附件

浙江电力现货市场第二次结算试运行
工作方案

根据国家发展改革委、国家能源局《关于做好电力现货市场试点连续试结算相关工作的通知》（发改办能源规〔2020〕245号）要求，为加快推进浙江电力现货市场建设，基于浙江电力市场技术支持系统现有功能，编制浙江电力现货市场第二次连续结算试运行工作方案。
1、 工作目标
以2020年底前浙江电力现货市场具备进入不间断结算试运行条件为目标，验证评估技术支持系统功能的完整性、稳定性和可靠性，强化市场主体对市场规则体系和技术支持系统应用的熟悉和掌握，提升市场主体的参与度。
二、工作安排
（一）时间安排
本次结算试运行时间为5月12日-5月18日（连续7天）。
（二）参与范围
本次结算试运行在全省统调发电厂（不包括新能源机组）范围开展，外来电和用户侧暂不参与本次结算试运行。
（三）申报出清
本次结算试运行采用发电侧单边每日申报，电能申报采用10段式，申报和出清电价包含环保及超低排放费用。启动、空载、电能成本按照附2确定。调频申报包括调频容量申报、调频容量价格申报和调频里程价格申报。备用暂不申报。
（四）不同类型机组参与方式
1.煤电机组：正常参与市场申报和出清。
2.气电机组：正常参与市场申报和出清，其中同轴燃机通过报价决定启停和出力，分轴燃机通过燃机报价决定启停和出力，汽机不参与报价，按照固定比例（采用电厂申报的方式）跟随燃机出力，成本补偿考虑燃机和汽机的总成本。
3.自计划机组：试验机组、政府批准的热电联产机组、水电、核电机组以自计划模式参与。自计划机组经调度同意，D-2日17:00前提交交易日出力曲线，作为固定出力机组参与市场。固定出力机组不参与市场定价，不给予成本补偿，机组组合和出力曲线作为日前市场事前信息发布。
（五）政府授权合约
1.各类型机组合约总量：煤电、热电联产、气电的7天计划电量根据省电力公司5月电力电量平衡预测方案确定的各统调电厂月度计划购电量折算。
1）煤电（除热电联产）：事前按照7天计划电量的90%比例确定电厂政府授权合约电量。
2）热电联产：事前按照7天计划电量的90%比例确定电厂政府授权合约电量。
3）气电：事前按照7天计划电量的30%比例确定电厂政府授权合约电量。
2.合约分解方法：机组的事前政府授权合约电量按照既定算法由程序分解至每个结算时段，分解原则为：煤电（除热电联产）、热电联产和气电机组分别按照各类型工作日、双休日和节假日典型曲线，分解至每台机组的每个结算时段。气电机组低谷时段（22时至次日6时）不分配合约电量（合约电量为0）。机组计划检修时段的合约调整到该机组其他时段或电厂其他机组，机组计划检修时段不分配合约电量（合约电量为0）。若电厂结算试运行期间所有机组全时段计划检修，则不分配合约，不扣减年度计划。
3.合约量调整：煤电、热电联产和气电机组的政府授权合约事前分配，若原7天计划总电量Q计划（煤电、热电联产和气电总电量）与实发上网总电量Q上网偏差超过±3%（不包含±3%），即|k-1|>3%，k=Q上网/Q计划，则事后根据偏差系数k相应调整各机组政府授权合约电量。
4.水电、核电机组的合约量：事后按照实际计量上网电量的90%比例确定每台机组每个结算时段的政府授权合约电量。
5.合约价格和交割点：各类型机组政府授权合约价格为发电企业政府批复上网电价（含环保电价、超低排放电价），其中各统调燃煤电厂按照《省发展改革委关于电价调整有关事项的通知》（浙发改价格﹝2019﹞527号）政府授权合约电价=基准价与超低排放电价合计值×40%+上网电价（含环保电价、超低排放电价）×60%，具体价格详见《省发展改革委关于电价调整有关事项的通知》中附件一、附件二。合约交割点为发电侧关口，交割参考价格为发电节点价格。若年度直接交易等涉及追溯或价格调整的，以后续政府相关文件为准。
6.各类型机组年度计划核减：
本次结算试运行期间，煤电按照各电厂政府授权合约量扣减电厂年度计划；气电按照所有气电厂实际上网电量总和扣减气电年度计划，气电厂扣减电量=所有气电厂实际上网电量总和×电厂扣减比例，电厂扣减比例=气电厂政府授权合约电量/气电总政府授权合约电量；核电按照电厂实发总量扣减电厂年度计划。
（六）市场结算
1.结算模式：采用发电侧零和模式，且仅适用于本次结算试运行。
2.各结算项目：包括电能量收入、成本补偿收入、市场化辅助服务收入、各项分摊返还费用和燃煤电厂超低排放扣除费用等。电能量收入以发电侧节点电价进行结算，按照“日前基准、实时差量、合约差价”的原则进行结算。成本补偿暂仅包括运行成本补偿。市场化辅助服务暂仅包括调频辅助服务。燃煤电厂超低排放扣除费用根据各机组实际上网电量和超低排放电价（0.01元/千瓦时）计算，后续根据《关于实行燃煤电厂超低排放电价支持政策有关问题的通知》（发改价格﹝2015﹞2835号）有关规定进行结算返还。
3.各项分摊返还费用：包括电能量返还资金、成本补偿分摊、市场化辅助服务分摊。电能量返还资金总和（△F）为计划模式总电能费用（F计划模式）减去市场模式总电能费用（F市场模式）的差值，其中计划模式总电能费用（F计划模式）按照目前计划模式下政府批复上网电价（含环保电价、超低排放电价）进行计算，市场模式总电能费用（F市场模式）为参与结算试运行机组电能量收入总和；成本补偿分摊总和为参与结算试运行机组的成本补偿收入总和；市场化辅助服务分摊总和为参与结算试运行机组的市场化辅助服务收入总和；电能量返还资金、成本补偿分摊、市场化辅助服务分摊按照机组政府授权合约电费的比例计算，其中政府授权合约电费=政府授权合约电价×政府授权合约电量。
4.结算费用收付：发电侧开展月度结算工作时，试结算7天按照本方案单独清分计算，单独出具市场化日结算依据和结算账单；剩余日按照原有模式清分计算，单独出具非市场化结算依据和结算账单。次月汇总两部分费用后按照现行模式和时间对发电侧进行资金支付。紧水滩电厂本次结算试运行仅参与调电，不参与结算。
5.结算问询：市场主体可在电力市场技术支持系统提起结算依据和结算账单问询，交易中心和省电力公司在收到问询的2个工作日内进行答复。如确认市场主体结算依据或结算账单存在错误，且错误未影响其他市场主体的结算，则本次不进行重新结算，相关争议费用在次月结算依据或结算账单中作追退补调整。
