
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一
一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一一

□ 2025 年 4 月 7 日
行业观察 □ 主编：王海霞 □ 版式：徐政

□ 电话：010-6536946013

容量补偿点容量补偿点燃燃市场热情市场热情，，
储能如何摆脱储能如何摆脱““成本困境成本困境””

■■本报记者本报记者  卢奇秀卢奇秀

近日，内蒙古自治区能源局发布《关于加快
新型储能建设的通知》（以下简称《通知》），提出
对纳入自治区独立新型储能电站规划的独立新
型储能电站向公用电网的放电量执行补偿，补偿
标准一年一定，2025 年度补偿标准为 0.35 元/千
瓦时，执行时间为 10年。

 内蒙古自治区能源局相关人士介绍，在
2025 年 6 月底前开工并在年底前投产的新型储
能电站放电量补偿标准为 0.35 元/千瓦时。容量
补偿创全国两个第一：补偿标准最高、补偿时间
最长，完整覆盖电化学储能电站运行周期，能够
减轻企业负担，提高投资回报率，提高项目业主
单位建设积极性。同时激励社会资本落地建设
独立新型储能电站。

该政策的出台极大地提振了储能行业发展
信心。尤其是在国家发改委、国家能源局联合印
发《关于深化新能源上网电价市场化改革 促进
新能源高质量发展的通知》（136 号文）叫停新能
源强制配储后，市场对储能项目出现观望或延迟
投资的背景下，内蒙古及时出台《通知》，解决了
固定资产投资风险问题，确保项目收益预期，为
后续储能产业发展提供路径方案。

◆储能发展有“真需求”

内蒙古新能源资源得天独厚，风能和太阳能
资源分别占全国开发总量的 57% 和 21%。近年
来，内蒙古新能源总装机、新增装机、发电量均
居全国第一，配建储能是增强电网稳定性、促进
新能源有序上网、推动其在更大范围消纳的重
要保障。

“今年内蒙古力争新增新能源并网装机 4000
万千瓦，亟须新型储能平抑新能源波动、提升消纳
能力、增强并网性能。储能有真需求，且需求量较
大。”业内人士称，“136号文”叫停新能源强制配储
后，业内有待重建新的决策模型。“内蒙古及时出
台容量补偿政策，在关键时刻很好地回答了储能
产业后续发展的关键问题，相关厂家、投资方蜂拥
而至、投资问询，市场反应热烈。”

“136 号文”叫停新能源强制配储，短期必然
对储能市场造成冲击。对市场新增主力的独立
储能而言，新能源发电企业为了满足并网要求而
购买/租赁储能设施调峰能力的支出或出现锐
减。出台新型储能容量补偿机制具有迫切性。

华北电力大学教授郑华向《中国能源报》
记者介绍，内蒙古的独立储能多为磷酸铁锂电
池储能，按项目中标度电成本走势来看，现行

0.35 元/千瓦时的补偿标准，具有较强吸引力。

◆新政创新管理模式

内蒙古在探索新型储能运行模式上一直走
在全国前列，构建起以容量补偿机制为基础，蒙
西“容量补偿+现货交易”、蒙东“容量补偿+辅助
服务”的盈利机制。

早在 2023 年，内蒙古自治区能源局发布《独
立新型储能电站项目实施细则（暂行）》，明确纳
入示范项目的电网侧独立储能享受容量补偿。
彼时，政策要求仍区分电网侧与电源侧储能，电
源侧储能通过容量租赁、出售容量等方式获得收
益。《通知》进一步取消了电源侧和电网侧划分，
独立储能电站均享受容量补偿。

“基于是否享受配置新能源指标、应用场景
和功能定位不同原因，独立储能从管理上划分为
电网侧和电源侧独立储能，使得电源侧独立储能
和电网侧独立储能享受不同的容量租赁或容量
补偿等政策支撑。从参与电力市场机制或准入
而 言 ，各 地 对 二 者 并 无 本 质 差 异 化 要 求 或 规
范。”郑华指出，随着“136 号文”的颁布，强制配
储转为自由配储，独立储能必然回归商业本质，
简化管理。

独立储能区别于新能源配储或者火电厂联
合设立的储能形式，可以以独立主体身份直接与
电力调度机构签订并网调度协议，不受位置限
制。通过共享互联和统一调度，可实现更大的新
能源出力效率和投资效益。

《通知》要求，对于纳入自治区独立新型储能
规划的独立新型储能电站向公用电网的放电量执
行补偿。以“放电量”执行补偿，而不是“装机量”
补偿，补偿标准一年一定。可以真实反映储能的
有效容量价值，避免项目享受容量补偿后出现“躺
平”情况，促进不同技术路线之间的良性竞争。

