厂专线的管输费，差异相对较小 ( 1. 81 － 2. 58 元 /
立方米) 。而在广东，澳气与卡气的价格差异达到 3
倍以上。即使目前实行天然气同网同价的地区，由
于实施存量气与增量气分别定价，而同一地区不同

电厂这两种气的比重不可能完全一致，也会产生一

定程度的差异，从而进一步增加了统一的燃气发电

成本核定的难度。

*
①
本文为国家发展改革委价格司委托课题《天然气电价形成机制研究》成果主要内容之一，该成果完成于 2013年。
刘树杰，国家发展改革委经济研究所研究员，中国人民大学改革发展研究院博士生导师，主要研究方向: 公用事业改革与监管; 杨娟，

国家发展改革委经济研究所副研究员，主要研究方向: 公用事业价格监管。
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2. 燃气机组发电利用小时数不确定性较大。一
是部分地区发电用气供给结构性短缺，常规发电机

组尤为突出。近年来天然气供需形势整体趋缓，但
不同地区、不同时间保障程度不同。如北京作为首
都，即使在冬季用气也能得到较好的保障。而天津的
气首先要保北京，因此冬季热电联产机组供气压力也

大。广东尽管根据气源供应倒推天然气发电规划，但
仍有部分气源无法落实的风险。在长三角地区，发电
用气受北方供热、保障居民用气等影响，需要给气网
调峰，而热电联产机组由于需要供热，保障程度又高

于调峰机组。二是气、电网调度不协调，发电企业常
受“有气无电”或“有电无气”问题困扰。

3. 燃气机组检修维护费普遍高于预期。各地普
遍反映调峰机组检修维护费较高，远高于政府核价时

设定的水平，如广东部分电厂检修维护费比重高达 6
－10%。9F机组的问题尤为突出，主要原因是，目前
各燃气电厂使用的燃机均为进口，而 9F机组在国外就
被设计带基荷运行，到我国后却主要用于调峰，机组

频繁启停、持续低负荷运行，增加了机组损耗，缩短
了机组寿命和检修周期。而燃机检修技术和核心配件
被国外垄断，机组运行方式的改变，会使工况条件偏

离维修合同规定，检修维护费因此大幅增加。
4. 多种因素导致气耗差异大。一是受机组选型
的影响。如 9F 机组气耗低于 9E 机组，在广东省，
二者分别为 0. 185 和 0. 216 立方米 /千瓦时。二是受
机组运行方式和负荷率高低影响。如持续跟踪调峰
时负荷率低，带基荷运行时负荷率高。而当燃机负
荷率低于 60%时，气耗将呈指数级上升。因此调峰
机组的气耗，通常高于标准气耗，其中启停调峰气

耗低于低负荷跟踪调峰。三是受环境温度的影响。
与燃煤机组不同，燃气机组额定出力并非固定不变，

在高温环境下，其有效出力范围会明显降低，因此

夏季气耗一般高于冬季。
(三) 热、电间成本分摊不合理，而热价提高阻

力较大

1. 简单按热、电热耗比值分配成本不合理。现
行的热、电成本分摊比例基于热、电热耗比值，一
般在 1. 5∶ 8. 5 或 3∶ 7 左右，可称之为 “工程学法”。
在计划经济年代，此方法并无不妥。但现在是市场
经济，投资以市场为导向，成本核算方法也应以市

场需求为依据。目前几乎所有的热电联产机组，无

论是在运行的，还是在建和计划中的，均以满足市

场供热需求为主要立项目的，发电并非市场所必需，

因而总成本的分配，也应以供热为主 ( 这种基于需

求对象主次分配成本的方法，我们可称之为 “经济
学法”) 。如果按“经济学法”分配热、电成本，二
者的关系就决不会是 1. 5∶ 8. 5 或 3∶ 7，供热的真实成
本将大幅增加，而供电的成本也将大幅下降，从而

比其它类型机组更有市场竞争能力。
2. 热电联产机组热价偏低。即使按“工程学法”
分摊热、电成本，目前的热价也过低。如北京，若按
“工程学法”分配，热、电的分摊比例是 1. 5∶ 8. 5，据
此热价应为 86 元 /吉焦，但实际热价为 79 元 /吉焦，
由电价补贴 7元 /吉焦。“以电补热”所以成为通行的
做法，在北方地区，主要原因是热价直接影响消费者

