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北京“蓝”的缔造者——京能清洁能源研究报告 

投资要点： 

区位条件独一无二，背靠大树展业顺遂。京能洁能母公司为十大地方能源集团之首

的京能集团。京能集团为北京市政府出资的唯一电力投资主体，负责首都的电力和

热力供应。京能集团旗下经营清洁能源业务的平台只有京能清洁能源和北京能源国

际两家，京能洁能是北京地区最大的风电、气电供应商，拥有地方性垄断经营权。 

经营节奏稳扎稳打，公司价值持续增厚。公司实施自主开发+收并购双轮驱动的战

略，现有可再生能源项目规模 8.8GW，在建项目 3.27GW，总储备容量 21.42GW，

计划每年实现 3GW 以上的并网计划。公司是绿电入京的主力执行者，享有京津唐

电网的中高电价和定向消纳的优越条件。从回报率角度，当前新能源市场风电优于

光伏，强消纳地区优于强资源地区，公司无论在装机结构和经营区位上均占据有利

条件，经营风格稳健，风光单位装机利润处于行业一流水平。此外公司在北京的燃

气供电供热业务受政策保护，每年经营十分稳定，提供业绩压舱石价值。 

绿电赛道长坡厚雪，现金奶牛属性渐显。全球能源结构转型的长期规划信心坚定、

路径清晰，产业的实际发展速度屡超预期。2023 年国内风光装机预计将达到

430GW/543GW，2023 年的高装机奠定了 2024 年业绩高增长的基础。过去 10 余

年风电和光伏分别降本 75%/89%，技术红利尚未消失，全面平价后与火电同台竞

争，补贴问题将逐步得到解决。后补贴时代，风光项目建成后即获得 25 年稳定的现

金流收入，行业将获得更为纯正的公用事业现金牛属性。 

悲观预期压制股价，市场忧虑可被消解。市场过于担心新能源的发电补贴、入市比

例提升带来的电价下调压力、容量电价机制改革、辅助服务费用和会计准则调整的

影响。事实上真正有压力的是辅助服务费用一项，可能会额外增加 5%-10%的费用。

其他事项中会计准则是一次性影响，补贴问题已在边际好转，入市比例提升在前面

几年已有相当体现，在储能配套设施和全国电力交易市场未完备的情况下对光伏发

电不利，政策端和产业端已有充分的应对方案。 

估值安全边际充足，同业比较优势突出。公司股价经历了持续 3 年的回调，当前估

值 4PE、0.4PB，处于明显低估位置，而基本面仍处于稳健增长轨道。当前股价的

安全边际来自于合理的资金分配和慷慨的分红计划、股息率和私有化价格的双重估

值锚、管理层的正确激励和筹码供给的出清。通过对市值、装机规模、成长性、盈

利能力、估值和股息率的综合分析，确信京能洁能为行业内性价比最优标的。公司

内部的增长目标围绕底线 10%、乐观 20%来制定，预期 2023-2025 年业绩分别为

33/40/48 亿元，对应估值分别为 3.9/3.3/2.7PE。 

催化剂：电价政策影响的落地；重大项目的建成；股息率提高；市场流动性的改善 

风险提示：电价超预期下降；装机进度不及预期；燃气补贴下降 
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有别于大众的认识 

1、 市场认为补贴欠账会拖累公司财务表现 

市场认为巨额的补贴会造成上市公司现金短缺，且在未来可能形成坏账。我们认为补贴问题由来已久，应关注其边

际影响。我们认为解决补贴的最佳时机已经到来，补贴问题更多是往边际好转的方向变化，在平价时代补贴将不再是新

能源发电公司的核心矛盾，过往因为补贴欠账而拖死一些公司的现象会越来越少。平价时代补贴需求的总盘子已经封口，

单个项目补贴资金也采取了收口办法。政策端和业界为彻底解决补贴问题提出了多条切实可行的解决路径，一是清查违

规项目，绿码项目加速发放；二是财政专项发款；三是成立专业性公司进行市场化发债；四是使用 Reits 基金等资产证券

化新手段。 

2、市场认为电价长周期下行会造成公司利润下滑 

新能源发电已完成装机平价和上网平价两项里程碑事件，用电端平价也在部分省份完成。新能源技术推动降本的路

径尚未达到瓶颈，因此成本端仍有相当充足的腾挪空间。煤炭供需紧张形势持续使火电盈利受损，火电持续在市场电价

浮动上限交易，市场整体电价水平较高。再加上电力供需紧缺问题可能贯穿十四五期间，全社会电价的下调压力并不明

显。新能源电价长周期下行一方面是技术进步的使然。后补贴时代新能源部分进入市场交易，市场电低于计划电导致整

体电价继续下行。这对光伏影响更为明显，对风电影响较小。然而目前新能源入市比例已达 40%-50%，由于存在部分优

先采购、优先消纳的情形无法全额上网，市场化比例继续提高的空间不大，电价下滑的幅度将逐渐开始收窄。同时也应看

到风电机组大型化、组件价格大幅下跌和融资利率下行让成本端释放了更大的利润空间，上市公司的单位装机运营利润

在降电价时期仍然保持相当稳定。 

3、市场对容量电价、辅助服务费用的改革过于悲观 

市场认为容量电价和辅助服务费用改革都是以绿补火的政策，为新能源大幅增加额外成本。我们认为首先要明确电

价政策的长远目标是火电让路绿电，一些必要的经济补偿和利益调节机制都是为了长期目标的达成路径更为通畅。其次

绿电项目回报率评价指标 IRR 要求并不高，如果大幅损害绿电的权益将会挫伤装机积极性，不利于 2030 年能源结构转

型目标的达成。火电机组在让出能源结构主体地位的过程中，产能利用下降，可能导致收入大幅萎缩，而且对火电进行灵

活性改造会增加环境处理费用和资产折旧，因此需要变原来的单一电量电价模式为电量电价+容量电价模式，利用容量电

价收入来部分弥补电量收入的损失。在不同省份容量电价收入会增厚火电机组收入 3%-16%不等，由于政策端不希望看

到总电价水平在改革后出现下滑，因此绿电所挂钩的容量电价降幅会低于这个数字。辅助服务费用对光伏的影响最高达

到 10%，对风电的影响最高达 5%，但辅助服务费用和绿电溢价是一体两面，未来会通过绿电绿证的交易价值来实现回

收。两项费用加总对绿电的影响平均约为 10%出头，对风电影响更小，在消纳能力强的省份影响更小。 

4、市场认为会计准则变化会导致上市公司业绩同比下滑 

三峡能源的三季报和投资者交流活动已为今年业绩敲响警钟，全年业绩可能出现同比下滑。我们认为会计准则调整

大多数情况下是改变了利润释放的节奏，不改变公司长期的现金流水平。此次会计准则调整对 2021 年抢装基数大的公司

影响较大，但影响时间不会长，2023 年业绩增速低意味着 2024 年利润释放的空间大。 

5、市场认为公司流动性不佳，影响价值的兑现 

 京能洁能目前为非港股通标的，每日交投相对清淡，换手率只有不到 0.2%，市场因此而担心公司估值受压，长期表

现低迷。我们认为流动性不足是造成公司处于当前异常低估值的一个重要原因，换一个角度，如果我们愿意付出一定流

动性的折让，就能在卓越的预期回报率下收集行业最优性价比的标的。我们把新能源电力公司的评价指标划分为 7 个维
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度，分别为市值、装机规模、成长性、估值、盈利能力和股息率，结果发现京能洁能同时具备中小市值和规模+中高速成

长性+极低估值+强盈利能力+高股息率的特征，综合计分表现为同行业最优水平。市场担忧港股流动性不无道理，但根据

香港市场的流动性分析框架，港股的流动性跟随美元潮汐而上下波动，在当前美元指数拐头向下的形势下流动性可能会

出现阶段性改善。最后，公司已着手提高股东回报水平，通过制定保质保量的股权激励目标，将股东价值、公司价值和管

理层激励绑定在一起，逐步提高股息派发比例。即使股价表现不佳，当前 8%、未来 12%的股息率也能为投资回报提供多

一层保险。 
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一、区位条件独一无二，背靠大树展业顺遂 

1、背靠十大地方能源集团之首京能集团 

京能清洁能源（以下简称京能洁能）的母公司为京能集团。京能集团前身北京国际电力开发投资公司最早成立于 1993

年，先后与北京市综合投资公司、北京市热力集团有限责任公司、北京京煤集团进行合并重组，最后形成目前的组织架

构。京能集团为十大地方能源集团之一，是传统五大六小电力集团以外的有力竞争者。集团主营业务涵盖电力生产和供

应、热力生产和供应、煤炭生产和销售、房地产开发经营、物业管理，注册资本 220 亿元，总资产规模达 4337 亿元。 

京能集团为北京市政府出资的唯一电力投资主体。集团纳入合并范围 644 户，其中核心的子公司 9 家，分别为京能

电力（600578.SH）、京能清洁能源（0579.HK）、北京市热力集团、京能财务有限公司、京能置业（600791.SH）、京煤

集团、昊华能源（601101.SH）、北京能源国际（0686.HK）、北京健康养老集团。 

电力能源板块贡献了京能集团 90%的盈利来源，是集团的核心支柱业务。2023 年上半年京能集团电力板块实现营收

267.32 亿元、毛利 74.43 亿元。过往 3 年电力板块的营收复合增速高达 20.95%，装机规模和上网电量双双实现了快速

提升。 

表 1 京能集团营收构成 

业务板块 2023 年 1-6 月  2022 年  2021 年  2020 年 

单位：亿元 收入  占比% 收入  占比% 收入  占比% 收入  占比% 

电力板块  267.32 58.79 516.54 56.63 416.18 52.1 353.12 52.66 

热力板块  92.24 20.28 149.56 16.4 145.88 18.26 136.94 20.42 

房地产销售  23.99 5.27 67.27 7.37 53.21 6.66 39.96 5.96 

煤炭板块  28.4 6.25 80.69 8.85 66.77 8.36 32.42 4.83 

其他  42.8 9.41 98.11 10.76 116.75 14.62 108.1 16.12 

合计  454.74 100 912.17 100 798.79 100 670.54 100 

数据来源：京能集团 

表 2 京能集团盈利构成 

业务板块 2023 年 1-6 月  2022 年 2021 年  2020 年 

单位：亿元 毛利润  占比% 毛利润  占比% 毛利润  占比% 毛利润  占比% 

电力板块  74.43 90.58 121.12 76.51 68.33 62.14 89.01 88.33 

热力板块  -12.86 -15.65 -33.51 -21.17 -31.28 -28.45 -27.71 -27.5 

房地产销售  2.36 2.88 7.18 4.54 3.34 3.04 11.44 11.35 

煤炭板块  10.08 12.27 50.22 31.72 48.14 43.77 13.35 13.25 

其他  8.15 9.92 13.29 8.4 21.44 19.5 14.68 14.57 

合计  82.16 100 158.3 100 109.97 100 100.77 100 

数据来源：京能集团 

 2、集团电源结构向可再生能源倾斜 

截至 2022 年年底，京能集团电力板块控股装机容量 3868.35 万千瓦，全年实现上网电量 1191.45 亿千瓦时，同比

增长 11.91%。集团内部经营核心电力能源的主体有 3 个，煤电业务由京能电力负责，清洁能源发电由京能清洁能源和京

能国际控股负责，电力销售区域分布在北京、山西、内蒙、宁夏、四川、云南、广东等地。 
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过去 3 年，京能集团控股装机容量复合增长 15.50%，从 2900 万千瓦大幅提升至 3868 万千瓦，主要由各类清洁能