（七）信息披露
本次结算试运行信息披露的主要内容包括：
1.市场静态类信息
（1）机组装机类信息。包括统调电厂数量、机组数量、装机容量（公开信息）；分电源类型占比情况（公开信息）；分发电集团占比情况（公开信息）；分地区占比情况（公开信息）。
（2）电网类信息。包括特高压直流线路、交流线路回数、500kV线路、220kV线路回数（公开信息）；特高压直流换流站、交流线变电站、500kV变电站、220kV变电站数量（公开信息）。
2.现货市场类信息
（1）日前市场事前发布信息（D-1日9：30前发布）。主要包括次日（D日）系统负荷预测曲线（公开信息）；次日（D日）外来电计划曲线（公开信息）；次日（D日）30分钟备用需求（公开信息）；次日（D日）必开机组和必停机组及原因（公开信息）；次日（D日）设备检修计划（公开信息）；次日（D日）电网主要约束信息，稳定限额和最小开机方式要求等（公开信息）；次日（D日）固定出力机组信息（公开信息）；次日（D日）新能源发电预测信息（公开信息）。
（2）日前市场事后发布信息（D-1日17:00前发布）。主要包括次日（D日）负荷侧统一电价（公开信息）；次日（D日）所有发电侧节点电价（公开信息）；次日（D日）开停机机组组合（私有信息）；次日（D日）机组日前电能中标电力电量及电价（私有信息）；次日（D日）必开机组和必停机组及原因（公开信息）。
（3）实时市场后发布信息（D+1日15:00前发布）。主要包括前日（D日）负荷侧统一电价（公开信息）；前日（D日）所有发电侧节点电价、调频容量价格、调频里程价格（公开信息）；前日（D日）调频中标容量、调频里程信息（私有信息）；前日（D日）机组实时电能中标电力电量及电价（私有信息）。
（4）即时推送信息。影响市场正常出清和运作且对市场成员有影响的即时信息应通过技术支持系统向市场成员及时发布。
3.信息披露联络人
（1）省电力公司：
调度中心  赵伟成 51102146
财务部    胡嘉骅 51103278
营销部    曹瑞峰 51102931
（2）交易中心  
结算部    汪向阳 51216652
交易部    乔松博 51216632
电力交易平台    庄晓丹 51216688
三、风险控制
1. 当电力市场交易发生恶意串通行为并严重影响交易结果等情况时，省政府主管部门会同浙江能源监管办可以做出终止电力现货市场结算试运行的决定，转由按计划模式开展全月结算。
2. 当出现气候异常和自然灾害，或重大电源、电网故障等突发事件影响电力供应或电网安全时，或技术支持系统出现异常无法正常开展交易时，调度机构按照安全第一的原则处理事故和安排电网运行，必要时中止现货市场结算试运行，恢复常规方式调度。完整运行日实时市场部分纳入市场结算。中止原因消除后，由省政府主管部门会同浙江能源监管办决定是否恢复结算试运行。
3. 因中长期及现货市场交易规则或技术支持系统等问题导致结算日市场主体出现较大范围的巨额盈亏，省政府主管部门会同浙江能源监管办可以做出终止电力现货市场结算试运行的决定，或根据问题原因对交易规则进行调整，给出书面意见，并重新出具结算依据。
四、其他事项
1.各市场主体应高度重视本次结算试运行工作，积极参与现货市场交易申报，市场申报和发布在电力信息外网进行，实施过程中如有问题应及时反馈。
2.本次结算试运行信息均通过电力市场技术支持系统发布，各市场主体应及时关注信息发布内容。
[bookmark: OLE_LINK5][bookmark: OLE_LINK6]3.严肃调度纪律，对结算试运行期间无故不执行调度指令的行为，按照《华东区域发电厂并网运行管理实施细则》第四条规定，认定为违反调度纪律行为并从重处罚。
4.本次结算试运行期间，要求所有参与市场的机组均投入AGC远控模式，未能投入远控的机组，各发电厂应及时将具体原因书面汇报调控中心，并抄送省能源局和浙江能源监管办。
5.本次结算试运行期间，各统调发电厂应密切关注包括发电机端、主变高压侧、上网关口等相关计量表计及ERTU的运行状况，确保计量数据的完整及时上传调度端。应密切关注省调实时发电计划曲线下发指令传输的可靠性，确保其在线运行，尤其是AGC因故退出情况下，保证机组跟随发电计划曲线执行，对于个别尚未完成发电计划曲线下发传输调试的电厂，应抓紧调试。
6.本次结算试运行中，每个发电单元的上网电量按照其对应主变的高压侧输出电量的比例进行分配，若有多个发电单元共用单个主变的情况，则每个发电单元的上网电量按照发电单元发电量的比例进行二次分配。
7.负备用不足期间处理方式为：将某些机组解除AGC控制，人工调度至最小技术出力以下，并作为固定出力进入现货市场出清模块，消除系统负备用不足。若系统负荷需求已高于系统干预前的系统可调出力下限，则应将被干预的机组恢复至最小技术出力，并投入AGC控制，由现货市场出清模块进行优化调度。备用不足消除，市场干预状态结束。负备用不足时段的市场价格设为市场价格下限，其余时段按照市场正常出清价格。被干预机组在低于最小技术出力运行期间发生非计划停运时，免于考核。
8.市场运营机构应做好结算试运行全过程详细记录，试运行结束后进行专题分析研究，为进一步优化完善规则体系和运营参数储备基础数据。
9.结算模式专题研究，本次结算试运行之后一周内成立结算专题研究小组，以集中办公的方式，通过约两周的时间，对此次结算试运行的结果进行复盘分析，并根据分析结果，对不同结算模式进行研究，具体数据需求参见附录6。
10.本方案中有关市场运营、市场参数、结算方式、职责界面等安排仅应用于本次结算试运行，未尽事宜按照公开征求意见的市场规则执行。
11.本次结算试运行过程中，浙江省发展改革委、浙江省能源局、国家能源局浙江监管办应加强协调管理。市场主体在具体执行中如遇问题和情况，应根据实际及时向省发展改革委（能源局）、浙江能源监管办报告，或与浙江电力交易中心联系。7天结算试运行结算账单报经省发展改革委（能源局）确认后向市场主体发布。

