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新能源电力系统中储能技术的规模化应用与经济性分析

金Ǔ满
国电电力内蒙古新能源开发有限公司Ǔ内蒙古Ǔ呼和浩特Ǔ010000

摘Ȟ要：本文探讨了新能源电力系统中储能技术的规模化应用与经济性分析，随着全球能源转型加速，风电、光

伏等新能源装机规模不断扩大，但新能源发电的间歇性与波动性给电力系统带来挑战。储能技术作为核心工具，通过

双向调节能力平抑新能源波动，提升系统灵活性。文章分析了储能技术在发电、输电、配电与用电环节的应用案例，

并详细探讨了储能电站的成本构成、度电成本、里程成本与应用能效等经济性指标。因此，提出了通过技术创新、市

场机制完善与商业模式推广等策略优化储能经济性的建议。
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引言：全球能源结构正经历深刻变革，新能源电力

系统成为未来发展的主流趋势。然而，新能源发电的间

歇性与波动性给电网稳定供电带来巨大挑战。储能技术

作为解决这一问题的关键手段，其规模化应用对于提升

新能源并网比例、增强电网韧性具有重要意义。本文旨

在深入分析储能技术在新能源电力系统中的实际应用情

况，并对其经济性进行全面评估，以期为储能技术的进

一步推广与应用提供有益参考。

1��新能源电力系统与储能技术概述

1.1  新能源电力系统介绍
全球能源转型加速推进，风电、光伏等新能源装机

规模持续扩大。截至2023年底，全球风电累计装机容量
突破1.2亿千瓦，光伏装机超过1.5亿千瓦，新能源发电量
占比从2010年的5%提升至2023年的22%（数据来源：IEA
《Renewables2023》）。然而，新能源发电具有显著的间

歇性与波动性特征：例如，光伏发电日波动率可达80%，
风电出力受风速影响，小时级波动率超过50%。这种特性
导致新能源电力系统的供需匹配难度增加，弃风弃光现

象频发（2023年中国弃风率3.2%、弃光率2.0%），同时
对电网稳定性构成挑战。

储能技术通过“充放电”双向调节能力，成为平抑

新能源波动、提升系统灵活性的核心工具。其作用体现

在三方面：（1）电源侧，减少新能源场站弃电，提升并
网比例；（2）电网侧，提供调频、调峰、备用等辅助服
务，增强电网韧性；（3）用户侧，通过峰谷套利降低用
电成本，支撑分布式能源与微电网发展[1]。

1.2  储能技术分类
储能技术按能量转换形式可分为物理储能、电化学

储能及其他储能技术（表1）。

表1��主流储能技术分类与特性对比

技术类型 代表技术 能量密度（Wh/kg） 响应时间 循环寿命（次） 适用场景

物理储能 抽水蓄能 0.5-1.5 分钟级 30,000-60,000 电网调峰、长时储能

压缩空气储能 20-50 秒级 10,000-20,000 大规模储能、调频

电化学储能 锂离子电池 150-260 毫秒级 5,000-10,000 短时调频、用户侧套利

液流电池 20-50 秒级 15,000-20,000 长时储能、大规模应用

其他储能 氢储能 33,000（氢气） 小时级 10,000+ 跨季节储能、工业

2��储能技术在新能源电力系统中的规模化应用

2.1  储能技术在发电环节的应用
发电环节是储能规模化应用的核心场景，主要用于

平抑新能源出力波动、提升就地消纳能力，2024年我
国发电侧储能装机超50GW。在集中式新能源基地，储
能用于“出力平滑+弃电消纳”。以西北10GW风电基
地为例，配置2GW/8GWh电化学储能（占新能源装机
20%），当风电出力1小时内波动超15%时，储能启动

充放电平抑波动——风电出力过剩时充电（如夜间风速

高、负荷低），出力不足时放电（如日间风速骤降），

使风电出力波动控制在±5%以内，满足电网并网要求；
同时，该储能系统年均存储弃风电能15亿kWh，在负荷
高峰时段放电，使基地弃风率从7%降至2.5%，年增发电
量12亿kWh，创造直接经济收益4.2亿元（按电价0.35元
/kWh计算）。在分布式新能源场景，储能用于“就地消
纳+电压调节”。2024年我国户用光伏配套储能比例超
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15%，山东某乡村100户光伏用户，每户配置5kW/10kWh
磷酸铁锂电池储能，白天光伏出力过剩时储能充电（避免