源电站的增量所拉大，电源结构不断优化，煤电机组占比已下降至 46.01%。集团响应全国《十四五可再生能源发展规划》，

装机规划全面向清洁能源倾斜，此举赋予了京能洁能更重要的历史使命。集团发展清洁能源的初衷在于“配合北京市治

理城市环境污染、提升环境质量、满足绿色奥运要求”。在这一宗旨框架下，集团以京能清洁能源为平台整合了集团内部

燃气热电联产、风电、水电、光伏发电、集中供热等一批最优质的清洁能源业务。 

3、京能洁能为集团内部嫡系优等生 

京能清洁能源是北京地区规模最大、实力最强的清洁能源企业。公司控股装机容量达到 13.72GW，涵盖燃气发电、

风电、水电，不同业务又各有特色。风电业务方面，公司是北京地区最大的风电运营商，以 5.06GW 的装机容量排名国

内第八。燃气方面，公司在北京地区运营 7 个燃气热电联产电厂，发电量占北京燃气发电量的 40%以上，供热量占北京

集中供热量的 40%以上，为北京地区燃气供热供电的绝对龙头。 

京能集团旗下还有另一个新能源运营平台——京能国际控股（0686.HK，以下简称京能国际），该公司同为港股上市

公司，定位为国际化、市场化清洁能源投资平台，集团持股 32.04%。京能国际历史沿革和股东成分较为复杂，公司前身

为熊猫绿能，以建设熊猫造型的光伏电站而名噪一时。熊猫绿能于 2013 年上市，背靠大股东招商局资源快速扩张，6 年

时间装机容量增长 16 倍，从 140MW 扩大至 2.3GW。2016 年熊猫绿能提出更为激进的“熊猫 100 计划”，目标 5 年时

间在全球建设 100 座熊猫电站，把总装机容量扩张至 5GW。过于激进的扩张计划令熊猫绿能的财务状况弱不禁风，财务

地雷终于在 2018 年 531 事件和迟迟未能到位的发电补贴拖累下引爆。 

2020 年京能集团接手，把熊猫绿能更名为京能国际，增资扩股注入 18 亿流动性支持，置换高息债务，改组董事会

成员，清理无效资产和拖欠坏账。重组后的京能国际股东成分复杂，第一大股东京能集团持股 32%，第二大股东招商新

能源持股 15.37%、第三大股东华清光伏（中国华融海外）持股 13.61%，第四大股东 NEX 持股 9.37%。招商新能源曾为

招商局旗下开展新能源业务的业务平台，但目前已非集团重点业务，招商局官网组织架构和新闻栏目中已无任何与“招

商新能源”相关的字眼。 

图 1 京能洁能资产规模及盈利质量均领先于京能国际（仅风电光伏） 

 

数据来源：Wind 

京能集团旗下清洁能源业务采用双平台模式运营，但无论从股权结构还是资产质量角度，京能洁能都体现出相当明

显的优势。首先，京能国际股东背景纷繁复杂、内部不同势力的利益诉求不一致，足以引起投资者忧虑；相较之下，京能

洁能股权结构单纯，集团持股比例 68.67%，先后实施两期股权激励计划，内部凝聚力强。其次，京能国际的存量资产存

在一定的历史遗留问题，ROE 不稳定且平均只有不到 5%，远低于 9-%10%的行业平均值；而京能洁能的资产干净，自

主开发+双轮驱动拓展电站资源，开发速度遵照集团指引不疾不徐，ROE 指标已连续 10 年站稳 9%平台之上。最后尤为

9.77%
9.33%

10.38%

11.69%

5.58%

9.89%

4.45%
3.65%

0%

2%

4%

6%

8%

10%

12%

14%

0

1

2

3

4

5

6

7

8

9

10

2020 2021 2022 2023H1

京能洁能 装机规模 京能国际 装机规模 京能洁能 ROE(右轴) 京能国际 ROE(右轴)



 

 

                                                                                         公司研究7 
 

 
 

 

 

重要的一点是，京能洁能并不是纯粹的风电光伏运营商，公司把控了京能集团内部可能是最硬核最稳定的现金牛业务：

北京的燃气供电供热业务，这一块业务属于区域垄断型业务，受政策保护，现在每年贡献 125 亿收入和 12 亿利润，扮演

着压舱石的角色。 

二、经营节奏稳扎稳打，公司价值持续增厚 

1、丰富的项目储备锁定未来成长性 

不论行业周期如何变化，京能洁能均按照自身稳健的经营节奏实现了装机规模的扩张。2020 年-2023 年上半年，公

司的风电装机规模从 2.8GW 提升至 5.17GW，光伏装机规模从 2.91GW 提升至 3.65GW，装机规模年均增速接近 20%。

从过往表现来看，公司的工程建设进度较快，执行力突出，往往能提前完成任务，如查干淖尔电厂、巴彦淖尔乌兰特后期

等大基地特大型项目都先于预定时间完工并网，提前锁定了 2024 年的业绩增长。 

丰富的储备项目池是公司可持续性增长的动力源泉。截至 2023 年 3 月公司在建项目达到 3.27GW，预计总投资规模

为 197.52 亿元，其中 80%资金来源于外部融资，已完成投资 81.3 亿元。公司制定自主开发+收并购双轮驱动的战略，计

划每年实现 3GW 以上的并网计划。可再生能源项目总储备容量达到 21.42GW，至少可以满足公司未来 7 年的开发需求。 

表 3 京能清洁能源重点在建工程（截至 2023 年 3 月） 

项目名称 装机容量 MW 预计完工时间 总投资/亿元 

峡盛天津宁河东棘坨镇集中式风力发电项目 80 2023 年 12 月 6.66 

张家口市万全区整区屋顶分布式光伏开发试点项目 50 2023 年 12 月 2.09 

灵寿县京实智慧新能源科技有限公司灵寿县源网荷储一体化试点示范项目 190 2023 年 12 月 9.78 

京能建平太平庄 50MW 风电项目 50 2023 年 6 月 3.48 

大庆京能风电平价上网项目 50 2023 年 6 月 3.43 

大庆京能 50MW 平价示范上网项目 50 2023 年 7 月 3.46 

京能阿巴嘎旗沙地绿色生态治理 100MWp 光伏项目 100 2023 年 7 月 3.99 

京能查干淖尔电厂风光火储氢示范项目阿巴嘎旗 30 万千瓦风电项目 300 2023 年 12 月 21.03 

京能查干淖尔电厂风光火储氢示范项目阿巴嘎旗 20 万千瓦光伏项目 200 2023 年 12 月 11.54 

上海庙至山东特高压通道配套巴彦淖尔风电基地 400 2023 年 12 月 28.88 

巴彦淖尔市乌兰特后旗京能 200MW 风电项目 200 2023 年 9 月 13.64 

京能查干淖尔电厂风光火储氢示范项目苏左 50 万千瓦风电项目 500 2023 年 12 月 35.03 

镶黄旗京能文贡乌拉风光电站扩建 100MW 风电项目 100 2023 年 9 月 6.64 

浑源县 100MW 光伏发电+10%储能项目 100 2023 年 9 月 5.06 

宁夏京能宣和 150MW/300MWh 储能项目 150 2023 年 5 月 5.2 

京能韩城桑树坪 100MW 农光互补光伏发电项目 100 2023 年 12 月 6.27 

京能钦州长城百万千瓦新能源示范基地（一期 150MW）光伏项目 150 2023 年 8 月 7.75 

广西中伟一期屋顶分布式光伏项目 37 2023 年 6 月 1.57 

宜昌市夷陵区小溪塔天然气热电联产项目 150 2023 年 10 月 9.81 

东源县涧头镇洋潭村 100 兆瓦农光互补光伏电站项目 100 2023 年 12 月 4.71 

监利程集镇邹集村 80 兆瓦渔光互补项目 80 2023 年 7 月 3.22 

福建省 100MW 屋顶分布式项目 100 2023 年 10 月 4.28 

合计 3236.95 -- 197.52 

数据来源：债券评级报告 

 

2、绿电进京主力，“北京蓝”的缔造者 
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 “既要光和热，又要蓝天白云”，是北京能源供应与消费的必答题。《北京市“十四五”时期电力发展规划》计划通