附：1. 结算试运行时间安排
2. 市场运行参数
3. 参与机组名单及相关参数
4. 参与发电企业政府授权合约电量
5. 结算示例
6. 结算（复盘）分析数据清单
7. 分轴燃机申报配比

附1
结算试运行时间安排

	序号
	时间节点
	工作内容
	牵头单位

	1
	5月5日前
	交易中心完成各煤电、热电联产、气电厂发电机组合约曲线分解
	交易中心负责，调控中心配合

	2
	D-1日09:30前
	调控中心汇总现货市场开市前信息，通过电力市场技术支持系统进行信息发布
	调控中心牵头，交易中心、省电力公司配合

	3
	D-1日10:30前
	市场主体进行日前市场申报
	交易中心、调控中心负责

	4
	D-1日17:00前
	调控中心完成日前现货市场出清计算；交易结果通过电力市场技术支持系统进行发布
	调控中心牵头，交易中心、省电力公司配合

	5
	D日每隔5分钟
	实时市场滚动出清计算、出清结果下发、出清结果执行
	调控中心

	6
	D+1日14:00前
	通过电能量计量系统（TMR）推送市场主体分时计量数据至电力市场技术支持系统
	调控中心

	7
	D+1日15:00前
	发布D日的实时市场出清结果
	调控中心牵头，交易中心、省电力公司配合

	8
	D+4日
	交易中心根据核电机组、水电机组的实发计量电量按照政府主管部门确定的比例分配政府授权合约
	交易中心

	9
	D+4日12:00前
	出具市场主体的日结算依据，并推送日结算依据给省电力公司
	交易中心

	10
	D+5日18:00前
	市场主体确认结算依据
	市场主体

	11
	5月21日前
	交易中心根据煤电、热电联产和气电总上网电量计算k值，按照方案调整各机组政府授权合约电量
	交易中心

	12
	5月22日12:00前
	交易中心出具市场主体的D7日结算依据，以及D1-D6日更新后的日结算依据（若有），并推送日结算依据给省电力公司
	交易中心

	13
	5月23日18:00前
	市场主体确认结算依据
	市场主体

	14
	5月24日18:00前
	出具7天合计的结算依据，并推送给省电力公司
	交易中心

	15
	5月27日18:00前
	出具7天试结算的结算账单，报经省发展改革委（能源局）确认后，按市场主体点对点进行推送
	省电力公司

	16
	5月28日18:00前
	市场主体完成结算账单的核对和确认
	市场主体

	17
	5月29日18:00前
	根据市场主体确认结果，产生7天试结算的正式账单，并加盖省电力公司电费结算专用章
	省电力公司


注： Di指结算试运行期间的第i个交易日
附2

市场运行参数

一、价格限制
为保障市场价格平稳有序，本次结算试运行期间设置价格申报和出清上、下限。其中，市场申报价格上、下限分别建议为800元/兆瓦时和0元/兆瓦时，市场出清价格上、下限分别建议为1200元/兆瓦时和0元/兆瓦时，影子价格限制建议为1000元/兆瓦时。辅助服务市场调频容量申报价格上、下限分别建议为10元/兆瓦时和0元/兆瓦时，调频里程上、下限分别建议为15元/兆瓦和0元/兆瓦。
二、机组启动成本
本次结算试运行期间，机组启动成本使用冷态启动成本，具体见表1，机组停机成本不进行考虑。其中9E类型的燃气机组以分轴燃机的燃机120MW容量为标杆，9F类型的燃气机组以联合循环总容量（燃机加对应汽机）390MW容量为标杆。9E、6B及其它分轴类型燃气机组启动成本按分轴燃机的燃机容量大小参照9E燃气机组标杆等比例折算，9F、6F燃气机组启动成本按联合循环总容量大小参照9F燃气机组标杆等比例折算。联合循环机组中的汽机暂不单列启停成本。

表1 机组启动成本（暂行）
	燃煤机组

	装机容量
	启动成本（万元）/次

	150兆瓦级及以下
	20

	200~300兆瓦
	40

	600兆瓦
	60

	1000兆瓦
	80

	燃气机组

	机组类型
	启动成本（万元）/次

	9E
	6

	9F
	10


（三）空载成本参数
本次结算试运行期间，300MW级煤电机组、600MW级煤电机组、1000MW级煤电机组、9E级燃气机组和9F级燃气机组的空载能耗以机组供电能耗初步实测数据为标杆。机组空载成本参数由空载能耗乘以燃料价格得出。本次试运行期间，K1采用796（元/吨），为全省一季度省统调燃煤机组平均入炉标煤单价（按7000大卡折算），天然气价格K2采用省发改委发布的天然气门站价格（浙发改价格〔2020〕91号）。
基于实测机组容量，9E类型的燃气机组以分轴燃机的燃机178MW为容量标杆，9F类型的燃气机组以联合循环总容量（燃机加对应汽机）415MW为容量标杆。9E、6B及其它类型分轴燃气机组空载成本按分轴燃机的燃机容量大小参照9E燃气机组标杆等比例折算，9F、6F燃气机组空载成本按联合循环总容量大小参照9F燃气机组标杆等比例折算。联合循环机组中的汽机暂不单列空载成本。
表2 机组空载成本（暂行）
	燃煤机组

	装机容量
	实测空载标煤耗
（吨/小时）
	空载成本
（元/小时）注1

	300MW级及以下
	10.38
	10.38×K1

	600MW
	19.20
	19.20×K1

	1000MW
	35.62
	35.62×K1

	燃气机组

	机组类型
	实测空载标煤耗
（标方/小时）
	空载成本
（元/小时）

	9E
	14017
	14017×K2

	9F
	18395
	18395×K2


注1.空载成本=空载能耗×入炉标煤单价

（四）电能边际成本参数
本次结算试运行期间，300MW级煤电机组、600MW级煤电机组、1000MW级煤电机组、9E级气电机组和9F级气电机组的边际能耗以机组供电能耗初步实测数据为标杆。机组边际能耗成本参数由边际能耗乘以燃料价格得出。
机组边际成本在核定边际能耗成本之外，还应考虑机组运行时的用水成本、化学物料成本等其它边际成本。燃煤机组边际能耗成本占边际成本的比例系数K3和燃气机组边际能耗成本与边际成本的比例系数K4作为边际成本参数核定依据。K3取值范围建议为90%，K4取值范围建议为94%。联合循环机组中的汽机暂不单列边际成本，联合循环机组的成本包括燃机和汽机的总成本。
表3 机组边际成本（暂行）
	燃煤机组

	装机容量
	实测边际标煤耗
（吨/兆瓦时）
	边际能耗成本
（元/兆瓦时）注1
	边际成本
（元/兆瓦时）注2

	300MW级及以下
	0.291
	0.291×K1
	0.291×K1/K3

	600MW
	0.270
	0.270×K1
	0.270×K1/K3

	1000MW
	0.260
	0.260×K1
	0.260×K1/K3

	燃气机组

	机组类型
	实测边际标气耗
（标方/兆瓦时）
	边际能耗成本
（元/兆瓦时）
	边际成本
（元/兆瓦时）

	9E
	188
	188×K2
	188×K2/K4

	9F
	171
	171×K2
	171×K2/K4


注1.边际能耗成本=边际能耗×燃料价格
注2.边际成本=边际能耗×燃料价格/燃料成本占边际成本比例

（五）机组启停曲线及固定出力曲线
本次结算试运行在申报页面增加启停曲线和固定出力曲线申报功能，需在规定时间内予以申报。申报要求如下：
启停曲线：所有参与市场出清的发电机组，在日前市场关闸前（10:30）和运行日报价同步申报。
固定出力曲线：省统调水电、核电机组、自备电厂、政府相关部门核准的供热机组及省调控中心批复开展调试的机组，在D-2日17:00前申报，由调度进行审核确保电力平衡及电网安全，并在D-1日9:30作为事前信息发布。
（六）其它相关参数
为确保结算试运行期间的电网运行安全，影响电网运行的相关参数暂由省调控中心确定。一是市场运营参数方面，现货市场备用需求和调频容量需求根据运行日电网实际需求确定。二是机组运行参数方面，包括额定容量、最大技术出力、最小技术出力、爬坡率、滑坡率、最小停机时间、最小运行时间等沿用第一次结算试运行参数。三是必开机组的电能成本补偿基准采用核定成本和申报成本中的低值。四是市场出清机组采取运行成本补偿。