郑华认为，磷酸铁锂电池储能存在标称功
率和容量难于动态监测问题，在运行中难以像
传统火电机组一样实现在线监测和检测，因此，
采用放电量补偿更为简单有效。

◆过渡政策路线

事实上，业内早已反映同为电网调节资源，
国家已经出台抽水蓄能容量电价机制。但发展
空间更大的新型储能，却无法同等享受容量电
价政策，面临不公平竞争，发展速度和质量严重
受限。

目前，抽水蓄能以两部制电价政策为主，其
中容量电价可以形象地理解为固定电话的座机
费，用于补偿储能设施的固定资产投资；电量电
价类似电话费，企业以实际发生的交易电量获得
收入。

近年来，甘肃、新疆、山东、河北等地陆续探
索出台针对新型储能的容量补偿或电价政策，比
如，甘肃电网侧独立储能按其额定容量参与调峰
容量市场，补偿上限是 300 元/兆瓦·日；新疆为
独立储能提供 0.2 元/千瓦时的容量补偿，2024 年
补偿标准调整为 0.16 元/千瓦时，2025 年补偿标
准进一步退坡至 0.128元/千瓦时。

 “在缺乏长效的电力市场机制和盈利模式
下，各地容量补偿力度不足，补偿收效甚微。”业
内专家向《中国能源报》记者指出，容量电价可
有效应对安全调节不确定性带来的储能收入
不确定性，受到储能企业热捧。但是，超过电
网灵活调节资源需求量过度采用这一商业模式
将拉高电力系统安全调节总成本，增加全体电力
用户负担。

　《通知》明确补偿费用，以月度为周期在发
电机组（厂站）间根据装机容量分摊。电网企业
按月测算补偿资金规模和各发电机组（厂站）的分
摊费用，向各发电厂发布。“单位容量实际发电能
力和对电网贡献度来看，煤电容量效果最佳、光伏
最差，从电力系统运行经济性角度，容量效果最差
电源理应承担更多成本。同时，用户电价承受能
力有限，只能让电源侧分摊。”业内人士称。

◆最终走向市场化

各地容量补偿政策对储能发展利好，但加快
容量市场建设更符合长远发展。

“容量补偿机制以政府定价为主，这种确定性
的补偿价格难以反映电力系统中长期容量需求的
周期性变化以及市场技术创新，长期看容易造成资
源错配。应该是通过市场化手段来解决，建立容量
市场。”业内专家指出，这个容量市场中不再区分技
术路线，灵活性煤电、气电、新能源、储能（抽蓄、新
型储能）等各类调节资源都可参与。

国家发改委、国家能源局印发的《电力现货
市场基本规则（试行）》明确要求，各地结合实际
需要探索建立市场化容量补偿机制，用于激励各
类电源投资建设、保障系统发电容量充裕度、调
节能力和运行安全。开展现货市场的地区，要做
好市场限价、市场结算、发电成本调查等与容量
补偿机制的衔接。具备条件时，可探索建立容量
市场。

“容量补偿机制最终都要过渡到容量市场。”
业内专家指出，目前，我国容量市场在加紧研究
中，其中一项重要环节就是对中长期容量需求进
行预测，通过竞价形成价格，但我国缺乏成熟的
容量需求曲线设计、市场出清规则和考核机制。
不同类型调节资源的贡献度、有效容量评估存在
困难，难以直接对标煤电，需要建立科学的测算
方法。部分区域、领域已建立容量补偿，过渡到
市场化需要打破现有利益格局，会遭遇一定阻
力。整体来看，平衡宏观调控和市场机制，确保各
类电源公平竞争，是容量市场建设的焦点和难点。

业内专家建议，分步骤、分阶段推进容量市
场建设。短期持续完善各地容量补偿机制，逐步
引入市场化元素，比如，山东对多类资源按可靠
容量补偿；中期在现货市场成熟地区开展区域容
量市场试点；长期致力于建立全国统一容量市
场，统筹优化各类资源，以经济最优方式实现最
高调节能力提升。

国家能源局近日印发的《2025 年能源
工作指导意见》提到，强化新型储能等技
术，特别是长时储能技术创新攻关和前瞻
性布局。在政策的有力引导与市场的强
劲驱动双重作用下，储能行业正迎来前所
未有的发展机遇，长时储能有望成为未来
竞争的主战场。那么，我国长时储能的发
展现状究竟如何？何种长时储能技术将
脱颖而出，占据优势地位？未来我们又将
面临哪些挑战，需突破哪些发展瓶颈？带
着这一系列问题，《中国能源报》记者专访
了在燃料电池、液流电池及新型储能技术
研究领域深耕二十余载的中国科学院院
士、南方科技大学碳中和能源研究院院长
赵天寿。