过“减煤、稳气、少油、强电、增绿”的手段，把可再生能源的消费比例提高 4 个百分点到 14.4%，外调绿电量从 145.6

亿千瓦时增长至 300 亿千瓦时，到 2025 年新增可再生能源装机 210 万千瓦，到 2035 年全市基本实现无煤化。规划上的

重点在于可再生能源装机和外调绿色电量，均明确表示要实现 5 年翻倍的目标，而这一切依赖于环京带新能源基地的建

设。 

北京市周边已密集布局多个“绿电进京”能源基地，积极推进外埠清洁电源项目建设。十四五规划特别提到积极推进

环首都风电基地建设，支持晋蒙区域可再生能源基地建设，研究推动吉电入京以及大同、赤峰等千万千瓦级可再生能源

基地的前期工作，重点支持推进上都电厂、托克托电厂、蔚县电厂、岱海电厂等风光火储一体化项目建成投产。探索建立

“域外资源开发、绿电定向输送、本市定向消纳”的绿电进京模式。 

表 4 北京市十四五时期电力发展目标 

类别 指标 2020 年 2025 年 

用电需求 用电量 1140 亿千瓦时 1400 亿千瓦时 

用电负荷 2288 万千瓦 3300 万千瓦 

供电能力 总装机 1316 万千瓦 1533 万千瓦 

可再生能源装机 218 万千瓦 435 万千瓦 

外调绿色电量 146 亿千瓦时 300 亿千瓦时 

可再生能源电力消纳 16.4% 达到国家要求 

外受电通道输电能力 3100 万千瓦 4300 万千瓦 

电网结构 主干电网 一环七区四深入 一环九区六深入 

220 千伏 七大分区 九大分区 

电网高峰负荷削峰能力 -- 3%-5% 

供电可靠率 99.995% 99.996% 

电能替代 充电桩 23 万个 70 万个 

换电站 159 座 310 座 

电能消费占比 27.7% 29% 

数据来源：北京市城市管理委员会 

京能集团作为北京市属国有独资综合能源企业，肩负着保障首都电力能源安全和供应的使命，在绿电入京的进程中

担负着不可替代的执行者角色，也是环北京电源基地大规模建设的受益对象。凭借集团定位优势，京能洁能在环京带、绿

电进京项目上获得得天独厚的项目资源，储备项目主要位于风力资源丰富的中国东北及华北地区，如内蒙古、北京、宁

夏、河北、辽宁等地。 

京能洁能已参与多个绿电进京项目，如张家口-北京冬奥项目、大同市京能千万千瓦综合能源基地、内蒙古京能乌兰

察布市二期风电基地、锡林郭勒盟可再生能源外送基地、查干淖尔特高压外送项目。 

其中有两个 GW 级项目具备标杆性示范意义：一是张家口-北京冬奥项目，风电基地装机规模 1.2GW，为冬奥场馆

提供了 1.7 亿度绿电，帮助北京冬奥会成为历史上首个全场馆 100%绿电供应的奥运项目。二是查干淖尔风光火储氢 1GW

示范项目，项目位于内蒙古锡林郭勒盟，2022 年 3 月开工建设，2023 年 11 月并网，包括 800MW 的风电项目（苏尼特

左旗 500MW+阿巴嘎旗 300MW）和 200MW 的光伏（阿巴嘎旗 200MW）项目，15%比例配置电化学储能系统，制氢-加

氢一体站项目总规模 2000NM^3/h。查干淖尔项目是京能集团首个风光储氢一体化项目，一度以样板工程的身份登上人

民日报版面。 
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3、运营效率处于行业中上游 

可再生能源电站的运营质量取决于项目的自然资源和利用效率，一般通过上网电价和利用小时数来判断。我国把风

资源分了 4 个资源区，把光资源分了 3 个资源区。风电一类资源区包括内蒙古的大部分地区和新疆小部分地区，年等效

利用小时数在 5000 小时以上；二类风能资源区包括河北省张家口市、承德市，内蒙古赤峰市、通辽市、兴安盟、呼伦贝

尔市，甘肃省张掖市、嘉峪关市、酒泉市等，年等效利用小时数 3000-5000 小时，属于风能较丰富区；三类风资源区年

等效利用小时数在 2000-3000 小时，属于风能可利用区。四类资源区年利用小时数在 2000 小时以下，属于风能贫乏区。

类似地，太阳能资源区被划分为三类，一类资源区年利用小时数在 1600 小时以上，包含宁夏、甘肃、新疆、内蒙古等地；

年利用小时数 1400-1600 的为二类资源区，三类资源区年等效利用小时数在 1200-1400 小时。 

2022 年全国风力发电平均利用小时数 2259 小时，光伏发电平均利用小时数 1202 小时。京能洁能项目多地处环京

带，大部分属于风光资源都充足的地区，自然禀赋较好。公司弃风弃光率较低，风电限电率约为 7%，光伏限电率约为 4%，

综合而言，公司风电利用小时数达 2338 小时，光伏利用小时数达 1436 小时，均显著高于行业平均水平。 

图 2 京能洁能主要项目分布（2021 年数据） 图 3 我国风光资源分布 

 
 

数据来源：公司业绩发布会 数据来源：国际风力发电网 

可再生能源项目的盈利能力取决于三个因素：建设成本、利用小时数、上网电价。IRR 与电价成正比，与弃风率、单

瓦投资成本成反比。当初始建设成本较基准情形下降 10%，项目资本金 IRR 就能从 5%提升到 10%，类似地当项目利用

小时数提升 10%或项目电价提升 10%，项目资本金 IRR 也能从基准情形的 5%提升到 10%。 

图 4 风电项目资本金 IRR 对建设成本、利用小时数和上网电价最为敏感 

 
数据来源：广发证券 
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电站净利润计算公式=电价×发电量-折旧-财务费用-其他成本。通过对公式构成项进行拆解发现，电价本身周期性波

动，不同各地区差异较大，新疆、宁夏的燃煤电价低至 0.25 元/度，东南部的广东、湖南高至 0.45 元/度；发电量取决于

装机容量与利用小时数的乘积，其中装机容量要考虑控制和权益的差异，利用小时数并不一定等于风光资源禀赋，还要

考虑消纳并网难度；折旧取决于初始建设成本，主要受到风机和光伏组件价格的影响；财务费用与融资成本密切相关。 

几个要素之间一般处于不可能三角的关系，风光资源好的地区可利用小时数高，但上网电价低，且消纳情况不佳，纳

入辅助服务费后还可能承担较高的补偿成本。不同省份之间电价首尾差异近 45%。弃风弃光率首尾差异近 10 个百分点，

而一类资源区和三四类资源区的资源禀赋不一定能拉开 1 倍的差距，所以资源禀赋好的项目不一定就盈利能力强。典型

如内蒙、宁夏、甘肃、青海等地区，可利用小时数高，但弃风弃光率居高不下，上网电价也低人一等，“表面光鲜”的资

源禀赋未必能顺利转化为优越的经济效益。此情景下绿电进京项目的“定向输送”、“定向消纳”条款显得弥足珍贵，相当

于为京能洁能的电量电价提供兜底保障。 

图 5 风电光伏运营商业绩拆分 

 
数据来源：东方财富 

 

图 6 各省份燃煤电价差异巨大 

 

数据来源：国家发改委 

由于新能源进入市场化交易的比例不断提高，因此入市模式、受电地区对整体电价起到关键影响。通过对各省市的

新能源市场化交易模式分类，发现在新能源发电量占比高，且消纳能力低的地区，政策倾向于全部入市。如青海省新能源

装机量占比达 63%，发电量占比达 35%，而风光利用率只有 91%-93%左右，符合高发电量占比、低消纳能力的特征，

政策要求集中并网新能源企业全部参与市场化交易。新能源占比较低、消纳能力较强、电价承受能力较强的地区，新能源

入市比例极低。换言之在下图（3）、（4）项所列的北京、江苏、浙江、安徽、上海等地新能源能够获得最优厚的价格水

平。 
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图 7 各地区新能源市场化交易模式 

 
数据来源：天风证券 

落脚到上市公司业绩层面，表征运营效率和盈利质量最核心的指标为单位装机利润和长期 ROE 水平。单位装机利润

反映经营层业务层表现，ROE 增加了对融资成本、税收和杠杆率的考虑。A 股和港股 10 家主流新能源运营商的单 GW

运营利润落在 3-6 亿元之间，中位数 3.76 亿元；2022 年行业的 ROE 水平处于 4.5%-14.3%之间，中位数 8.9%。京能洁

能的单 GW 运营利润为 4.24 亿元，ROE 为 10%，均处于行业中上游水平。行业内单位利润和 ROE 俱佳的有华润电力、

中广核新能源、大唐新能源和京能洁能。如果增加业绩稳定度的考量，则只有中广核新能源和京能洁能 2 家公司能够连

续 5 年把 ROE 维持在 9%以上。 

图 8 京能洁能单位装机利润及 ROE 处于行业前列 

 

数据来源：各公司年报 

三、绿电赛道长坡厚雪，现金奶牛属性渐显 

1、能源结构转型规划信心坚定、路径清晰 

绿色电力将逐步取得能源主体地位，全球能源结构转型的长期规划信心坚定、路径清晰。二十大施政报告提出加快

规划建设新型能源体系。《十四五可再生能源发展规划》提出 2030 年我国风电装机、光伏总装机目标达到 12 亿千瓦以

上，折算下来年均装机目标超 55GW。这个数字已领先全球各个主力新能源装机国的发展规划，但业界的预测更为乐观。
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2021 年全球能源互联网发展合作组织发布《中国 2030 年能源电力发展规划研究及 2060 年展望》，预计 2025 年我国电

源总装机达到 29.5 亿千瓦，其中清洁能源装机 17 亿千瓦，占比 57.5%，正式确立主导电源地位。 

按照报告预测，2020-2025 年，光伏风电装机接近翻番，从 2025-2030 年，光伏风电装机再增长 70%，两个 5 年规

划间风光 CAGR 分别达到 15%和 11%，远远高于 5.4%的全社会用电增速, 2025-2030 年之间新增电力需求全部由清洁

能源来满足，2030 年清洁能源装机占比将达到 70%。 

表 5 全球主力新能源装机国发展规划（2022 数据） 

国家/经济体 电源类型 存量装机 目标装机 年均装机目标 

中国 风电+光伏 758（2022），902（2023Q3） 1200（2030） 55 

美国 海上风电 0.04（2022） 30（2030） 3.7 

美国 光伏 114.2（2022） 464（2032） 35 

欧盟 光伏 164.9（2021） 760（2030） 66.1 

欧盟 风电 约 190（2021） 480（2030） 32.2 

英国 光伏 13.7（2021） 50（2030） 4.0 

英国 风电 27.1（2021） 80（2030） 5.9 

印度 非化石燃料 158（2021） 500（2030） 38 

数据来源：惠誉博华 

产业的实际发展速度超越了市场的乐观预期，2023 年 1-9 月风电新增装机容量 33.84GW，同比增长 74%；1-9 月光

伏新增装机 128.94GW，同比增长 145%。至 2023 年年年底风光装机预计将达到 430GW/543GW，年均新增装机规模已

抬升至 71/183GW，再次大幅超越了前期的乐观预测。 

2023 年风光新增规模的高速增长奠定了 2024 年电站运营商集体高增的基调。时至今日中国的风电和光伏累计装机

容量已经达到全球相应装机比重的 40%，且在全球范围内的容量领先优势还在不断拉大。2023 年 3 月份，国内非化石能

源发电装机容量占比达到 50.9%，历史性地首次超过化石能源发电装机容量。至此电源端的建设已初见成效，但电力系

统的建设远未完备，区域电力调配互济、市场化电价交易定价体系、存量火电利益等复杂问题仍然待解。政策的决心是化

解一切机制设计问题的钥匙。“长期建立以可再生能源为支柱的新型电力体系，坚定以新的体制机制来支撑能源供给和储

备调运方向”，对于化解实践过程中出现的种种不适应有着强烈的底线兜底意味。 

图 9 零碳情景下 2020—2060 年电源装机结构 图 10 零碳情景下 2020—2060 年发电量结构 

 
 

数据来源：《我国电力碳达峰、碳中和路径研究》 

2、传统电力巨头与绿电新贵同场竞技 
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能源结构和电力系统的转型升级快速推进，将对电力生产和运营行业产生深远持续的影响。碳达峰压力下，传统火

电公司势将面临长期的钝刀割肉般的去产能过程，配建绿电装置已成为不可避免的选择。因此行业规模扩张的动力不仅

来自于三峡能源、龙源电力等专门化新能源公司，也有来自于华能国际、国投电力等老牌火电公司的转型。过去 3 年煤

价高企的环境令老牌火电公司盈利备受压力，加速了向清洁能源转型的决心。由于其拥有体量、人员和项目的固有优势，

很轻松地就交出了碾压同行的装机数据。 

从各大能源集团十四五规划装机目标来看，2021-2022 年实际装机规模明显偏低，与规划量差距较大，因此合理预

期未来 2 年可能重新进入加速装机阶段。 

表 6 大型电力集团装机进度落后于规划 

单位：万千瓦 2021 2022 目标对应 2023-25年均装机 

华能国际 320 606 800 

国电电力 89 306 700 

龙源电力 202 441 600 

大唐新能源 85 112 556 

广宇发展 148 22 550 

三峡能源 729 353 500 

中国核电 362 366 492 

国投电力 40 103 237 

华润电力 420 156 800 

数据来源：各公司公告 

3、技术降本的长期通道尚未打破 

技术发展推动的长周期降本，是风电光伏产业区别于火电水电的重要标志。从 2010 年至 2022 年，我国陆上风电

LCOE 降幅达到 75%，光伏 LCOE 降幅达到 89%，当前风电和光伏新建项目的度电成本已低于火力发电的成本范围。可

再生能源产业正以史无前例的速度实现技术和规模化降本，推动清洁电力实现平价上网。 

图 11 风光 LCOE 已低于火电成本带 图 12 陆上风机及光伏组件中标均价快速下降 

 
 

数据来源：IRENA 数据来源：wind，金风科技 

近期风机招标价和光伏组件价格双双大跌，即是产业长周期降本的一个缩影。风机大型化趋势愈演愈烈，陆上主力

机型从 2-3MW 升级至 5WM 机型，据罗兰贝格测算，机组大型化推动单位成本下降 14%。2022 年风电主机头部厂商放

弃昂贵的直驱路线，转投更具经济性的半直驱路线，成为加速风机招标价下探的重要推手。当前风机主流招标价已下探

至 1600-1800 元/KW 价格带，较 2022 年年初已跌去两成。光伏组件价格在 2021 年因上游硅料暴涨顶牛，至 2022 年下
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半年出现松动。随着上游硅料的新产能密集释放，硅料价格已从 300 元/kg 高位跌落至 60 元/kg，光伏组件价格也从 2 元