附3

参与机组名单及相关参数

	机组序号
	调度命名
	电厂
简称
	机组序号
	电压
等级
（kV）
	控股（管理）集团
	类型
	铭牌出力
（兆瓦）
	厂用
电率
（%）

	1
	北仑港电厂
	北仑厂
	1
	220
	国电
	火电
	630
	5.6 

	2
	北仑港电厂
	北仑厂
	2
	500
	国电
	火电
	630
	5.6 

	3
	北仑港电厂
	北二厂
	3
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.9 

	4
	北仑港电厂
	北二厂
	4
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.9 

	5
	北仑港电厂
	北二厂
	5
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.9 

	6
	北仑港电厂
	北三厂
	6
	500
	国电
	火电
	1000
	3.8 

	7
	北仑港电厂
	北三厂
	7
	500
	国电
	火电
	1000
	3.8 

	8
	嘉兴发电厂
	嘉兴厂
	1
	220
	浙江能源
	火电
	330
	6.6 

	9
	嘉兴发电厂
	嘉兴厂
	2
	220
	浙江能源
	火电
	330
	6.6 

	10
	嘉兴发电厂
	嘉二厂
	3
	220
	浙江能源
	火电
	660
	5.4 

	11
	嘉兴发电厂
	嘉二厂
	4
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.4 

	12
	嘉兴发电厂
	嘉二厂
	5
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.4 

	13
	嘉兴发电厂
	嘉二厂
	6
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.4 

	14
	嘉兴发电厂
	嘉二厂
	7
	500
	浙江能源
	火电
	1000
	5.4 

	15
	嘉兴发电厂
	嘉二厂
	8
	500
	浙江能源
	火电
	1000
	5.4 

	16
	强蛟发电厂
	强蛟厂
	1
	500
	国华
	火电
	630
	5.1 

	17
	强蛟发电厂
	强蛟厂
	2
	500
	国华
	火电
	630
	5.1 

	18
	强蛟发电厂
	强蛟厂
	3
	500
	国华
	火电
	630
	5.1 

	19
	强蛟发电厂
	强蛟厂
	4
	500
	国华
	火电
	630
	5.1 

	20
	胜龙发电厂
	胜龙厂
	5
	500
	国华
	火电
	1000
	5.1 

	21
	胜龙发电厂
	胜龙厂
	6
	500
	国华
	火电
	1000
	5.1 

	22
	兰溪发电厂
	兰溪厂
	1
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.6 

	23
	兰溪发电厂
	兰溪厂
	2
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.6 

	24
	兰溪发电厂
	兰溪厂
	3
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.6 

	25
	兰溪发电厂
	兰溪厂
	4
	220
	浙江能源
	火电
	660
	5.6 

	26
	玉环发电厂
	玉环厂
	1
	500
	华能
	火电
	1000
	4.5 

	27
	玉环发电厂
	玉环厂
	2
	500
	华能
	火电
	1000
	4.5 

	28
	玉环发电厂
	玉环厂
	3
	500
	华能
	火电
	1000
	4.5 

	29
	玉环发电厂
	玉环厂
	4
	500
	华能
	火电
	1000
	4.5 

	30
	乌沙山发电厂
	乌沙山
	1
	500
	大唐
	火电
	650
	5.5 

	31
	乌沙山发电厂
	乌沙山
	2
	500
	大唐
	火电
	650
	5.5 

	32
	乌沙山发电厂
	乌沙山
	3
	500
	大唐
	火电
	600
	5.5 

	33
	乌沙山发电厂
	乌沙山
	4
	500
	大唐
	火电
	600
	5.5 

	34
	乐清发电厂
	乐清厂
	1
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.2 

	35
	乐清发电厂
	乐清厂
	2
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.2 

	36
	乐清发电厂
	乐清厂
	3
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.2 

	37
	乐清发电厂
	乐清厂
	4
	500
	浙江能源
	火电
	660
	5.2 

	38
	苍南发电厂
	苍南厂
	1
	500
	华润电力
	火电
	1000
	4.7 

	39
	苍南发电厂
	苍南厂
	2
	500
	华润电力
	火电
	1000
	4.7 

	40
	六横发电厂
	六横厂
	1
	500
	浙江能源
	火电
	1030
	4.5 

	41
	六横发电厂
	六横厂
	2
	500
	浙江能源
	火电
	1030
	4.5 

	42
	牛山发电厂
	牛山厂
	1
	500
	浙江能源
	火电
	1050
	4.8 

	43
	牛山发电厂
	牛山厂
	2
	500
	浙江能源
	火电
	1050
	4.8 

	44
	长兴发电厂
	长兴厂
	1
	220
	华能
	火电
	660
	4.8 

	45
	长兴发电厂
	长兴厂
	2
	220
	华能
	火电
	660
	4.8 

	46
	台州发电厂
	台州厂
	7
	220
	浙江能源
	火电
	350
	8.2 

	47
	台州发电厂
	台州厂
	8
	220
	浙江能源
	火电
	350
	8.2 

	48
	台州发电厂
	台五厂
	9
	220
	浙江能源
	火电
	330
	8.2 

	49
	台州发电厂
	台五厂
	10
	220
	浙江能源
	火电
	330
	8.2 

	50
	温州发电厂
	温二厂
	3
	220
	浙江能源
	火电
	330
	7.0 

	51
	温州发电厂
	温二厂
	4
	220
	浙江能源
	火电
	330
	7.0 

	52
	温州发电厂
	温三厂
	5
	220
	浙江能源
	火电
	330
	5.9 

	53
	温州发电厂
	温三厂
	6
	220
	浙江能源
	火电
	330
	5.9 

	54
	温州发电厂
	温州厂
	7
	220
	浙江能源
	火电
	660
	5.9 

	55
	温州发电厂
	温州厂
	8
	220
	浙江能源
	火电
	660
	5.9 

	56
	长兴二厂
	长二厂
	1
	220
	浙江能源
	火电
	330
	7.2 

	57
	长兴二厂
	长二厂
	2
	220
	浙江能源
	火电
	330
	7.2 

	58
	长兴二厂
	长二厂
	3
	220
	浙江能源
	火电
	330
	7.2 

	59
	长兴二厂
	长二厂
	4
	220
	浙江能源
	火电
	330
	7.2 

	60
	镇海发电厂
	镇海厂
	5
	220
	浙江能源
	火电
	215
	11.0 

	61
	镇海发电厂
	镇海厂
	6
	220
	浙江能源
	火电
	215
	11.0 

	62
	曹娥江热电厂
	曹娥江
	1
	220
	浙江能源
	火电
	300
	9.8 

	63
	曹娥江热电厂
	曹娥江
	2
	220
	浙江能源
	火电
	300
	9.8 

	64
	曹娥江热电厂
	曹娥江
	3
	220
	浙江能源
	火电
	57
	9.8 

	65
	曹娥江热电厂
	曹娥江
	4
	220
	浙江能源
	火电
	57
	9.8 

	66
	曹娥江热电厂
	曹娥江
	5
	110
	浙江能源
	火电
	57
	9.8 

	67
	曹娥江热电厂
	曹娥江
	6
	110
	浙江能源
	火电
	57
	9.8 

	68
	朗熹电厂
	朗熹厂
	3
	220