电能倒送配网），晚间用电高峰时放电（满足照明、家电

用电需求），户用光伏就地消纳率从60%提升至95%，配
网电压偏差从±12%降至±5%；浙江某工业园区50MW分布
式光伏配套10MW/20MWh储能，通过“光伏+储能”微电
网运行，园区用电自给率从40%提升至70%，年节省电费
800万元，同时减少配网扩容投资约2000万元[2]。

2.2  储能技术在输电环节的应用
输电环节储能主要用于提升输电通道利用率、延缓

电网投资，2024年我国输电侧储能装机超20GW，以抽水
蓄能、压缩空气储能为主。在跨区域输电通道中，储能

用于“功率调节+备用支撑”。我国“西电东送”±800kV
特高压直流通道（云南水电送华东），配套云南糯扎渡

1000MW抽水蓄能电站，当云南水电出力骤降（枯水期）
或华东负荷骤增（夏季用电高峰）时，抽水蓄能10分钟
内启动发电，补充输电功率缺口，使特高压通道利用率

从85%提升至92%，年增输电电量30亿kWh；2023年寒潮
期间，该电站累计提供备用功率500MW，保障华东电网
频率稳定，避免大面积停电事故。在输电线路过载治理

中，储能用于“削峰填谷”。广东珠三角500kV输电线路
夏季负荷高峰时过载率达120%，若新建线路需投资5亿
元、建设周期3年，而配置200MW/400MWh电化学储能
项目仅需投资1.2亿元、建设周期6个月。该储能系统在负
荷高峰时段放电（减少线路输电功率10%），低谷时段充
电（利用线路剩余容量），使线路过载问题得到解决，

静态回收期仅6.5年，经济效益显著优于线路扩建。
2.3  储能技术在配电与用电环节的应用
配电与用电环节储能以分布式为主，2024年我国配

用电侧储能装机超45GW，主要用于电压控制、需量管理
与备用电源。配网电压控制方面，江苏苏州某工业园区

10MW/20MWh储能项目，针对分布式光伏接入导致的电
压波动问题，建立“电压-储能充放电”联动控制策略：
当配网电压超10kV+7%时，储能启动充电（吸收过剩电
能）；当电压低于10kV-7%时，储能启动放电（补充电能
缺口），将电压偏差控制在±3%以内，配网电能质量达标
率从85%提升至99%，减少电压超标罚款年超200万元；
同时，储能参与配网无功调节，使园区功率因数从0.85提
升至0.98，降低线损率1.2个百分点，年节省线损电费150
万元；用户需量管理方面，工业用户通过储能降低基本

电费支出。我国工业用电实行“两部制电价”，基本电

费按最大需量（元/kVA）或容量（元/kVA）收取，上海
某汽车工厂最大需量约20000kVA，需量电价38元/kVA，

月基本电费超76万元。该工厂配置5MW/10MWh储能，
在用电高峰时段（10:00-12:00、18:00-20:00）放电，减
少电网供电需量1000kVA，月减少基本电费3.8万元；同
时利用峰谷电价差（高峰电价1.2元/kWh、低谷电价0.3
元/kWh）套利，月套利收益约25万元，年总收益465.6
万元，储能项目静态回收期7.8年；备用电源方面，数据
中心、医院等关键用户配置储能保障供电连续性。阿里

张北数据中心依托新能源供电，配置20MW/40MWh锂电
池储能，当风电、光伏出力骤降时，储能0.1秒内切换供
电，保障数据中心无间断运行（备用时间2小时）；2024
年张北地区遭遇极端沙尘暴，新能源出力骤降80%，储
能系统持续供电1.5小时，避免数据丢失导致的经济损失
超1000万元。北京协和医院配置5MW/10MWh储能，作
为应急电源，2024年暴雨导致电网停电时，储能为手术
室、ICU持续供电4小时，保障医疗活动正常开展。