/W 下降至 1.3-1.5 元/W 区间。 

从成本结构来看，无论是风机还是光伏组件，都占据各自项目投资成本的 50%左右，上游成本端的松动无疑将会形

成明显的降本效应，转而抬升项目 IRR 水平，刺激运营方加快装机并网速度。以 100MW 的风电场新项目为例，在其他

条件不变的情况下，4000 元的风机价格下降能够提升全生命周期 IRR 约 1.5 个百分点。 

图 13 新能源电站运营商毛利率持续占优 图 14 火电 1000MW 机组三大主机单台价值量 

 
 

数据来源：Wind 数据来源:中国招标投标公共服务平台 

新能源发电的渐进式降本，既是占据主体能源地位的先导技术条件，也是电站运营公司可持续运营的根基。因为从

补贴时代过渡到平价时代，再到市场化交易电量比例大幅提升，新能源上网电价的整体趋势是不断下滑的。上市公司的

单位装机净利润仍能够维持相对稳定，依赖的是在成本端不断压榨上游。以风电行业为例，风机头部供应商金风科技（风

机部分）和明阳智能在 2018-2020 年和 2021-2022 年出现了两轮大幅度的降价潮，毛利率均下滑至 20%以下，腰部尾部

供应商大多处于盈亏平衡状态，同一时期龙源电力和节能风电等运营商的毛利率并没有出现太大的起伏。 

值得庆幸的是新能源降本尚未遇到瓶颈。根据国网能源研究院的预测，未来数年清洁能源成本还有 10%-15%的下降

空间，陆上风电度电成本预计将从 2020 年的 0.287-0.539 元/KWh 下降至 2025 年的 0.241-0.447 元/Kwh，光伏度电成

本预计将从 2020 年的 0.245-0.512 元/KWh 下降至 0.22-0.462 元/Kwh。而传统能源对此无能为力，火电机组投建成本

不降反升，近期 1000MW 机组三大主机单台价值量达到 11 亿元以上，较 2021 年上涨了约 30%。 

4、全面平价后补贴困扰平息 

新能源发电平价上网后，参与现货市场的比例提升，而现货市场的形成价格以火电的燃煤电价为基准，上下浮动 20%。

新能源与火电在同一市场进行价格竞争，两者的电价联系从过往的相对独立转变为一定程度上挂钩联动。 

火电的电价决定因素中最为关键的是动力煤价格，过往 20 年火电被视为周期性行业的原因主要是煤炭价格周期性波

动大幅影响火电的成本端，行业政策多次以煤电联动、长协煤、电价上浮等手段调和电、煤两者之间的利益矛盾。当前正

处于新一轮煤炭景气周期中，火电公司基本按 70%签订长协煤协议，也仅仅能把长协煤价维持在 720 元/吨的水平，大幅

偏离历史中枢价格 550 元近 40%。在电价端多个省份的火电也是普遍较基准价顶格上浮 20%。尽管火电已充分打满政策

可腾挪的空间，也仅仅在利润端实现微弱的盈亏平衡，可见当前燃料成本对火电的压力之大。展望未来 1-2 年煤炭供需

紧平衡格局难以改变，火电电价大概率将维持较高的基准水平，拉高整体电价水位。 
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图 15 长协煤价近 3 年维持高位 

 
数据来源：Wind 

在将来成熟的电价形成机制下，绿电电价+辅助服务成本应等于火电电价+环境成本，绿电既享有环境溢价，也需要

付出一定的辅助服务成本。当前的政策阶段性地倾斜于辅助服务市场，环境溢价尚未得到成功定价，因此暂时看起来政

策出现了阶段性的以绿补火的倾向。 

政策的偏倚应放在火绿两者所处阶段的差异中去理解，火电短期受到高位煤价挤压，连续 3 年亏损，长期需要让出

主体能源地位，承担兜底角色。新能源属于技术领先性行业，科技属性加持下每年具备 2%-5%的降本空间，5-10 年维度

装机复合增速在 10%以上，因此可以短暂让渡部分短期经济利益，优先实现跑马圈地的任务。 

新能源平价之路已完成了多个里程碑，从建造端平价到发电侧平价已完美兑现，用电侧平价也指日可待。当火绿终

端电价可以近乎无差别竞争时，补贴的历史使命完结，长期困扰行业的补贴拖欠问题将不复存在。新能源电站一旦投运

即能稳定运行 25 年，无需燃料成本，无需大额维护，无化石燃料能量衰竭问题。后补贴时代新能源电力行业将回归公用

事业属性，财务特征从目前的重资产高投入类型转型为稳定高分红的现金牛。这方面京能洁能为业界优质公司的代表，

年分红金额 10 亿元，股利支付率 35%，股息率高达 8%。 

图 16 火电和新能源电价联动 

 
数据来源：广发证券 
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5、融资利率下降有利于大幅提升新建项目回报率 

可再生能源行业的投资成本中只有 30%来自于自有资本金，其余 70%来自于借贷资金，投资过程等于承担了 2 倍的

杠杆，因此杠杆的成本——贷款利率的变化将会对整个项目的 IRR 造成很大的影响。 

以陆风项目为例，在初始成本不变的情况下，贷款利率每下降 1 个百分点，资本金 IRR 将提升 1.2-1.3 个百分点。对

于光伏项目，在初始成本不变情况下，贷款利率每下降 1 个百分点，资本金 IRR 将提升 0.9-1.7 个百分点。2020 年以后

国内基准利率进入下降通道，5 年期 LPR 已较高点下调 80 个基点，约提升项目回报率 1 个百分点。长期低利率环境有

利于电站运营商提升新建项目的回报率并加快装机并网进度。京能洁能近期的融资利率已下降至 3%这一极具竞争力的水

平。 

图 17 陆上风电 IRR 对建设成本和贷款利率的敏感性 图 18 光伏电站 IRR 对建设成本和贷款利率的敏感性 

 
 

数据来源：东方财富  

五大六小电力集团对新项目的要求全投入 IRR 为 6%-8%，放大资本金 IRR 的关键在于使用低成本杠杆，因此央国

企的融资优势非常突出。民营可再生能源运营商的优秀代表协合新能源去年的融资利率为 5.4%，2023 年为 4.2%-4.6%，

已为民企中最优惠的融资利率水平。身为中型国企的京能洁能融资利率低至 3%，大型央企利率更低，如三峡能源的综合

融资利率水平一般低于 1 年期 LPR50-75 个基点，可低至 2.70%-2.95%左右。近期龙源电力短期融资券发出的利率甚至

低至 2.1%。 

国央企低利率的威力不容小觑。国央企与民企 2 个点的融资利率差距，乘上 3-4 倍的杠杆水平，体现在资本金 IRR

上就是 6%-8%的收益率差距。 

四、悲观预期压制股价，市场忧虑可被消解 

纵然拥有长期光明的前景、较为亮眼的表观业绩、稳定增长的商业模式，新能源运营商的股价与估值却一直踟蹰不

前，板块内破净、破发个股比比皆是。风电龙头龙源电力股价自高位下跌 70%，当前估值 7.5PE、0.66PB；在 A 股上市

的三峡能源股价自高位下跌 40%，当前估值 16 倍 PE，1.5PB。股价现实与产业预期严重脱节，其中既有大市市况低迷

的拖累，也包含了投资者对一些现实问题的忧虑，譬如担忧巨额补贴拖欠、担忧消纳不畅、担忧以火补绿、担忧电价长期

下行、担忧会计准则调整等。 

当前行业估值处于近 10 年 20%-30%的分位值上，尤其是港股部分公司已出现 8%股息率的极佳性价比水平，显然

对悲观预期的计入已较为充分。事实上类似的担忧是每一轮周期底部的注脚，往往在事后被行业的发展、公司业绩的增

长、政策机制的理顺所化解。在一个既具有公用事业属性，又享受政策扶持鼓励的行业，阶段性的发展问题往往以润物细

无声的姿态被消解。 

1、解决补贴拖欠问题的最佳时机已经到来 
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对可再生能源进行补贴，加速其商业化成熟，是全球多国施行并被证明行之有效的产业扶持政策。问题是补贴的认