	国华
	火电
	300
	6.6 

	69
	朗熹电厂
	朗熹厂
	4
	220
	国华
	火电
	350
	6.6 

	70
	台塑电厂
	台塑厂
	1
	220
	台塑集团
	火电
	148.64
	62.0 

	71
	台塑电厂
	台塑厂
	2
	220
	台塑集团
	火电
	148.64
	62.0 

	72
	台塑电厂
	台塑厂
	3
	220
	台塑集团
	火电
	148.64
	62.0 

	73
	镇海发电厂
	镇燃气
	7
	220
	浙江能源
	燃气
	114.2
	2.4 

	74
	镇海发电厂
	镇燃气
	8
	220
	浙江能源
	燃气
	119.8
	2.4 

	75
	镇海发电厂
	镇燃气
	9
	220
	浙江能源
	燃气
	110
	2.4 

	76
	温州龙湾燃机发电厂
	龙湾气
	1
	220
	浙江能源
	燃气
	114
	1.4 

	77
	温州龙湾燃机发电厂
	龙湾气
	2
	220
	浙江能源
	燃气
	111
	1.4 

	78
	温州龙湾燃机发电厂
	龙湾气
	3
	220
	浙江能源
	燃气
	117
	1.4 

	79
	金华燃机发电厂
	金燃气
	5
	220
	浙江能源
	燃气
	120.37
	2.8 

	80
	金华燃机发电厂
	金燃气
	6
	220
	浙江能源
	燃气
	65.88
	2.8 

	81
	德能电厂
	德能厂
	1
	220
	琥珀
	燃气
	38
	3.8 

	82
	德能电厂
	德能厂
	2
	220
	琥珀
	燃气
	18
	3.8 

	83
	德能电厂
	德能厂
	3
	220
	琥珀
	燃气
	38
	3.8 

	84
	德能电厂
	德能厂
	4
	220
	琥珀
	燃气
	18
	3.8 

	85
	蓝天电厂
	蓝天厂
	1
	220
	琥珀
	燃气
	38
	3.9 

	86
	蓝天电厂
	蓝天厂
	2
	220
	琥珀
	燃气
	18
	3.9 

	87
	蓝天电厂
	蓝天厂
	3
	220
	琥珀
	燃气
	38
	3.9 

	88
	蓝天电厂
	蓝天厂
	4
	220
	琥珀
	燃气
	18
	3.9 

	89
	半山发电厂
	半燃厂
	1
	220
	华电
	燃气
	390
	2.8 

	90
	半山发电厂
	半燃厂
	2
	220
	华电
	燃气
	390
	2.8 

	91
	半山发电厂
	半燃厂
	3
	220
	华电
	燃气
	390
	2.8 

	92
	半山发电厂
	半燃二
	7
	220
	华电
	燃气
	415
	2.8 

	93
	半山发电厂
	半燃二
	8
	220
	华电
	燃气
	415
	2.8 

	94
	半山发电厂
	半燃二
	9
	220
	华电
	燃气
	415
	2.8 

	95
	华舜电厂
	华舜厂
	1
	220
	国华
	燃气
	251.6
	2.6 

	96
	华舜电厂
	华舜厂
	2
	220
	国华
	燃气
	251.6
	2.6 

	97
	华舜电厂
	华舜厂
	3
	220
	国华
	燃气
	284.4
	2.6 

	98
	镇海发电厂
	镇燃厂
	11
	220
	浙江能源
	燃气
	394.6
	1.9 

	99
	镇海发电厂
	镇燃厂
	12
	220
	浙江能源
	燃气
	394.6
	1.9 

	100
	萧山发电厂
	萧燃厂
	3
	220
	浙江能源
	燃气
	402.455
	2.4 

	101
	萧山发电厂
	萧燃厂
	4
	220
	浙江能源
	燃气
	402.455
	2.4 

	102
	萧山发电厂
	萧燃厂
	5
	220
	浙江能源
	燃气
	421.2
	2.4 

	103
	唐绍发电厂
	唐绍厂
	1
	220
	大唐
	燃气
	452
	2.0 

	104
	唐绍发电厂
	唐绍厂
	2
	220
	大唐
	燃气
	452
	2.0 

	105
	新城发电厂
	新城厂
	1
	220
	大唐
	燃气
	73.1
	2.3 

	106
	新城发电厂
	新城厂
	2
	220
	大唐
	燃气
	41.9
	2.3 

	107
	新城发电厂
	新城厂
	3
	220
	大唐
	燃气
	73.1
	2.3 

	108
	新城发电厂
	新城厂
	4
	220
	大唐
	燃气
	41.9
	2.3 

	109
	长燃发电厂
	长燃厂
	1
	220
	国家电投
	燃气
	435
	4.5 

	110
	长燃发电厂
	长燃厂
	2
	220
	国家电投
	燃气
	435
	4.5 

	111
	下沙发电厂
	下沙厂
	10
	220
	华电
	燃气
	88
	4.0 

	112
	下沙发电厂
	下沙厂
	11
	220
	华电
	燃气
	79
	4.0 

	113
	下沙发电厂
	下沙厂
	12
	220
	华电
	燃气
	79
	4.0 

	114
	新泓口发电厂
	新泓口
	11
	220
	浙江能源
	燃气
	251.7
	4.2 

	115
	新泓口发电厂
	新泓口
	12
	220
	浙江能源
	燃气
	88.8
	4.2 

	116
	新泓口发电厂
	新泓口
	21
	220
	浙江能源
	燃气
	251.7
	4.2 

	117
	新泓口发电厂
	新泓口
	22
	220
	浙江能源
	燃气
	88.8
	4.2 

	118
	吉能发电厂
	吉能厂
	1
	220
	琥珀能源
	燃气
	31
	2.8 

	119
	吉能发电厂
	吉能厂
	2
	220
	琥珀能源
	燃气
	12
	2.8 

	120
	吉能发电厂
	吉能厂
	3
	220
	琥珀能源
	燃气
	77
	2.8 

	121
	吉能发电厂
	吉能厂
	4
	220
	琥珀能源
	燃气
	38
	2.8 

	122
	常山发电厂
	常山厂
	1
	220
	浙江能源
	燃气
	458
	1.6 

	123
	桐燃发电厂
	桐燃厂
	11
	220
	华能
	燃气
	178.1
	2.2 

	124
	桐燃发电厂
	桐燃厂
	12
	220
	华能
	燃气
	79.4
	2.2 

	125
	桐燃发电厂
	桐燃厂
	21
	220
	华能
	燃气
	178.1
	2.2 

	126
	桐燃发电厂
	桐燃厂
	22
	220
	华能
	燃气
	21.9
	2.2 

	127
	柯城发电厂
	柯城厂
	1
	220
	琥珀能源
	燃气
	77
	3.2 

	128
	柯城发电厂
	柯城厂
	2
	220
	琥珀能源
	燃气
	38
	3.2 

	129
	柯城发电厂
	柯城厂
	3
	220
	琥珀能源
	燃气
	77
	3.2 

	130
	柯城发电厂
	柯城厂
	2
	220
	琥珀能源
	燃气
	38
	3.2 

	131
	江东发电厂
	江东厂
	1
	220
	华电
	燃气
	480.25
	2.9 

	132
	江东发电厂
	江东厂
	2
	220
	华电
	燃气
	480.25
	2.9 

	133
	龙游发电厂
	龙游厂
	1
	220
	华电
	燃气
	127.6
	3.0 

	134
	龙游发电厂
	龙游厂
	2
	220
	华电
	燃气
	127.6
	3.0 

	135
	龙游发电厂
	龙游厂
	3
	220
	华电
	燃气
	130.3
	3.0 

	136
	龙游发电厂
	龙游厂
	4
	220
	华电
	燃气
	19.5
	3.0 

	137
	乌溪江水电厂
	乌溪江
	1
	220
	华电
	水电
	50
	1.1 

	138
	乌溪江水电厂
	乌溪江
	2
	220
	华电
	水电
	50
	1.1 

	139
	乌溪江水电厂
	乌溪江
	3
	220
	华电
	水电
	50
	1.1 

	140
	乌溪江水电厂
	乌溪江
	4
	220
	华电
	水电
	50
	1.1 

	141
	乌溪江水电厂
	乌溪江
	5
	220
	华电
	水电
	120
	1.1 

	142
	紧水滩水电厂
	紧水滩
	1
	220
	国网
	水电
	50
	1.3 

	143
	紧水滩水电厂
	紧水滩
	2
	220
	国网
	水电
	50
	1.3 

	144
	紧水滩水电厂
	紧水滩
	3
	220
	国网
	水电
	50