支出，地方政府较为谨慎; 在南方地区，则主要是因

为地方政府欲以较低的基础设施服务价格招商引资。
此外，在天然气供热与燃煤供热并存的情况下，天然

气供热的价格受现行煤供热低成本的制约，在燃煤锅

炉未淘汰前，燃气热价难以提到合理的水平。

二、完善我国天然气电价形成机制的基本思路

(一) 指导思想、基本原则和远期价格形成机制
设计

1. 指导思想。以促进资源的优化配置和经济社
会的可持续发展为指导思想。对京、津、粤、长三
角等环保压力大且负荷中心需要电源支撑的地区，

天然气发电的价值较高，其上网电价应能回收合理

成本并取得正常的投资回报。上述地区天然气发电
较高的价值主要体现在三个方面: 一是电压支撑作

用。因天然气电站大多建于负荷中心，其电压支撑
等辅助服务作用远非火电可比。二是输电费用节约。
因天然气所发电力无须长距离输送，相比燃煤等其

他电源，输电成本较低; 三是突出的环保效用。在
已无环境容量的地区，天然气发电的边际效用巨大，

由此导致的上网电价水平较高，当属系统安全和重

现“蓝天白云”的必要成本。因此，无论天然气发
电如何定价，都应使之与燃煤等其它电源项目获得

相同水平的投资回报。
但天然气在我国现阶段仍属昂贵能源，并非所

有地区都可大量使用天然气发电。尽管美国的 “页
岩气革命”对世界能源格局走向影响深远，但由于
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资源禀赋条件和体制的限制，天然气价格大幅下降

甚至低于煤价的日子，在我国可能还很遥远。因此，
在那些环保压力较小且水、煤炭等相关资源较为富
集的地区，上述天然气发电的真实价值可能远低于

其自身成本，价格政策应不予支撑。
2. 基本原则。以 “兼顾规范化和解决实际问
题”为基本原则。一是要坚持标杆价制度。除燃气
发电机组外，我国已经基本建立了以燃煤发电标杆

价为主体的上网电价体系。只要机组类型相同，标
杆价可产生“标尺竞争”的效应，进而对提高电力
企业的效率产生积极作用，并可大幅减少“监管者”
自由裁量的空间，易为有关各方接受。因而只要条
件具备，应尽可能实行标杆价制度。二是要能适应
我国目前燃气发电复杂的供需格局。如前所述，我
国天然气机组类型多，同一类型机组在不同地区的

运行方式也不一致，单一电量制等简单化的处理方

式不利于系统的合理调度，从而无法实现资源的优

化配置。此外，规则不仅要具有前瞻性，还应有效
化解诸如气价差异等新、老矛盾。就是说，既要坚
持标杆价，也要解决实际问题。三是要 “因地制
宜”。既然我国燃机运行方式因地而异，新问题和历
史遗留问题交织，加之地区间经济社会发展水平差

异较大，天然气电价政策及管理模式也应 “因地制
宜”，不搞“一刀切”。

3. 远期价格形成机制设计。基于上述指导思想和
基本原则，我们认为，天然气电价的形成机制应按远

期和近期分别设计。所谓远期，是指竞争性电力市场
建成之时。长期看，只有建立竞争性电力市场，让电
价在市场竞争中形成，才能根本解决目前本文第一部

分所述的问题。因此，远期的天然气电价的形成机制
应是市场调节。由于长期的价格形成机制比较简单，
这里将重点讨论近期的价格形成机制设计。
(二) 近期的天然气电价形成机制

近期指竞争性电力市场建立以前的时期。完善
近期的天然气电价形成机制，应根据气价制度等基

础性条件，对“新”、“老”机组区别对待。
1. “老”机组的电价形成机制。“老”机组指规
范化管理办法出台前在运行或已开建的燃气机组。
在成熟市场经济国家，天然气发电不存在气源保障

困难和气价高低悬殊问题，机组运行方式的确认及

其价值评估也简单明了: 如果是在纵向一体化结构

内，则由系统规划和调度决定，基于系统整体的成

本 －收益关系评估，不需要核定上网电价; 如果处
于竞争性市场结构中，则机组的运行方式及其价值

评估，均由市场供求关系决定，究竟是带基荷运行，

还是启停调峰或为系统提供何种辅助服务，总之，

企业选择什么样的收入结构，均取决于市场竞争的

态势。而如前所述，我国目前的天然气供需格局远
较国外复杂。发电企业间气源保障和气价差异较大，
因而在无竞争性电力市场的条件下，“老”燃气机组
的电价形成机制必须满足两个方面的要求: 一是有