定、补贴的额度、发放的方式、退出的节奏都是复杂而庞大的课题，对企业的正常经营和资本开支计划产生巨大的扰动，

也催生了骗补、欠补、路条交易等行业灰色问题。由于补贴的存在，可再生能源发电行业除了产业自身的经营周期外，还

额外增加了一个补贴周期。一方面，由于补贴以阶梯下降的形式退坡，年度截止日前后获得的补贴金额差距悬殊，导致大

量项目抢在阶段截止日前装机并网，由此产生了独特的抢装周期。每逢行业抢装必然乱象百出，如加剧供需矛盾导致供

应链价格上涨、电网/外线额外支出增加等。另一方面，补贴发放的时间并不规律，当年发电所获得的补贴甚至要到 3 年

后才获得发，造成企业的现金流水平与立项时所计算的回报水平并不相符。部分经营过于激进或融资能力不足的企业在

补贴拖欠期间负重前行，陷入“企业规模越大、发电电量越多、现金流越差”的怪圈，现金流断裂的风险很大。 

可再生能源补贴拖欠的问题由来已久，当前欠补未发规模高达 4000 亿元，主要原因是资金来源不能满足补贴需求，

可再生能源发展基金未能够足额征收。当年征收的可再生能源电价附加资金仅为当年电价补贴需求资金的一半左右，因

此在资金来源机制无更新的情况下，拖欠补贴款规模似乎会越滚越大。 

换个角度考虑，解决补贴问题的最佳时机已经到来，关键原因是国内风光全面平价条件的成就。过去 10 年，国内陆

上风电和光伏的发电成本分别下降了 30%和 75%，技术进步降本的模式走通，新能源发电成本与燃煤成本相当接近。自

2021 年起新核准的陆上风电项目和光伏项目不再享受国家补贴，新核准海上风电自 2022 年起不再补贴。中国可再生能

源学会风能专业委员会秘书长秦海岩认为，“在平价时代，补贴需求的总盘子已经封口，单个项目补贴资金也采取了收口

办法，再者，绿色复苏计划提供了契机”。 

补贴拖欠的问题已引起国家主管部门的重视，解决思路有四条，第一条思路是核查摸清欠补底数，盘点存量补贴项

目，取消并退还不合规项目的补贴资金，减轻补贴压力。2022 年 3 月国家发改委、国家能源局、财政部三部委联合发布

《关于开展可再生能源发电补贴自查工作的通知》，决定在全国范围内开展可再生能源发电补贴核查工作，核查对象包括

电网和发电企业，范围为截止到 2021 年 12 月 31 日已并网有补贴需求的全口径可再生能源发电项目，旨在从项目合规

性、规模、电量、电价、补贴资金、环境保护等方面进一步摸清可再生能源发电补贴底数，严厉打击可再生能源发电骗补

等行为。业内普遍认为此次补贴核查是有史以来最严格最彻底的全面摸排和审核，重点核查倒卖路条、超装、是否全容量

并网等行业顽瘴痼疾，国家能源局一度把补贴核查定为年度工作重点，重视程度可见一斑。 

2022 年 10 月三部委联合发布《关于明确可再生能源发电补贴核查认定有关政策解释的通知》，就补贴核查中存在诸

多疑义的相关内容进行了说明。从实际核查结果来看，大量合规性问题被暴露，违规项目可能面临电价批复被撤销、补贴

资格被取消、补贴资金被核减、已收取国补资金被要求退还等后果。补贴核查为行业带来巨震，多家上市公被要求缴回巨

额补贴，发电企业一时人心惶惶。太极实业公告，公司位于内蒙古的 5 个集中式光伏电站，因擅自变更投资主体，在核

查中被发改委要求废止上网电价，原上网电价 0.9 元/Kwh，取消补贴后不再享受 0.6171 元/Kwh 电费补贴，将执行 0.2829

元/Kwh 的标杆电价。除了未来补贴被废止外，太极实业还被要求退还 4 亿元电价补贴，全生命周期利润下降 7 亿元。类

似的怀有江南化工，公告内蒙古某光伏项目违规领取可再生能源发电中央补贴处置问题，需退回已申领的补贴资金 1.66

亿元。2022 年 10 月底发布第一批 7344 个可再生能源发电补贴核查确认的合规项目清单，核查将各个项目分为绿码、黄

码、红码，绿码项目可以加快获得补贴，意味着第一步的清查工作已顺利完成。 

第二条思路是通过财政拨款向发电公司拨付可再生能源补贴资金。我国可再生能源补贴来源于两部分，分别是销售

电价附加收入和国家财政专项拨款，财政专项资金由中央财政从年度公共预算中予以安排；销售电价附加来自于公民电

费收入，电价附加费汇总到财政部形成国家可再生能源基金，再按照补贴目录清单交由地方电网发放。可再生能源电价

附加标准已经历数次上调，早在 2006 年时征收标准为 0.1 分/Kwh，现阶段征收标准为 1.9 分/Kwh。 
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图 19 我国可再生能源补贴发放机制 

 

数据来源：海南省绿色金融研究院 

补贴资金中包含中央本级支付资金和中央对地方转移支付资金，其中中央本级支付资金支付给国家电网和南方电网，

由两家电网企业与发电企业进行结算，独立电力系统的资金由国家财政直接拨付；中央对地方的转移支付部分由国家财

政拨付到省财政，再由省财政支付给 15 家独立电网公司。 

以 2020 年的数据为例，2020 年可再生能源电价附加收入预算为 883.52 亿元，加上 2019 年结转收入 40.03 亿元，

全年安排的可再生能源电价附加资金预算为 923.55 亿元。这个数额仅相当于理论计算值的 85%左右，而且还要扣除优先

足额拨付部分和光伏领跑者项目 50%优先拨付部分，剩余的才按比例兑付给普通项目，实际对累计拖欠补贴的补偿比例

为 25%左右。2022 年财政资金对拖欠补贴款进行了一次性的大额拨付，金额达数千亿规模，京能洁能账上的应收款规模

当年不增反降，推算当年收到该笔一次性发放补贴款应在 30 亿以上。 

第三条思路是成立专业公司，通过专项债的方式解决补贴拖欠问题。国家发展改革委、财政部、国务院国资委联合发

文，提出由电网公司牵头分别设立北京、广州可再生能源发展结算服务公司，以融资的方式来弥补可再生能源补贴资金

缺口。按照文件思想，两家新公司不以盈利为目的，将在财政拨款的基础上，通过发行专项债的形式弥补可再生能源补贴

的资金缺口， 

2022 年 7 月广州可再生能源公司成立，该公司是由南方电网公司按照《国家发展改革委、财政部、国务院国资委关

于授权设立北京、广州可再生能源发展结算服务有限公司统筹解决可再生能源发电补贴问题的复函》的要求所成立。当

前南网和国网两个主体的发债票面利率分别为 3.19%和 3.82%，而五大六小等电站运营公司在项目可研阶段普遍要求

6%-8%以上的收益率，因此如果以电站的未来收益权绑定来发债融资，在经济效益上具有相当高的可实现性。 

第四条是以市场化融资的方式对资产进行证券化。2023 年京能集团成功发行了国内收单光伏项目公募 REIT——中

航京能光伏封闭式基础设施 REIT。项目基础设施资产为京能国际持有的陕西榆林 300MW 光伏电站项目和湖北随州

100MW 光伏电站项目，REIT 的基金发起人为京能国际，募集总额 3 亿份，认购价格 9.782 元，募集资金 29.346 亿元。 

上市仪式现场，北京市国资委党委书记、京能集团党委书记、京能国际董事会主席、中航基金董事长等高层均出席了

敲钟仪式。此次 REIT 基金的发行意味深远，REIT 基金的发行为京能国际补充了权益性资金，缓解了自身的资金压力，

提升了公司的资信能力，也意味着京能集团在 REIT 市场融资渠道的打通，为未来京能洁能、京能国际盘活存量资产的手

段提供了重要参考。 
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2、市场对容量电价机制改革过分悲观 

2023 年 11 月发改委、国家能源局正式发文建立煤电容量电价机制，将现行煤电单一制电价调整为两部制电价，从

单一的电量电价调整为电量电价+容量电价。容量电价按照回收煤电机组一定比例固定成本的方式确定，用于计算容量电

价的煤电机组固定成本实行每年每千瓦 330 元的全国统一标准，2024-2025 年多数地方通过容量电价回收固定成本的比

例在 30%即每年 100 元/KW，从 2026 年起各地通过容量电价回收固定成本的比例提升至不低于 50%即每年 165 元/KW。

各地煤电容量电费纳入系统运行费用，每月由工商业用户按当月用电量比例分摊。 

在现行单一制电价体系下，煤电企业只有发电才能回收成本并获得回报，未来煤电机组可能有大量时间备而不用，

因此需要通过容量电价回收部分固定成本，稳定煤电行业预期。改变电价构成的目的是为了确保火电合理收益，并且提

高下游用户的接受度，因此改革后整体电价会有所上升，弥补利用小时数逐渐降低的损失。 

然而容量电价政策的出台引起了市场对以绿补火、新能源电价下滑的恐慌。原因在于发改委在答记者问时提及的一

句话：“短期看，对终端用户用电成本的影响总体较小。由于建立煤电容量电价机制主要是电价结构的调整，煤电总体价

格水平是基本稳定的，特别是电量电价小幅下降，将带动水电、核电、新能源等其他电源参与市场交易部分电量电价随之

下行，工商业用户终端用电成本总体有望稳中略降”。 

“电量电价小幅下滑”的实现有可能是通过标杆价格的下调或市场交易价格的下调来实现，其中确实不能排除小幅

度的以绿补火，但是从政策意图来说，让利必然是小幅度，以此来换取长期消纳的通畅。长期中政策目标肯定还是要火电

下绿电上，如果大幅下调电量电价只会是舍本逐末的非理性行为。 

3、入市比例提高令短期电价备受冲击 

（1）电价市场化是大势所趋 

国家对可再生能源发电实行优先收购政策，补贴时代按照标杆电价进行补贴，平价时代则进化成部分计划电、部分

市场电的双轨形式。新能源从补贴退坡到平价上网，再到进入电力现货市场，总体电价趋势持续下行。 

图 20 2017-2022 年全国市场化交易电量及趋势 

 
数据来源：能源基金会 

市场化交易是大势所趋，在全球各国实践中均具有普适意义。当前新能源入市改革已进入深水区。2022 年前 9 个月
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全国市场交易电量 3.89 万亿千瓦时，占全社会用电量比重达到 60%，煤电已经全部进入电力市场，通过基准价+上下浮

动 20%机制形成价格。新能源在 2021 年实行平价上网，当年市场化交易电量占比已达到 30%，2022 年市场化交易比例

进一步提升至 34.68%。2023 年 10 月，国家发改委、国家能源局联合引发《关于进一步加快电力现货市场建设工作的通

知》，加快放开各类电源参与电力现货市场，分布式新能源装机占比较高的地区，推进分布式新能源上网电量参与市场。

企业可以控制现货参与比例，把 10%的电量使用现货电价来结算。目前新能源参与现货市场常态化运行的主要为山东、

山西及广东，从山东省的运行规则可以管窥一二。山东省现货市场分为两种模式，一是自愿参与中长期市场交易的新能

源电站全电量参与现货市场，二是未参与中长期交易的新能源电站，按照现货交易规则规定参与日前现货市场出清及定

价，实际上网电量的 90%按照实际发电曲线，按照政府批复电价结算。 

从过去几年的试点情况来看，能源参与现货市场交易后，综合上网电价确实出现了一定程度的下滑。可再生能源的

出力时间与用电负荷高峰并不重合，如中午 12 点前后阳光强烈，光伏发电供给大于需求。山东省级电网在 2022 年有 176

天出现了负电价，引起了电力交易主体的不满，也加剧了市场对绿电资产盈利能力的担忧。电力运营公司的营收来自于

电量×电价，当电量增长的驱动力相对平稳时，如电价下行速度过快无疑会令业绩备受压力。 

几家主要风电光伏运营商的度电价格数据验证了市场的担心，其中尤其以光伏电价的下调尤为严重。其中中国电力

光伏综合上网电价从 2020 年的 573 元/MW 下滑至 2023 年的 419 元/MW,下跌幅度为 27%。风电运营商的电价普遍稳定

或微降，中广核新能源上网电价甚至还提升了 12%。仅龙源电力的上网电价出现了明显下降，从 2020 年的 487 元/MW

下降至 2023 年的 457 元/MW，3 年共下降了 6%。 

华能国际直接在年报中把电价担忧公开化，文字表述中透露着浓厚的压力与不满情绪：“新能源装机保持快速增长，

保障收购电量规模持续下降，参与市场交易规模逐步扩大，绿电交易价格形成机制尚不完善，新能源企业稳定收益存在

困难”。 

图 21 风电运营商上网电价小幅下滑 图 22 光伏运营商上网电价快速下滑 

  
数据来源：Wind  

分时电价机制下白天谷段低电价杀伤力巨大。部分地方新能源入市后电价低于燃煤标杆价，一个重要原因是分时电

价机制的存在。2021 年 7 月底国家发改委发布《关于进一步完善分时电价机制的通知》，要求各地划分峰谷时段，确定

电价价差，各地陆续出台相关政策且持续调整终端销售电价。峰谷电价机制对光伏电价产生严重打击，因为几个省份把

午间作为谷段，适用低电价，而光伏通常集中在午间出力。 

以甘肃省为例，2023 年 10 月甘肃省工信厅出台《甘肃省 2024 年省内电力中长期年度交易组织方案》，明确新能源

企业峰、谷、平各段交易基准价格为燃煤基准价格 0.31 元/Kwh×峰谷分时系数，其中峰段系数 1.5，平段系数 1，谷段系

数 0.5。可见尽管燃煤基准价是 0.3078 元/KWh，但峰谷电价差距达 2 倍，谷段发电和峰段发电的收益差异极大，而甘肃

省确定的谷段时间为 9:00-17:00，正好是光伏出力时间点，对光伏电站的发电收益造成严重打击。 
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表 7 甘肃省新能源发电交易价格机制 