	1.3 

	145
	紧水滩水电厂
	紧水滩
	4
	220
	国网
	水电
	50
	1.3 

	146
	紧水滩水电厂
	紧水滩
	5
	220
	国网
	水电
	55
	1.3 

	147
	紧水滩水电厂
	紧水滩
	6
	220
	国网
	水电
	50
	1.3 

	148
	珊溪水力发电厂
	珊溪厂
	1
	220
	其他
	水电
	50
	2.1 

	149
	珊溪水力发电厂
	珊溪厂
	2
	220
	其他
	水电
	50
	2.1 

	150
	珊溪水力发电厂
	珊溪厂
	3
	220
	其他
	水电
	50
	2.1 

	151
	珊溪水力发电厂
	珊溪厂
	4
	220
	其他
	水电
	50
	2.1 

	152
	滩坑水力发电厂
	滩坑厂
	1
	220
	浙江能源
	水电
	200
	0.8 

	153
	滩坑水力发电厂
	滩坑厂
	2
	220
	浙江能源
	水电
	200
	0.8 

	154
	滩坑水力发电厂
	滩坑厂
	3
	220
	浙江能源
	水电
	200
	0.8 

	155
	滩坑水力发电厂
	滩坑厂
	4
	220
	浙江能源
	水电
	4
	0.8 

	156
	三门核电厂
	三门厂
	1
	500
	中核集团
	核电
	1250
	7.0 

	157
	三门核电厂
	三门厂
	2
	500
	中核集团
	核电
	1250
	7.0 

	158
	秦山核电厂
	秦山厂
	1
	220
	中核集团
	核电
	350
	6.9 

	159
	三溪口水电厂
	三溪厂
	1
	110
	民营
	水电
	33.3
	1.2 

	160
	三溪口水电厂
	三溪厂
	2
	110
	民营
	水电
	33.3
	1.2 

	161
	三溪口水电厂
	三溪厂
	3
	110
	民营
	水电
	33.3
	1.2 

	162
	浔宝电厂
	浔宝厂
	1
	110
	国电
	燃气
	75
	2.7 

	163
	浔宝电厂
	浔宝厂
	2
	110
	国电
	燃气
	38
	2.7 

	164
	浔宝电厂
	浔宝厂
	3
	110
	国电
	燃气
	75
	2.7 

	165
	浔宝电厂
	浔宝厂
	4
	110
	国电
	燃气
	10
	2.7 

	166
	黄坛口水电厂
	黄坛厂
	5
	110
	华电
	水电
	26
	1.7 

	167
	黄坛口水电厂
	黄坛厂
	6
	110
	华电
	水电
	26
	1.7 

	168
	丰源水电厂
	丰源厂
	1
	110
	华云
	水电
	9
	1.9 

	169
	丰源水电厂
	丰源厂
	2
	110
	华云
	水电
	9
	1.9 

	170
	丰源水电厂
	丰源厂
	3
	110
	华云
	水电
	9
	1.9 

	171
	丰源水电厂
	丰源厂
	4
	110
	华云
	水电
	9
	1.9 

	172
	石塘水电厂
	石塘厂
	1
	110
	华能
	水电
	28.6
	2.0 

	173
	石塘水电厂
	石塘厂
	2
	110
	华能
	水电
	28.6
	2.0 

	174
	石塘水电厂
	石塘厂
	3
	110
	华能
	水电
	28.6
	2.0 




附4

参与发电企业政府授权合约电量

	序号
	电厂简称
	铭牌出力
(兆瓦)
	月度计划电量
（兆瓦时）
	7天计划电量
	7天合约电量
（考虑检修）

	1
	玉环厂
	4000
	1516513.331
	342438.494
	308194.645

	2
	北三厂
	2000
	929171.568
	209812.935
	188831.641

	3
	胜龙厂
	2000
	929095.185
	209795.687
	188816.118

	4
	嘉二厂
	4640
	1886755.426
	426041.548
	383437.393

	5
	苍南厂
	2000
	461895.310
	104298.941
	93869.047

	6
	六横厂
	2060
	947381.902
	213924.946
	192532.451

	7
	牛山厂
	2100
	960363.034
	216856.169
	195170.552

	8
	北仑厂
	1260
	402133.236
	90804.279
	81723.851

	9
	北二厂
	1980
	582902.533
	131623.153
	118460.837

	10
	强蛟厂
	2520
	944299.262
	213228.866
	191905.979

	11
	乌沙山
	2500
	1158934.955
	261694.990
	235525.491

	12
	兰溪厂
	2640
	822147.705
	185646.256
	167081.630

	13
	乐清厂
	2640
	910289.719
	205549.291
	184994.362

	14
	长兴厂
	1320
	564279.786
	127418.016
	114676.214

	15
	温州厂
	1320
	346918.535
	78336.443
	70502.799

	16
	台州厂
	1360
	386499.367
	87274.051
	78546.646

	17
	嘉兴厂
	660
	260236.418
	58763.062
	52886.756

	18
	长二厂
	1320
	419517.481
	94729.754
	85256.778

	19
	温二厂
	660
	153912.262
	34754.382
	31278.944

	20
	温三厂
	660
	257257.030
	58090.297
	52281.267

	21
	朗熹厂
	650
	189850.314
	42869.426
	38582.483

	22
	镇海厂
	430
	124842.329
	28190.203
	25371.183

	23
	曹娥江
	828
	386056.000
	87173.935
	78456.542

	24
	半燃厂
	2415
	107322.517
	24234.117
	7270.235

	25
	德能厂
	112
	5707.501
	1288.791
	386.637

	26
	蓝天厂
	112
	5701.568
	1287.451
	386.235

	27
	萧燃厂
	1226.11
	63391.668
	14314.248
	4294.274

	28
	华舜厂
	787.6
	40636.621
	9176.011
	2752.803

	29
	镇燃厂
	789.22
	41011.817
	9260.733
	2778.220

	30
	镇燃气
	344
	17785.300
	4016.035
	1204.811

	31
	龙湾气
	342
	15057.744
	3400.136
	1020.041

	32
	金燃气
	186.25
	1276.858
	288.323
	0

	33
	唐绍厂
	904
	39360.362
	8887.824
	2666.347

	34
	下沙厂
	246
	12103.225
	2732.986
	819.896

	35
	新城厂
	240
	11903.518
	2687.891
	806.367

	36
	长燃厂
	869.8
	34074.156
	7694.164
	2308.249

	37
	吉能厂
	158
	8135.351
	1837.015
	551.104

	38
	新泓口
	681
	34559.349
	7803.724
	2341.117

	39
	常山厂
	458
	23873.358
	5390.758
	1617.227

	40
	柯城厂
	230
	11793.864
	2663.131
	798.939

	41
	桐燃厂
	458.4
	23701.885
	5352.038
	1605.612

	42
	江东厂
	960.5
	35858.354
	8097.048
	2429.114

	43
	龙游厂
	405
	18218.641
	4113.887
	1234.166