3��新能源电力系统中储能技术的经济性分析

3.1  储能电站的成本构成
储能电站全生命周期成本（LCC）涵盖初始投资、

运维费用、替换成本及残值回收四大模块。以2023年
中国锂离子电池储能项目为例，初始投资成本约为1.2
元/Wh，其中电池系统占比60%（0.72元/Wh），变流
器（PCS）占比15%（0.18元 /Wh），电池管理系统
（BMS）占比10%（0.12元/Wh），施工、土地及配套设
施占比15%（0.18元/Wh）。运维成本方面，年均费用为
初始投资的2%-3%，主要包括电池健康状态监测、设备
维护及人工成本。例如，一个100MW/200MWh储能电站
的年运维费用约为480万-720万元。替换成本是长期成本
的关键变量，锂离子电池寿命通常为8-10年，需在项目25
年周期内更换1-2次电池，替换成本约为初始投资的50%-
70%。残值回收方面，退役电池的梯次利用（如用于低速
电动车或通信基站）可回收5%-10%的初始投资[3]。综合

来看，初始投资占比超70%，是成本优化的核心环节；运
维与替换成本则需通过技术升级与规模化应用降低。

3.2  不同类型储能技术的度电成本分析
度电成本（LCOS）是衡量储能经济性的核心指标，

其计算需综合考虑全生命周期成本与实际放电量。以

2023年市场数据为例，锂离子电池的初始成本为1.2元/
Wh，循环寿命6000次，年充放电次数300次，假设折现
率8%，则LCOS为0.45-0.60元/kWh。液流电池（如全钒
液流）初始成本较高（2.0元/Wh），但循环寿命达15000
次，LCOS降至0.30-0.40元/kWh，在4小时以上长时储能
场景中经济性更优。抽水蓄能因初始投资大（单位装机

成本6元/W），但循环寿命超30000次且年充放电次数200
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次，LCOS仅为0.25-0.35元/kWh，仍是大规模长时储能的
首选。铅炭电池初始成本低（0.8元/Wh），但循环寿命
仅3000次，LCOS高达0.60-0.80元/kWh，经济性较差。
对比来看，锂离子电池在短时（1-2小时）场景中优势显
著，而液流电池与抽水蓄能分别主导中长时（4-8小时）
和超长时（8小时以上）市场。

3.3  储能技术的里程成本与应用能效分析
里程成本（CostperCycle）反映单次充放电循环的成

本，计算公式为全生命周期成本除以总循环次数。以锂

离子电池为例，若LCC为1.2元/Wh，循环寿命6000次，
则里程成本为0.0002元/Wh/次；结合充放电效率（90%-
95%），实际单次循环成本为0.00021-0.00022元/Wh。液
流电池因循环寿命长（15000次），里程成本低至0.00013
元/Wh/次，但受初始成本高影响，LCOS仍高于抽水蓄
能。应用能效方面，锂离子电池的往返效率（Round-
TripEfficiency）达85%-90%，高于液流电池（70%-75%）
与抽水蓄能（75%-80%），因此在短时高频场景中能效
优势显著。例如，在电网调频服务中，锂离子电池每日可

完成10-15次充放电循环，而液流电池仅能完成3-5次，导
致单位时间收益差距扩大。此外，氢储能虽能量密度高

（33,000Wh/kg），但电解水制氢效率仅40%-50%，综合
能效低于30%，目前仅适用于跨季节储能等特定场景[4]。

3.4  储能技术的经济性优化策略
优化储能经济性需从技术、市场与商业模式三方面

协同发力。技术层面，通过材料创新降低电池成本：例

如，宁德时代2023年发布的麒麟电池将成本降至0.6元/
Wh，预计2030年锂离子电池成本可进一步下降至0.4元

/Wh，LCOS降低40%。市场机制层面，完善辅助服务
市场与容量电价机制：山东电网对储能参与调频的补偿

标准为8-15元/MW，显著高于峰谷套利收益（0.3-0.5元
/kWh），推动储能从“电量套利”向“服务定价”转
型。商业模式层面，推广“共享储能”与“云储能”：

青海共享储能电站通过向多个新能源场站提供租赁服

务，利用率提升至85%，年收益增加30%；浙江“云储
能”平台聚合分布式储能资源，参与需求响应市场，单

项目年收益超200万元。
结束语

综上所述，储能技术在新能源电力系统中的规模化

应用已展现出显著成效，其在提升系统灵活性、保障电

网稳定供电方面发挥着不可或缺的作用。随着技术的不

断进步和成本的逐步降低，储能技术的经济性将进一步

提升。未来，通过持续的技术创新、市场机制的完善以

及商业模式的推广，储能技术有望在新能源电力系统中

发挥更加重要的作用，为能源转型和可持续发展贡献更

大力量。
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