时段 时间 燃煤基准价 分时系数 交易基准价 

峰段 7:00-9:00/17:00-23:00 0.3078 1.5 0.4617 

平段 23:00-24:00/0:00-7:00 0.3078 1 0.3078 

谷段 9:00-17:00 0.3078 0.5 0.1579 

数据来源：甘肃省工信厅 

类似的峰谷电价调整已近开始扰乱了业主方的投资部署，2023 年 7 月上市公司天津创业环保宣布终止 3 个光伏项目

的投资，原因是山东地区 2022 年 11 月出台分时电价政策，实际运行了一个完整月份后用电侧价格只有 0.3 元/度，远远

低于初始预期的 0.6 元/度电价。 

根据最新的全国各省峰谷时段表，除了甘肃、山东以外，在青海、河北、新疆、浙江、山西等省份都在 9:00-17:00 时

段出现了大片的谷电时段，因此这些省份的光伏市场电价格大概率会低于当地的燃煤标杆价。 

图 23 省市峰谷时段图 

 
 

数据来源：能源电力说  

考虑到新能源入市所承受的电价压力，不利于建设全国性电力现货交易市场，业界已引起相当的警惕，逐步厘定必

要的底线标准。北京电力交易中心研究结果表明，要推动新能源入市，需要保障 3 条边界因素，一是保障新能源企业合

理收益，综合考虑补贴、成本等各项因素，保障合理的综合收益；二是保障居民、农业用户购电来源；三是完成消纳责任

权重指标。 

4、总量与结构的矛盾呼唤消纳能力的改善 
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负电价并不罕见也并非无解。欧洲国家德国、奥地利、法国、瑞士等从 2007 年开始已经引入了负电价，在新能源电

量渗透率达到 40%的德国，全年负电价时长达到 298 小时。IEA 报告指出，负电价小时数增多，本质原因在于电力系统

的灵活性不足，“当发电量超过需求量时，价格就会低于 0，而一个灵活性足够高的电力系统能够作出判断，要么增加需

求量，要么减少发电量”。 

国内负电价出现的根本原因是尚未完善的交易机制放大了电力供需两端的不平衡。通过对发电企业的调研发现，由

于调峰和储能机制的不完善，可再生能源企业选择承受低电价是为无奈之举，其上网电量通常包含补贴收入，因此即使

报出负电价也能在补贴端得到弥补。同一时间火电等传统能源机组也在承受低电价，在燃料价格高企的背景下以亏损电

价长期运行显然并不会是供需平衡条件。 

从中长期的实际运行结果来看，2023 年以来山东省实时现货均价为 369.41 元/MWh，高于当地燃煤基准价 294.9 元

/MWh，中长期电价并非如瞬时负电价所表现的那样具有杀伤力。山西省 2023 年二季度市场化交易合同价格显示，光伏

较火电存在 10%-15%的折价，而风电则存在 5%-7%的溢价。风电出力曲线随机性相对较强，而且没有明显的零出力和

大发时段，因此市场交易电价通常高于光伏。 

表 8 山西省现货市场交易合同价格（2023Q2） 

发电类型 电量 均价 
4 月 5 月 6 月 

电量 均价 电量 均价 电量 均价 

火电 381.75 358.61 120.58 357.85 123.62 354.68 137.56 362.75 

风电 34.97 385.02 14.64 372.49 13.67 380.68 6.65 421.53 

光伏 7.74 309.63 3.40 290.92 2.48 321.90 1.87 327.38 

合计 424.47 360.06 138.62 357.74 139.77 356.89 146.08 365.25 

数据来源：山西省电力交易中心 

当前局部低电价的问题更多是结构性矛盾，因为电力总量的供需仍处于紧平衡格局中。2020 年冬天和 2021 年夏天

国内都出现严重的缺电问题，全国陆续有 22 个省市自治区发生限电现象。缺电成因较为复杂，一方面极端天气屡屡出现

加大了用电负荷，另一方面三大电源自身各有问题，水电因季节性来水较差导致出力不足；可再生能源装机占比提升，但

调峰能力较差；火电因煤价大幅上涨，亏损发电积极性较差。 

事实上，我国用电量始终保持较快的增长速度，而电力供应端的火电在份额持续下降，调峰能力下降，调节性电源装

机建设低于规划，因此电力供需缺口可能贯穿十四五期间。根据中电联数据，即使在 2022 年两个季度经济活动停滞的背

景下，全年用电量增速仍然达到 3.6%，2023 年全国用电量增速预计达到 6%，这两个数字均高于同期发电量增速。换言

之，在 2020-2021 年缺电频频、电力整体供需格局本已较为紧张的背景下，未来的供需缺口还将被进一步拉大。局部低

电价的问题并非是整体需求不足的问题，而是消纳能力不足、资源调配机制失灵的问题。 

表 9 我国各电源发电量增速 

YOY(%) 煤电 气电 常规水电 核电 风电 光伏 其他 总计 

2019 2% 8% 6% 18% 11% 27% 13% 5% 

2020 2% 9% 4% 5% 15% 17% 18% 4% 

2021 9% 14% -2% 11% 41% 25% 9% 10% 

2022E 2% 10% 3% 4% 12% 27% -24% 3% 

2023E 2% 9% 2% 4% 18% 22% 2% 5% 

2024E 0% 12% 2% 7% 16% 21% 2% 4% 

2025E 0% 12% 2% 11% 12% 17% 2% 4% 
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数据来源：海通证券，思瀚产业研究院 

 

表 10 电力需求缺口贯穿十四五期间 

需求假设 用电负荷

增量 

剔除受阻煤电及水

电外备用容量 

电力需求

增量 

供给假设 发电负荷增量 负荷供需缺口 

保守假设 28451 1984 30435 

完成目标 27964 -2471 

略超目标 30071 -364 

快速推进 33321 2886 

乐观假设 33038 2535 35573 

完成目标 27964 -7609 

略超目标 30071 -5502 

快速推进 33321 -2252 

数据来源：长江证券 

2016 年以来国内弃风弃光率持续走低，目前平均已下探至 3%以下，基本破除了以往对风电和光伏“垃圾电”的评

价和认知。全国范围内对新能源的消纳能力和接受度肉眼可见地提升，十四五期间风光新项目继续大举扩张，大部分省

区仍将会把弃风弃光率控制在 5%以内，不会偏离高质量发展的路线。不畏浮云遮望眼，提升消纳能力存在几条可行的路

线： 

图 24 国内弃风弃光率持续走低 图 25 各省份十四五风光装机规划与消纳率 

  

数据来源：国家能源局 数据来源：锋芒能源 

一是建立全国统一电力市场，用跨区域调配资源的方法平滑掉单一省内新能源出力曲线的峰谷摆动。2017 年跨区域

省间富余可再生能源电力现货交易试点开启，2021 年 11 月印发国内首个《省间电力现货交易规则》，2022 年国家发改

委和国家能源局发布指导性意见，在保留各省设计本地市场自主权的基础上，提出建立国家级多层次统一电力市场体系

的要求，计划在 2025 年初步建成。 

2022 年 7 月，南网区域首次跨省进行现货交易，当日市场化成交电量 27 亿千瓦时，标志着全国统一电力市场体系

在南方区域的初步落地。2022 年 11 月国家能源局发布《电力现货市场基本规则（征求意见稿）》，明确了电力现货市场

建设目标、路径、任务和运行要求，还对参与市场主体、市场衔接、信用管理等作出细则行要求。《基本规则》提到探索

建立市场化容量补偿机制，用于激励各类电源的投资建设，保障系统发电容量的充裕度。截至目前，跨区域省间富余可在

再生能源现货交易已运行 4 年，期间帮助可再生能源起点减少了 230 亿千瓦时。 

水电水利规划设计总院的研究充分表明，如果能够充分利用不同地区负荷曲线的差异和跨时区特性，就能够对可再

生能源发电曲线进行平滑化处理。单一省份的风电出力在不同时段波动较大，但如果在三北和华中华东区域进行大范围
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耦合，整体风电的出力可以实现平滑化，把时空波动压缩在窄幅范围内，实现更好消纳。 

图 26 中国各省区风电某周出力（实线为三北及华中华东地区） 

 
数据来源：水电水利规划设计总院 

二是对火电进行灵活性改造。风电和光伏间歇性发电的特点需要配套一定的备份容量，越是充分利用风电光伏的地

方，越需要充足的备份容量搭配，所谓“风光火打捆外送”就是火电配合新能源的一种典型表现形式。 

图 27 火电灵活性改造配合新能源原理 

 
数据来源：《基于系统成本的新能源等效上网电价计算方法及应用》 

根据华夏能源网的数据，假设原来是 1.2 千瓦的煤电能为 1 千瓦的用户供电，在新型电力系统下需要 1.2 千瓦的新

能源+1 千瓦的火电才能为 1 千瓦的用户服务。火电拱手让出核心负荷地位，并不代表火电机组就可以彻底关停拆除，还

是需要频繁启停为新能源保驾护航，提供调峰服务。 

火电灵活性改造需要技术和经济条件同时完备。在技术上普通的火电机组是无法做到频繁启停的，最低负荷量也很

难下降，当 1000MW 超临界湿冷煤电机组仅以 20%的负荷率运行时，供电煤耗达到 367-385 克/千瓦时，相比 40%负荷

率的下煤耗上升了 46 克/千瓦时。因此对火电机组进行大面积的灵活性改造，已成为迫在眉睫的任务工程。 

早在 2016 年国家发改委和国家能源局已把火电灵活性改造提上日程，《提升火电灵活性改造示范试点工作》目标使

热点机组增加 20%额定容量的调峰能力，最小出力达到 40%-50%预定容量。《电力发展十三五规划》要求在十三五期间

完成共计 2.2 亿千瓦的煤电灵活性改造项目，新增调峰能力 4600 万千瓦。可惜政策在前，落地在后，由于成本回收机制

失效，火电灵活性改造的目标实际推迟到十四五期间来完成。 
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为了提高火电深度调峰、快速爬坡和快速启停的能力，多条技术路线百花齐放，低负荷稳燃、宽负荷脱硝、热电解

耦、增加热储能设备等有力提升了火电灵活性。完成改造后煤电机组最低出力可以从额定功率的 50%降到 30%，热电联

产机组从 80%降到 50%，爬坡速率从额定功率的 1%-2%提升到 3%-6%，启停时间从 6-10 小时下降到 4-5 小时。未来

参照国际先进水平，目标把最小出力进一步降低到 20%，启动时间缩短到 1.5-2.5 小时。 

图 28 电灵活性改造参数 图 29 各类灵活性电源投资成本比较 

 
 