◆新能源并网亟须长时储能

随着中国风电、光伏装机容量突破煤电
且成本持续下降，可再生能源占比的快速提
升却面临“出力随机性”的天然短板。赵天
寿指出，当前中国弃风弃光现象与电力紧
缺矛盾并存，根源在于缺乏能够长时间平
抑能量波动的储能技术。“风光电的不可控

性直接影响并网比例，仅靠短时储能难以
支撑新能源对化石能源的规模化替代。”

赵天寿强调，长时储能技术通常指在
额定功率下持续放电时间超过 4 小时，其
已成为构建新型电力系统的必备技术，需
在发电侧、电网侧及用户侧全面布局。在
发电侧，长时储能可保障风光并网稳定性，
避免因天气波动导致的供电中断；对煤电
深度调峰和核电参与负荷调节而言，长时

储能技术亦不可或缺。电网侧，其核心功
能是削峰填谷，提升跨区域输电通道利用
率。以中国新建的多条风光外送通道为
例，其低谷时段常常超过 4 小时，需长时储
能实现能量跨时段转移。用户侧，工商业
电价谷段连续且时长超过 4 小时，长时储
能可通过峰谷套利降低用电成本。

“全球范围内已凝聚起发展长时储能
的广泛共识。”赵天寿指出，美国、英国以及
欧盟等众多国家和地区，纷纷将长时储能
技术纳入战略发展的关键方向。然而，当
前的储能技术仍存在一些局限性：抽水蓄
能技术成熟，储能时间长，但需要特定地理
条件；压缩空气储能技术储能时间长，已进
入示范阶段，效率在持续提升中；而锂离子
电池装机灵活，适合中短时储能。特别是
在大规模储能的应用场景中，储能技术必
须同时满足安全可靠、经济可行以及资源
可及性这三大要求。

◆液流电池或成长时储能“潜力股”

在众多长时储能技术路线中，赵天寿
认为，液流电池具有本征安全、时长灵活、

寿命长等优势，未来发展潜力巨大。
赵天寿表示，“液流电池以水系电解液

为能量载体，通过液态活性物质的氧化还
原反应实现储能，其功率与容量解耦设计，
电堆决定功率，电解液储量决定容量。这
赋予液流电池三大优势：本征安全、时长灵
活、循环寿命长。”

赵天寿认为，液流电池虽然技术优势
很明显，但成本问题一直是个“拦路虎”，阻
碍了它大规模推广。以全钒液流电池为
例，成本主要来自电解液和电堆两部分，要
想降低成本，就得从这两方面一起发力。

“一方面，要提高电堆的电流密度，这
样就能少用材料。”赵天寿解释说，通过把
电化学、工程热物理和材料科学等多门学
科结合研究，能让电堆的电流密度比传统
设计高出近一倍。目前产品级电堆的国内
最高水平可以做到 400mA/cm2，电堆材料
用量降低，成本下降。

赵天寿指出，另一方面，要提高电解液
的利用率。如果电解液利用率不高，不仅
会浪费钒资源，还会让运行成本增加。通
过设计出更高效的流道结构，电解液利用
率可提高到 80% 以上，进一步降低成本。

随着液流电池产能不断扩大，产业链
上下游协同合作越来越紧密。赵天寿预
测，未来五年内，液流电池成本将大幅下
降，成为理想的长时储能技术之一。

◆行业应聚焦长时储能技术攻关

在探讨长时储能行业的发展前景时，赵
天寿建议，行业同仁应当齐心协力，集中攻
克长时储能技术的难题，推动产学研用各界
的深度融合。我国在光伏、风电领域已走在
世界前列，储能技术的重大突破指日可待。

在新能源装机比重不断攀升的今天，
兼具安全性、灵活性和长寿命的长时储能
技术，有望成为新型电力系统的关键支撑。

为实现长时储能技术的广泛应用，赵
天寿提出三点建议：首先，加大技术研发力
度，重点突破电解液利用率、电堆电流密度
等关键技术瓶颈；其次，完善产业链布局，
借助政策引导和市场机制，推动长时储能
产业链上下游的协同发展，降低生产成本；
最后，持续优化政策支持和市场机制，建议
政府出台针对液流电池等长时储能技术的
支持政策，助力其商业化进程。