	44
	浔宝厂
	232
	11339.358
	2560.500
	768.150

	合计
	53704.88
	16104065.703
	3636401.933
	3196423.157




附5

结算示例

本算例仅适用于此次结算试运行，且仅用于介绍理清电费构成和结算过程，不表征实际结算结果。
一、算例基本参数
假设有4台市场化机组，分别为燃煤机组A、燃气机组B、水电机组C和核电机组D。各自的政府授权合约电量电价、日前市场电量电价和实时市场电量电价如表1所示，其中所有电价均包含环保和超低排放。燃气机组B容量电费按照7天折算为674000元。
表1 机组类型和电量电价情况
	机组代号
	机组类型
	电量（千千瓦时）
	电价（元/千千瓦时，含环保及超低排放）
	容量电费（元）

	
	
	政府授权合约电量
	日前市场电量
	计量上网电量
	政府授权合约电价
	日前市场电价
	实时市场电价
	

	A
	燃煤
	37600
	42380
	42125
	413.84
	310.8
	308.2
	0

	B
	燃气
	645
	2090
	2165
	607
	310.8
	308.2
	674000

	C
	水电
	765
	905
	850
	579.5
	310.8
	308.2
	0

	D
	核电
	4950
	5560
	5500
	420.3
	310.8
	308.2
	0


二、市场化机组结算电费计算方法和过程
不同类型市场化机组结算电费构成有所不同，具体如下：
燃煤机组A结算电费=电能电费（含环保和超低排放）+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用-超低排放扣除费用。
燃气机组B结算电费=电能电费+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用+容量电费。
水电机组C结算电费=电能电费+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用。
核电机组D结算电费=电能电费+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用。
（一）电能电费
发电机组市场模式电能电费以其所在发电侧节点电价进行结算，依据“日前基准、实时差量、合约差价”的原则进行结算。市场模式电能电费=日前市场电能电费+实时市场差量电费+政府授权合约差价电费。其中，日前市场电能电费等于日前市场出清价格乘以出清电量（）；实时市场差量电费等于实时计量电量与日前市场出清电量的差值乘以实时市场出清价格（）；政府授权合约差价电费等于合约价格与日前市场出清价格的差值乘以合约电量（）。各类型机组市场模式电能电费计算结果如下：
燃煤机组A的日前市场电能电费=42380310.8 = 13171704，实时市场差量电费=（42125-42380）308.2=-78591，政府授权合约差价电费=（413.84-310.8）37600=3874304，市场模式电能电费=13171704+(-78591)+3874304=16967417。
燃气机组B的日前市场电能电费=2090310.8 = 649572，实时市场差量电费=（2165-2090）308.2=23115，政府授权合约差价电费=（607-310.8）645=191049，市场模式电能电费=649572+23115+191049=863736。
水电机组C的日前市场电能电费=905310.8 = 281274，实时市场差量电费=（850-905）308.2=-16951，政府授权合约差价电费=（579.5-310.8）765=205556，市场模式电能电费=281274+（-16951）+205556 =469879。
核电机组D的日前市场电能电费=5560310.8 = 1728048，实时市场差量电费=（5500-5560）308.2=-18492，政府授权合约差价电费=（420.3-310.8）4950 =542025，市场模式电能电费=1728048+（-18492）+542025=2251581。
各类型机组的市场模式电能电费及其构成具体如表2所示。四台机组市场模式总电能电费F市场模式为20552613元。
表2 市场模式电能电费及其构成
	机组代号
	机组类型
	市场模式电能电费（元）

	
	
	政府授权合约差价电费
	日前市场电能电费
	实时市场电能电费
	市场模式电能电费

	A
	燃煤
	3874304
	13171704
	-78591
	16967417

	B
	燃气
	191049
	649572
	23115
	863736

	C
	水电
	205556
	281274
	-16951
	469879

	D
	核电
	542025
	1728048
	-18492
	2251581

	合计
	4812934
	15830598
	-90919
	20552613


（二）电能量返还资金
1. 计算电能返还资金
电能量返还资金（△F）为计划模式总电能费用（F计划模式）减去市场模式总电能费用（F市场模式）的差值，计算公式如下：

（1）计划模式总电能费用（F计划模式）
发电机组计划模式电能电费等于其实际计量上网电量乘以政府批复的上网电价。各类型机组计划模式电能电费计算结果如下：
燃煤机组A计划模式电能电费=42125413.84=17433010。
燃气机组B计划模式电能电费=2165607=1314155。
水电机组C计划模式电能电费=850579.5= 492575。
核电机组D计划模式电能电费=5500420.3=2311650。
四台机组计划模式总电能电费F计划模式=17433010 + 1314155+ 492575+ 2311650 = 21551390元。
（2）市场模式总电能费用（F市场模式）
市场模式总电能费用F市场模式根据前文计算结果为20552613元。
（3）电能量返还资金（△F）
电能量返还资金（△F = F计划模式-F市场模式）计算可得为998778元（21551390 - 20552613）。
2. 清分电能量返还资金
电能量返还资金按照机组政府授权合约电费的比例在发电机组间进行返还，政府授权合约电费=政府授权合约价格政府授权合约电量。
燃煤机组A政府授权合约电费=37600413.84=15560384。
燃气机组B政府授权合约电费=645607=391515。
水电机组C政府授权合约电费=765579.5=443318。
核电机组D政府授权合约电费=4950420.3=2080485。
四台机组总的政府授权合约电费=15560384+391515+ 443318+2080485=18475702元。
燃煤机组A、燃气机组B、水电机组C、核电机组D的分摊系数依次分别为0.842（=15560384/18475702）、0.021（=391515/18475702）、0.024（=443318/18475702）、0.113（=2080485/18475702），合计为1。
燃煤机组A、燃气机组B、水电机组C、核电机组D的电能量返还资金依次分别为841178（=0.842998778）、21165（=0.021998778）、23965（=0.024998778）、112469（=0.113998778），合计998778元。
（三）成本补偿费用
市场机组成本补偿费用包括成本补偿收入和成本补偿分摊。成本补偿收入总和为参与结算试运行机组的成本补偿收入总和，假设需对燃煤机组A和燃气机组B进行成本补偿，补偿金额分别为20000元和80000元，合计100000元。
成本补偿收入总和按照机组政府授权合约电费的比例在发电机组间进行分摊。燃煤机组A、燃气机组B、水电机组C、核电机组D的成本补偿分摊依次分别为84221（=0.842100000）、2119（=0.021100000）、2399（=0.024100000）、11261（=0.113100000），合计100000元。
各类型机组成本补偿费用如表3所示，对于每台机组，成本补偿费用=成本补偿收入-成本补偿分摊。成本补偿费用在发电企业之间内部零和，所以合计数值为0。
表3 各类型机组成本补偿费用及其构成
	机组代号
	机组类型
	成本补偿费用（元）