数据来源：Agora Energiewende 数据来源：《国内新型电力系统灵活性提升的调峰容量补偿机制设计》 

火电灵活性改造的投资成本远低于燃气电站、抽蓄电站、电化学储能。但不能忽视的是，即使进行了灵活性改造，火

电参与深度调峰还是增加煤耗水平以及氮氧化物排放强度，也会影响锅炉、汽机设备的安全性，因此只有等到容量电价

和辅助费用机制的建立，才使火电的灵活性改造获得经济学意义。2022 版两个细则相比于 2020 版大幅调高了深度调峰

补偿，40%以下深度调峰的补偿标准甚至提高了 6 倍。国家能源局公告了 2022 年辅助服务市场化机制的成果，全国共挖

掘全系统调节能力超过 9000 万千瓦，年均促进清洁能源增发电量超过 1000 亿千瓦时，煤电企业引辅助服务获得了补偿

收益约 320 亿元，2023 年上半年全国电力辅助服务费用达到 278 亿元。 

三是搭建电力辅助服务机制，目的在于增加对火电的经济补偿，同时为解决新能源的长期消纳问题提供更好的助力。 

近期国家能源局发布了新版《电力并网运行管理规定》《电力辅助服务管理办法》，对 2006 年发布的老规定进行了大

幅修订。一是扩大了电力辅助服务的主体范围；二是增加了辅助服务的种类，除了传统的调峰调频功能外，新增了转动惯

量、爬坡、稳定切机、稳定切负荷等辅助服务品种；三是完善用户分担共享新机制，通过市场机制提升需求侧调节能力。

四是健全市场形成价格新机制。 

表 11 辅助服务管理办法修订内容 

辅助服务方案 细则内容 

并网主体 

除了常规的发电侧并网主体外，新型储能、传统高载能工业负荷、工商业可中断负

荷、电动汽车充电网络等能够响应电力调度指令的可调节负荷（含通过聚合商、虚

拟电厂等形式聚合）也将提供服务。 

辅助服务品种 新增转动惯量、爬坡、稳定切机服务和稳定切负荷服务等服务品种 

补偿方式与分摊机制 

强调按照谁提供、谁获利；谁受益、谁承担的原则。为电力系统运行整体服务的电

力辅助服务，补偿费用由发电企业、市场化电力用户等所有并网主体共同分摊，逐

步将非市场化电力用户纳入补偿费用分摊范围。为特定发电侧并网主体服务的电力

辅助服务，补偿费用由相关发电侧并网主体分摊；为特定电力用户服务的电力辅助

服务，补偿费用由相关电力用户分摊 

跨省跨区电力辅助服务机制 
明确跨省跨区送电配套电源机组均应按照本办法纳入电力辅助服务管理；原则上根

据调度关系在送端或受端电网参与电力辅助服务，不重复参与送、受两端电力辅助
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服务管理；为保障跨省跨区送电稳定运行提供电力辅助服务的发电机组，应当获得

相应的电力辅助服务补偿 

数据来源：国家能源局《电力并网运行管理规定》《电力辅助服务管理办法》 

以往对新能源发电存在一个认知误区，即认为新能源平价发电后就可以与火电平起平坐，竞争力不相上下。然而发

电侧平价上网不等于用电侧平价上网，平价网上不等于平价利用，还需要考量接入送出的输配电成本，以及为保障系统

安全增加的系统成本。《电力辅助服务管理办法》中所提到的“为特定发电侧并网主体服务的电力辅助服务，辅助费用由

相关发电侧并网主体分摊”，实际上也是以绿补火的另一种形式，要求新能源承担一定的服务费用，实践中各省份的辅助

服务费用分摊办法也证实了这一判断。 

表 12 各省辅助服务费用补偿标准 

省份/地区 辅助服务品种 补偿标准 费用分摊 

华北地区 调峰容量市场 
根据机组出力水平设置报价上限，负载率 50%-0%

分档对应报价上限 10-950 元/MW·日 
新能源企业与未中标的火电机组分摊 

华东地区 调峰辅助服务市场 无价格限制 发电侧和电化学储能电站共同分摊 

西北地区 调峰容量市场 
根据机组出力水平设置报价上限：负载率 50%-0%

分档对应报价上限 0-200 元/MW·日 

在西北各省去内部按照 1:1 在电源侧

和用户侧分别分摊 

山西 调频辅助服务市场 

根据时段设置报价范围。凌晨、早高峰、后夜降负

荷时间范围为 5-15 元/MWh。中午、晚高峰为 10-

30 元/MWh。 

发电侧和用户侧均分。发电侧费用扣

除两个细则考核费用后按照火电、风

电、光伏 1:1:1 比例分摊 

甘肃 调峰容量市场 

根据机组出力水平设置报价上限，供热期负载率

50%-0%分档对应报价上限 300-3600 元/MW·日，

非供热期负载率 50%-0%分档对应报价上限 10-

1800 元/MW·日 

未参与调峰容量交易的火电、新能源、

水电和市场化用户按照电量比例分摊 

山东 

调峰辅助服务市场 
根据机组出力水平设置报价上限：负载率 50%-0%

分档对应报价上限 100-800 元/MWh 

火电厂、集中式风电场、集中式光伏电

站、核电厂、送入山东的跨省区联络

线、地方公用电厂、分布式光伏（户用、

扶贫项目除外）等共同分摊 

爬坡辅助服务市场 
分为上爬坡和下爬坡，仅需申报爬坡速率，无需报

价，出清价格由安全约束出清调度结果确定 

未提供爬坡服务的直调公用发电机

组、风电场、光伏电站按当日上网电量

比例进行分摊 

山西 一次调频市场 报价范围为 5-10 元/MW 
除去一次调频考核费用外，不足部分

由发电侧上网主体分摊 

数据来源：北极星电力网 

根据国家电网的测算，当新能源电量占比超过 10%以后，需要大量增加抽水蓄能、新型储能的灵活性资源，新能源

电量占比每提升 5 个百分点，将增加消纳成本 0.088 元/Kwh。换言之，与相对更容易实现的发电侧平价情形相比，考虑

配套成本后的平价上网区域会有所减少。根据 IEA 研究，当风电等波动性电源在电力系统中所占比例提高时，额外增加

的利用成本将出现明显上升。当装机容量占比在 10%-20%之间时，平衡成本和容量充裕性成本约为 0.036-0.085元/KWh，

中位值为 0.061 元/KWh。 
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图 30 发电侧平价在大部分省区已实现 

 
数据来源：《基于系统成本的新能源等效上网电价计算方法及应用》 

 

图 31 考虑配套成本后的平价上网区域会有所减少 

 
数据来源：《基于系统成本的新能源等效上网电价计算方法及应用》 

《电力并网运行管理规定》《电力辅助服务管理办法》两个细则的出现令市场的担忧再度加重，极端情形下部分电站

甚至反映两个细则所导致的费用占比达到公司电价收入的 30%。上文 IEA 测算的结果理想补偿费用在 0.061 元/Kwh，按

照这个结果，相当于为新能源造成 10%-15%的费用端压力。 

这个计算结果忽视了实现路径的问题。首先辅助服务费用的加成不会一蹴而就，会按照交易各方的承受程度循序渐

进实施。按照国家能源局的数据，现阶段辅助服务电费占全社会总电费的 1.5%，随着新能源大规模接入还将不断增加，

参照国际经验电力辅助服务费用可达到全社会总电费的 3%。其次办法设计的初衷并不是新能源完全让渡该部分经济利

益，最终还是要向终端用户分摊费用压力。三是电价构成的终局必然是辅助费用和绿电溢价共存，一进一出情况下新能

源获得的电价并不必然受损。 

风光电站实际运行的数据显示，2020 年 1 月-2021 年 6 月，宁夏的风电和光伏度电分摊成本均值分别为 0.0176 元

/KWh 和 0.0261 元/KWh，陕西的风电和光伏度电分摊成本的均值分别为 0.0082 元/KWh 和 0.0139 元/KWh。宁夏的分

摊成本占比达到了 10%，陕西则只有不到 4%。 
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图 32 辅助服务分摊机制示意 

 
数据来源：《华北区域电力调峰辅助服务市场分析与运行评估》 

四是建设储能设施。在电量富余时充电，在电量不足时放电，利用动态调节机制来纠正谷段发电的尴尬。在实践中美

国加州已运行出近乎完美的发电曲线图，白天正午前后让光伏应发，富余电量存储或拿到外部交易，夜间时分让风电和

气电发力，储能设施放电补充，全天火电、核电承当兜底责任。国内储能技术已逐步进入成熟阶段，新建的大型项目往往

都会配建 10%-20%的储能设施。恰逢各省电力现货市场的谷峰价差快速拉大，个别省份峰段电价最高可达到谷段电价的

4 倍，峰谷价差的拉大令储能项目的回报率水平有所上升。 

图 33 加州地区发电曲线出力构成 

 

数据来源：California ISO 
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图 34 各类灵活性电源发展路径 

 

数据来源：申万宏源 

5、绿电、绿证交易将兑现新能源发电的环境价值 

新能源参与市场类型包括电力市场、绿电市场、绿证市场、碳市场以及综合能源服务。新能源占比较低的地区以保量

保价收购为主，执行批复电价，新能源占比较高的地区以保障性消纳+市场化交易结合方式消纳，其中保量竞价电量参与

电力市场，由市场形成价格。具体的市场化交易形式也非常丰富，包括了省间及省内的中长期市场、现货市场、辅助服务

市场等，交易品种包括电力直接交易、自备电厂替代交易、发电权交易、合同转让交易、绿电交易等。 

图 35 新能源消纳三种主要模式 

 
数据来源：北京电力交易中心《我国绿色电力市场建设实践及有关思考》 

一般把新能源发电称为广义上的绿电概念，狭义的绿电交易是在电力中长期市场体系框架内设立的交易品种，用户

通过电力交易的方式购买和消费绿色电力并获得绿色认证。绿证则是将绿电交易实现证电分离的一种交易形式。2017 年

绿证核发和自愿认购已试行，发电企业可以在补贴和绿证之间二选一。2019 年《关于积极推进风电、光伏发电无补贴平

价上网有关工作的通知》发布，给予平价上网项目和低价上网项目平价绿证。2023 年绿证供给大幅扩容，三部委联合发

布《关于做好可再生能源绿色电力证书全覆盖工作促进可再生能源电力消费的通知》，向全部可再生能源全面核发绿证。

2023 年上半年，绿电交易价格较燃煤基准价度电上浮 0.065 元，绿证交易均价为 0.028 元/KWh，该价格即为现阶段绿

电所体现的环境溢价。但无论是绿证还是绿电，覆盖的范围还是太小，仍处于起步阶段。 

 

 

 

 



 

 

                                                                                         公司研究30 
 

 
 

 

 

表 13 绿证、绿电、CCER 交易机制对比 

 绿证 绿电 CCER 

交易产品 绿色电力证书 绿证+电 国家核证自愿减排量 

启动日期 2017 年 7 月 2021 年 9 月 2017 年暂停审批 

已审批项目正常交易 

制度目的 替代新能源补贴；配套可再生能源消

纳责任配额制 

直接推动绿电换环境价值变现，

配套可再生能源消纳责任配额制 

提供 CEA 外的碳排放履约方式；推动

碳减排项目环境价值变现 

卖方 陆风、光伏 2023 年新规实现绿电全

覆盖 

风电、光伏，未来可包括水电 2017 年前经审批的林业碳汇、分布式

光伏、甲烷减排等环境友好型项目 

购买目的 完成碳减排履约，树立企业绿色形

象，满足绿电消纳比例 

 抵消碳排放配额缺口 

数据来源：国家发改委 

未来合理的电价构成应该包括 6 个部分，即电能量价格+容量价格+辅助服务费用+绿色环境价格+输配电价格+政府

性基金和附加。其中容量费用、环境费用、辅助服务费用都是新型电价体系中的增量部分。 

目前各地煤电基准电价在 0.25-0.45 元/Kwh 之间，平均值为 0.38 元/Kwh。上文已分析电量电价可能逐步下降，但电

量电价+容量电价高于目前的电量电价，绿电比例增加会带来辅助服务费用提升，环境费用即以绿证等为代表的，体现为

绿电的环境友好溢价。中长期电价可能先升后降，涨价幅度取决于新能源降本和辅助服务费用上升两者的权衡。 

图 36 未来电价结构构成（仅示意，不代表数量关系） 

 
数据来源：中电联、信达证券 

6、会计准则变化一次性影响 

2021 年 12 月 30 日，财政部发布《企业会计准则解释 15 号》，为新能源运营公司的业绩雷埋下伏笔。三峡能源 2023

年三季度总发电量增长 10%，收入增长 5.8%，但业绩同比下滑 18%，主要受到会计准则调整和业绩高基数的影响，单

季度毛利率环比下降了 6 个百分点至 55.3%。 

三峡能源对 15 号准则在会计实务中的影响作出了详细解释，按照 15 号准则，新能源基建项目试运行收入计入当期
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营业收入，不再冲减项目造价；与项目试运行相关的成本计入当期损益，但试运行期间不计提发电资产折旧，在营业成本