先进的经济理念支撑，尽可能规范化并有利于资源

优化配置; 二是能够包容复杂的供需格局，解决实

际问题。据此，有两个方案可供选择:
( 1) “标杆与差别相结合的两部制”，即电量电

价实行标杆制并以燃煤机组标杆价为基础核定，容

量费则按电量收入外的收入需求据实核定。
常规发电机组的电量标杆价可以煤电标杆价为

基础等额加价，如每千瓦时统一加 0. 15 － 0. 20 元，
就是各地天然气发电的电量标杆价。所以将煤电标
杆价为参照基准，一是因为在我国，燃煤机组具有

普遍的发电替代能力，以其为参照基准符合机会成

本原则; 二是有助于形成合理的天然气发电地区差

价。而在煤电标杆价上加价 0. 15 － 0. 20 元，则是因
为比之燃煤发电，天然气发电节约了输电成本并增

加了环保价值，此外，常规燃气机组大多带峰荷或

腰荷，其电量价值本来就高于系统平均上网电价。
热电联产电量标杆价可按燃煤火电标杆价执行。

因为热电联产以热定电，大多带基荷或低谷负荷运

行，其电量价值远低于常规燃气发电机组所发电量，

因而其电量价格可暂执行燃煤火电标杆价标准。
容量电价为企业年收入需求减去按标杆价获得

电量收入的差额。给予天然气发电容量收入，一是
因为天然气电站普遍建于负荷中心，具有无可替代

的电源支撑作用，而在那些几无环境容量的地区，

只能以天然气电站作为支撑电源，由此增加的成本，

为系统安全所必需; 二是因为常规发电机组要为系

统提供负荷跟踪等辅助服务，并承担启停调峰的功

能，这些辅助服务和启停调峰功能如由燃煤机组承

担，系统总成本可能更高。容量费用据实核定，则
可包容目前我国天然气发电的各种新、老问题，如
机组类型及运行方式的差异、陆上天然气增量价与
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存量价的差异、气源保障程度的差异、因 9F机组调
峰导致维修费用大大超出协议约定等等。
“老”机组热电联产如执行两部制电价，其原则
也应与上述方法相同。但因热电联产发电带基荷或
谷段负荷运行，可调性差，辅助服务价值很小，其

整体财务平衡的最终出路，是热价改革及或与此相

关的财政补贴。
( 2) “基于单一电量制的分类标杆价”，即按机

组运行方式 ( 区分常规发电与热电联产) 分类制定

标杆价。具体分类可根据各地机组运行方式实际情况
确定。常规发电机组的主要作用是顶峰发电，上网价
格可以高峰售电价格与输配费用的差额为基础，经财

务平衡矫正后确定。如广东9E调峰机组虽燃料成本高
达 1. 04元 /千瓦时，但非普工业高峰售电价达 1. 47元
/千瓦时，减去电网平均购销差 0. 23 元 /千瓦时 ( 含
税，含线损) 后，还有 1. 24 元 /千瓦时的上网电价
可用空间。
在热价和政府补贴既定的条件下，热电联产发

电可暂按企业收入需求核定。但应设定期限，过期
后上网电价参照燃煤机组等可替代发电价格水平核

定。为此，应积极推动热价改革，并有相应的时间
表约束。如供热价格不能如期提高，地方政府应加
大财政补贴的力度。

2. “新”机组的电价形成机制。“新”机组指规
范化管理办法出台后立项或开建的燃气机组。根据
我国天然气价格改革安排， “净回值法”改革将于
2015年底完成，届时各地由政府定价的天然气将不
区分气源，执行统一的门站价格，同一地区的发电

气价将无明显差异。届时新建燃气机组实施规范的
标杆价的条件将基本具备。天然气电价形成机制可
与整个上网电价体系统筹考虑，既可实行基于 “单
一电量制”的标杆价，也可实行基于“两部制”的
标杆价。但由于热电联产与常规发电在系统中的作
用差异巨大，因而仍应按机组运行方式加以区分。
( 1) 规范的“两部制”标杆价。即电量电价和

容量费均以标准成本为依据。其中，电量的标准成
本以门站气价与标准气耗的乘积为基础。容量的标
准成本以当时主流机型的先进造价水平为根据。规
范的“两部制”标杆价制度只适用于常规燃气发电。
热电联产以热定电，机组可调性差，应比照燃煤上

网电价水平执行单一电量制。

( 2) “基于单一电量制的分类标杆价”。即按机
组运行方式 ( 区分常规发电与热电联产) 分类制定

标杆价。其中，常规发电价格可按“经营期定价法”
核定，热电联产电价执行当地火电标杆价标准。热
电联产电力收入与总收入需求的差额，由提高供热

价格或地方财政补贴解决。
在我国，热电联产又有常年热电联产和季节性

热电联产之分。常年热电联产的上网电价，按可替
代发电价格如燃煤标杆价格或平均上网电价确定，

其余全部成本分摊给热力产品。对北方供暖季热电
联供、非供暖季常规发电的季节性热电联产的上网
电价，供暖季按可替代发电价格确定，非供暖季执

行常规燃气发电价格形成机制，固定成本的分摊按

供暖季与非供暖季的时间比例确定。
(三) 推动供热价格改革

如前所述，供热价格过低，不仅扭曲了电价体

系，也不利消费端的节能，并使热电联产项目失去经

济性评价的基础，为此，必须配套推进供热价格改革。
1. 变现行供热成本核定的“工程学法”为“经
济学法”。须知，所有热电联产项目均因供热需求而
建，其发电并非为市场所必需。因而从经济性的角
度看，该项目的成本应主要由热力用户承担。具体
说，热电联产电价应按可比较的发电机组上网电价

标准核定，扣除以此为基础获得的电力收入，其余

收入需求都应由供热解决。
2. 热价亏损应由受益的地方政府承担。在北方
供热地区，热价提高如不能“一步到位”，也应将财
政补贴全部用于补热，以明确问题所在，而不能既

补热又补电。南方工业园区的热电联产项目，大多
为地市级政府招商引资服务，如需以低热价招商引

资，相应的补贴应由所在地政府出资，而不应搭电

价“便车”，由全省人民负担。
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