安全长时储能是新能源大规模并网的关键支撑
——访中国科学院院士、南方科技大学碳中和能源研究院院长赵天寿

■■本报记者 苏南

近日，国轩高科与晋景新能达成战略合
作，计划共建回收及售后服务体系，拟布局全
球 100 个服务网点。国内企业在海外布局回
收业务已并非个例，近年来，欣旺达、比亚迪
等知名动力电池、新能源汽车企业均曾表示
计划在海外开展电池回收业务；今年初，华友
循环与法国苏伊士正式签署了合作谅解备忘
录（MOU），双方将携手探索在法国及欧洲其
他地区电池处理领域的合作机会……国内企
业出海布局回收业务渐成新趋势。

随着新能源汽车市场的蓬勃发展，新能
源汽车动力电池正逐渐进入规模化退役阶
段。据中国电子节能技术协会电池回收利用
委员会产业研究部预测，2025 年，我国动力电
池退役量将达到 82 万吨；自 2028 年起，退役量
将超过 400 万吨，废旧电池回收利用行业产值
将超过 2800 亿元。但国内回收市场长期处于

“僧多粥少”的局面，竞争激烈。
国际市场方面，近年来国家和地区出口

政策向好，新能源汽车、锂电池作为我国外贸
出口“新三样”产品，出口量可观。2024 年中
国新能源汽车出口首次突破 200 万辆，占出口
总量的 31%。中国汽车工业协会数据显示，今
年 1－2 月，我国新能源汽车出口 28.2 万辆，同
比增长 54.5%。中国汽车动力电池产业创新
联盟发布的数据显示，2025 年 1－2 月，我国动
力电池累计出口 23.9GWh，同比增长 28.3%。

蓬勃发展之下，是海外市场对退役动力
电池回收规范的逐渐明晰。例如，欧盟最新
出台的《新电池法》要求电池生产者承担延
伸责任，包括电池的收集、处理、回收和处置
等环节。对于在欧盟市场销售的新能源汽
车电池，不管是欧盟本土生产还是进口的，
生产者（包括制造商、进口商、分销商等）都
需要在电池首次投入市场的成员国负责废
旧电池的收集，并确保其符合相关的回收和
处理要求。

中国新能源电力投融资联盟秘书长彭澎
向《中国能源报》记者坦言，现在国内电池厂商海外布局动力
电池回收的情况其实比国内更紧迫一些。“国外退役动力电池
的回收体系比国内要成熟，同时各方面的限制也比较多。”

早在 2018 年，工信部就已明确规定，车企是电池回收的
主体责任方。今年 1 月份，国务院印发《推动大规模设备更
新和消费品以旧换新行动方案》，提出将探索建设符合国际
标准的再生材料使用情况信息化追溯系统，并持续提升废
有色金属利用的技术水平，加强稀贵金属提取技术的研发
和应用。同时，还将及时完善退役动力电池及再生材料的
进口标准和政策。这意味着我国积极向国际退役动力电池
市场迈进。

上述背景下，中国企业迎来巨大机遇。国际智能运载科
技协会秘书长张翔在接受《中国能源报》记者采访时表示，所
有销往欧洲的新能源汽车，其电池必须在报废后由生产国回
收，这让海外的动力电池回收成为中国电池出口的一个必然
要求。“海外要求电池厂家自己回收自己的电池。随着中国新
能源汽车、动力电池持续出海，海外退役动力电池的回收市场
将十分广阔。这些汽车搭载的动力电池在完成使命后，会以
废弃物的身份被贴上‘回家’的标签，被要求运回中国处理。
对于头部车企而言，这意味着需要建立本地生产和回收体系，
比如在欧洲开设工厂，直接消化掉这些废旧电池。”

不过，机遇与挑战并存。“欧盟《新电池法》在电池回收方
面有明确的路径要求，这些都会增加企业的经营成本。接下
来还需要看各家企业在电池成本控制会不会拉开差距，这对
他们整体经营也会产生相应的影响。”彭澎说。

除了成本问题，中国企业在海外布局回收业务还有诸多
难题需要克服。“国内无论是在物流方面还是信息化方面，都
已做得比较好，但国外在这方面还是有很大的差距。同时，如
何有效整合利用国外现有的回收体系，比如汽车回收体系、家
电回收体系，来帮助国内企业更好地回收退役动力电池，都亟
待企业探索出切实可行的应对策略。”彭澎认为。

张翔表示，动力电池回收行业其实是一个朝阳行业，市场
庞大。哪家公司起步早，哪家公司就有可能占有先机，取得市
场主动权。“对于国内一些企业来说，国内的电池回收行业竞
争非常激烈，而海外的动力电池回收相比而言仍是一片蓝海。
如果中国企业能够把握机会，把中国动力电池回收的技术和
经验移植到海外市场，或将能抢占海外市场先机。”
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