	
	
	成本补偿收入
	成本补偿分摊
	成本补偿费用

	A
	燃煤
	20000
	84221
	-64221

	B
	燃气
	80000
	2119
	77881

	C
	水电
	0
	2399
	-2399

	D
	核电
	0
	11261
	-11261

	合计
	100000
	100000
	0


（四）市场化辅助服务费用
市场化辅助服务费用包括市场化辅助服务收入和市场化辅助服务分摊。市场化辅助服务收入总和为参与结算试运行机组的市场化辅助服务收入总和，假设燃煤机组A、燃气机组B、水电机组C提供了市场化辅助服务，对应收入依次分别为270000元、29700元、300元，合计300000元。
市场化辅助服务收入总和按照机组政府授权合约电费的比例在发电机组间进行分摊。燃煤机组A、燃气机组B、水电机组C、核电机组D的市场化辅助服务分摊依次分别为252662（=0.842300000）、6357（=0.021300000）、7198（=0.024300000）、33782（=0.113300000），合计300000元。
各类型机组市场化辅助服务费用如表4所示，对于每台机组，市场化辅助服务费用=市场化辅助服务收入-市场化辅助服务分摊。市场化辅助服务费用在发电企业之间内部零和，所以合计数值为0。
表4 各类型机组市场化辅助服务费用及其构成
	机组代号
	机组类型
	市场化辅助服务费用（元）

	
	
	市场化辅助服务收入
	市场化辅助服务分摊
	市场化辅助服务费用

	A
	燃煤
	270000
	252662
	17338

	B
	燃气
	29700
	6357
	23343

	C
	水电
	300
	7198
	-6898

	D
	核电
	0
	33782
	-33782

	合计
	300000
	300000
	0


（五）超低排放扣除费用
燃煤机组A超低排放费用按照国家发展改革委、环境保护部、国家能源局《关于实行燃煤电厂超低排放电价支持政策有关问题的通知》（发改价格〔2015〕2835号）规定执行，实行事后兑付政策，在结算试运行账单上先予以扣除，数额等于超低排放电价（10元/千千瓦时）乘以实际上网电量（42125千千瓦时），为421250元。
其他类型机组无需进行超低排放费用扣除。
三、市场化机组结算费用计算结果
通过对以上各项费用进行计算清分，可以得到各类型机组电费，如表5所示。

表5 各类型机组电费结算结果  （单位：元）
	机组代号
	机组类型
	电能电费（含环保、超低）
	电能量返还资金
	成本补偿
	市场化辅助服务
	容量电费
	超低排放扣除
	结算电费

	
	
	
	
	成本补偿收入
	成本补偿分摊
	成本补偿费用
	市场化辅助服务收入
	市场化辅助服务分摊
	市场化辅助服务费用
	
	
	

	A
	燃煤
	16967417
	841178
	20000
	84221
	-64221
	270000
	252662
	17338
	0
	421250
	17340462

	B
	燃气
	863736
	21165
	80000
	2119
	77881
	29700
	6357
	23343
	674000
	0
	1660125

	C
	水电
	469879
	23965
	0
	2399
	-2399
	300
	7198
	-6898
	0
	0
	484546

	D
	核电
	2251581
	112469
	0
	11261
	-11261
	0
	33782
	-33782
	0
	0
	2319007

	合计
	20552613
	998778
	100000
	100000
	0
	300000
	300000
	0
	674000
	421250
	21804140


备注:1. 燃煤机组A结算电费=电能电费（含环保和超低排放）+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用-超低排放扣除费用。燃气机组B结算电费=电能电费+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用+容量电费。水电机组C结算电费=电能电费+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用。核电机组D结算电费=电能电费+电能量返还费用+成本补偿费用+辅助服务费用。
2. 成本补偿费用=成本补偿收入-成本补偿分摊。
3. 市场化辅助服务费用=市场化辅助服务收入-市场化辅助服务分摊。

附6

结算（复盘）分析数据清单

包括但不限于以下数据：
	序号
	数据类别
	项目

	1
	计量数据
	各机组上网分时计量电量

	2
	计划模式数据
	各电厂当月月度计划、上网电价和7天容量电费（气电机组）

	3
	政府授权合约
	各机组政府授权合约量分时分配结果，后续若调整，则包括调整结果

	4
	市场量价数据
	各机组日前分时电量、日前市场分时价格、实时市场分时价格

	5
	成本补偿数据
	必开机组清单及原因，有补偿机组的启动、空载和电能补偿价格，各机组日前和实时补偿费用以及补偿时段

	6
	辅助服务数据
	各机组分时数据（调频性能指标、调频中标容量、调频里程）、调频容量价格、调频里程价格

	7
	其他数据
	用户侧当月的平均销售电价、输配电价、政府性基金及附加，110kV及以上电力用户户数及当月用电量等





附7

分轴燃机申报配比
	电厂（调度名称）
	电厂简称
	燃机序号
	汽机序号
	汽机/燃机负荷比
（夏季）

	镇海发电厂
	镇燃气
	7
	9
	0.59

	镇海发电厂
	镇燃气
	8
	9
	0.56

	温州龙湾燃机发电厂
	龙湾气
	1
	3
	0.55

	温州龙湾燃机发电厂
	龙湾气
	2
	3
	0.55

	金华燃机发电厂
	金燃气
	5
	6
	0.55

	德能电厂
	德能厂
	1
	2
	0.48

	德能电厂
	德能厂
	3
	4
	0.48

	蓝天电厂
	蓝天厂
	1
	2
	0.47

	蓝天电厂
	蓝天厂
	3
	4
	0.47

	华舜电厂
	华舜厂
	1
	3
	0.56

	华舜电厂
	华舜厂
	2
	3
	0.56

	新城发电厂
	新城厂
	1
	2
	0.52

	新城发电厂
	新城厂
	3
	4
	0.52

	下沙发电厂
	下沙厂
	11
	10
	0.55

	下沙发电厂
	下沙厂
	12
	10
	0.55

	新泓口发电厂
	新泓口
	11
	12
	0.33

	新泓口发电厂
	新泓口
	21
	22
	0.33

	吉能发电厂
	吉能厂
	1
	2
	0.39

	吉能发电厂
	吉能厂
	3
	4
	0.49

	桐燃发电厂
	桐燃厂
	1
	2
	0.45

	桐燃发电厂
	桐燃厂
	3
	2
	0.45

	桐燃发电厂
	桐燃厂
	1
	4
	0.12

	桐燃发电厂
	桐燃厂
	3
	4
	0.12

	柯城发电厂
	柯城厂
	1
	2
	0.5

	柯城发电厂
	柯城厂
	3
	4
	0.5

	龙游发电厂
	龙游厂
	1
	3
	0.53

	龙游发电厂
	龙游厂
	2
	3
	0.53

	龙游发电厂
	龙游厂
	1
	4
	0.15

	龙游发电厂
	龙游厂
	2
	4
	0.15

	浔宝电厂
	浔宝厂
	1
	2
	0.45

	浔宝电厂
	浔宝厂
	3
	2
	0.45

	浔宝电厂
	浔宝厂
	1
	4
	0.14

	浔宝电厂
	浔宝厂
	3
	4
	0.14
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