项目列示的发电成本比例相对较小，新项目试运行期间毛利会明显高出后面进入正常运营期的毛利。由于 2021 年年底刚

经历了一轮抢装周期，新能源运营公司在 2022 年进入试运营的项目很多，而这一部分项目由于只计收入少计成本，毛利

明显偏高，所以为 2023 年带来了较高的业绩基数，导致上市公司业绩出现增收不增利的压力。 

会计准则的调整是一次性影响，只对某一个年度的业绩产生影响，多数情况下是业绩在跨期间重新分配，对于公司

长期现金流和公司价值没有实质性影响。随着项目投产验收、资产达到预定可使用状态后转固，试运行带来的增利降低，

毛利率将逐渐恢复正常水平。 

五、估值安全边际充足，同业比较优势突出 

1、安全边际来源于合理的资金分配和慷慨的分红计划 

2022 年公司的自由现金流达到 19.71 亿元，其中约 10 亿元用于对股东分红，分红比例 35%。未来公司仍有充裕的

空间兼顾稳健的资本开支和股息红利政策。 

假设 2025 年公司营收达到 350 亿元，新增应收款的生成比例约为营收的 7%，当年应收账款增加 25 亿元，假设未

来每年营收或营运资本变动前现金流增加 20%，则 2025 年营运资本变动前现金流达到 150 亿元，经营活动产生的现金

流量净额达到 125 亿元，扣除 100 亿元的保底资本开支需求，仍有 25 亿元可供股息分配，这还是不考虑新增债务的情

况。相较于目前每年 10 亿的分红款而言绰绰有余。 

表 14 公司合理的现金分配计划同时保证新增项目和慷慨分红 

单位：亿元 2022 2021 2020 2019 2018 

营运资本变动前现金流 86.63 70.75 62.81 53.27 53.56 

其中：减少应收账款 7.10 -17.90 -38.83 4.56 -15.13 

经营活动产生的现金流量净额 113.61 49.56 26.02 50.99 49.90 

投资活动产生的现金流量净额 -93.90 -100.76 -85.69 -43.92 -27.35 

自由现金流 19.71 -51.2 -59.67 7.07 22.55 

筹资活动产生的现金流量净额 -17.50 58.85 61.93 -20.49 4.34 

其中：已付股东之股息 -9.95 -5.8 -5.68 -5.96 -5.49 

      

应收款项 110.27 116.78 91.59 48.98 53.65 

营业收入 200.30 183.59 170.03 163.89 162.39 

新增应收款生成比例 -3.5% 9.75% 22.84% -2.78% 9.31% 

数据来源：Wind 

2、安全边际来源于股息率和私有化价格的双重估值锚 

2021 年以来公司股价持续下滑，但公司业绩仍在持续增长，派息比例稳定，两相作用下，公司股息率已攀升至历史

最高的 8%，股息率与华润电力并列同行业最高，放在整个公用事业板块也相当具有竞争力。2023 年公司预计营收 214

亿元，净利润 33 亿元，按照公司的规划，假设未来 2 年保持 20%的连续增长，派息比例保持稳定，则对应现价的股息率

将达到 11.5%。 

公司曾在 2020 年发起过一次私有化收购要约，尽管最后未成功，但当时的私有化价格提供了极为重要的估值锚定意
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义。彼时私有化要约收购价为 2.7 元，对应估值约为 1PB 和 10PE，反映了控股股东心目中的合理估值水平。当前公司

估值仅为 0.4PB、4PE，而资产规模、盈利能力、业界地位都比 3 年前实现了快速提升，估值重回前次私有化时期的水

平，与公司基本面出现了大幅的背离。 

2022 年以来新一轮国企改革启动，旨在提质增效，以提升一利五率为改革目标。京能洁能的新一期股权激励计划要

求也按照一利五率的最新要求进行了增补修订。基于国企改革带来经营效率提升的逻辑，资本市场上已掀起一轮中特估

热潮，低估值、低波动、高分红、具有提效潜力的国央企标的成为保险等低风险资金最为青睐的对象。资本市场默契地把

1 倍 PB 作为国央企的目标估值水平，按此计算至少还有 1 倍以上的估值修复空间。 

图 37 公司股价和股息率变化 

 
数据来源：Wind 

3、安全边际来源于管理层的正确激励 

2023 年 12 月 12 日京能洁能公告实施 H 股股票增值权计划，对 113 人授予总数 1.23 亿股、占股本总数 1.5%的股

份。2020 年年初公司曾公布一期股票增值权计划，当时行权的条件设置得较为简单，主要要求公司 2019 年股权收益不

低于 8%、2019 年控股装机量增长不低于 10%、总资产增长率不低于 7%等。 

新能源电站运营公司鲜有实施管理层激励计划，原因是业内公司普遍为大型央国企，体制改革阻力大，内部利益难

理顺。京能洁能作为一家中型运营商，内部改革相对顺利，先后推出两期 H 股股票增值权计划，覆盖范围广，而且业绩

指引明确，把装机、利润、人效和 ROE 都纳入考核机制。依据股权激励规划，既要求有不低的装机规模增长，也不能因

为大干快上影响了利润水平，要求 2024-2026 年利润总额不低于 41 亿元/50.2 亿元/52 亿元，相较于 2022 年分别增长

7%/31%/35%；人效的目标已达到行业龙头龙源电力的 2 倍，有效抑制国企中常见的规模优先的倾向，将个人价值和公

司价值密切绑定在正确的主航道上。 
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表 15 京能洁能两期股权激励内容 

 2020 年股权激励 2023 年股权激励 

经营业绩 
2019 年公司股权收益不低于 8%，且不低于对标企业

50 分位值 

2024-2026 年公司归母平均净资产收益率不低于电力生

产全行业良好值，且不低于对标企业 75 分位值； 

（2）2024-2026 年利润总额分别不低于人民币 41 亿元、

50.2 亿元、52 亿元 

装机目标 

2019 年公司控股装机容量增长率不低于 10%。且不

低于对标企业 50 分位值。 

2019 年公司总资产增长率不低于 7%，且不低于对标

企业 50 分位值 

2024 年 -2026 年 非 化 石 能 源 装 机 容 量 分 别 不 低 于

12500MW、21200MW 和 23000MW，且各年度同比

增长率均不低于行业平均增长水平 

收益质量 

2019 年公司并购项目规模不低于 500MW 或并购项

目金额不低于人民币 20 亿元 

2019 年公司风电、光伏等可再生能源发电量占本公司

总发电量的比重不低于 24% 

2019 年本公司海外发电量占本公司总发电量的比重

比低于 1.5% 

2024-2026 年公司资产负债率分别不超过 69.5%、69%

和 68.5%，且各年度均不超过董事会下达的资产负债率

目标值； 

2024-2026 年公司科技研发投入占营业收入的比重分别

不低于 3%、3.1%和 3.2%； 

2024 年-2026 年公司人均创效分别不低于人民币 116 万

元、125 万元、128 万元。 

数据来源：公司公告 

4、安全边际来源于筹码供给的出清 

公司前十大股东持股比例已达到 81.71%，且要么是北京市国资或北京能源集团内部相关公司，要么是战略投资型股

东，都是实际上几乎不流通的股票，实际流通的比例不足 20%。公司早前被剔除港股通后，南下资金只能卖出不能买入，

目前港股通持股比例已连续 2 年拉成直线，表明南下资金筹码已然出清。2023 年以来公司股票日均换手率为 0.14%，

150 亿的市值日均成交额不到 300 万，缺乏关注、人气冷清是筹码出清的典型特征，通常隐藏捡便宜的机会。 

图 38 京能洁能十大股东名单 

 
数据来源：wind 

5、京能洁能综合性价为同业最优选择 

综合市值、装机规模、成长性、估值、盈利能力和股息率 7 个指标对新能源发电公司性价比进行分析，京能洁能的

综合性价比为同行业最优选择。 
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表 16 新能源电力上市公司定性对比 

上市公司 市值 装机规模 成长性 估值 盈利能力 股息率 

龙源电力 大 高 低 中 一般 低 

中国电力 中 高 高 中 弱 中 

华润电力 中 高 高 中 强 高 

中广核新能源 小 中 中 低 强 中 

大唐新能源 小 中 低 低 强 中 

三峡能源 大 高 高 高 一般 低 

华能国际 大 高 高 高 弱 低 

国电电力 中 中 高 高 弱 中 

节能风电 小 低 低 高 一般 中 

京能清洁能源 小 中 中 低 强 高 

北京能源国际 小 低 高 低 弱 高 

数据来源：Wind 

（1）市值和规模装机指标。大市值公司延续高速扩张的难度更高，千亿市值的行业龙头龙源电力过去 3 年装机复合

增速只有 11%，而行业平均水平达到 25%。相对而言，中小型公司实现长期高增长的难度更低。再者，大公司要维持相

同速度的增长，可能会放松项目的质量，被逼吃进一些回报率不太理想的项目。从市值和规模角度对龙源电力、三峡能源

和华能国际保持谨慎。 

通常公司市值应和装机规模相匹配，如果两个指标背离，即可能产生了一些基于资产法估值角度的低估或高估。港

股公司更有可能出现这种状况，例如中国电力属于行业内的高规模公司中市值偏小，中广核新能源和京能洁能在中等规

模公司中市值偏小。 

（2）成长性指标。成长性过低表明进取心不足，尤其是规模本身不大，增速却仍然停滞不前的大唐新能源。过高的

成长性也不切实际，要结合兑现度和公司所拥有的资源来检验。各大电力集团都制定了非常高标准的十四五装机规划，

但 2021-2023 年三年间跳票的比例非常大。最后还要注意对于火转绿的公司而言，由于资产结构不够纯粹，火电整体零

增长，因此新能源的高增长反映在公司整体层面可能归于平庸，华能国际和国电电力都属于这种情况。综合来看预期成

长性较强而且可兑现度比较高的公司包括三峡能源、华润电力和京能洁能。京能洁能的内部增长目标围绕底线 10%、乐

观 20%来制定，预期 2023-2025 年业绩分别为 33/40/48 亿元，对应估值分别为 3.9/3.3/2.7PE。 

（3）估值指标。估值指标需要从两个维度看待，一类是和盈利相关的估值指标，如 PE 和 P/OCF，后者在 PE 的基

础上加入现金流质量的考量。第二类是和资产规模相关的估值指标，主要是 PB 和单位市值装机。单位市值装机角度最为

低估的两家公司大唐新能源和京能国际，在公司治理上都存在一定的瑕疵。资产估值指标和盈利估值指标的背离意味着

资产利用效率的低下，如华润电力和京能国际 PB 较低，但 PE 并不低，实际上就是 ROE 偏低所致。两类估值指标交叉

验证均能满足低估条件的为中广核新能源、京能洁能和大唐新能源。 

（4）盈利能力指标。对于一般公司通用的盈利能力观测指标是毛利率、净利率和 ROE，新能源电力公司重资产投

入、回收期长的特点会让净利率达到 40%-60%的失真范围，只有长周期的 ROE 和单位装机利润能够相对客观地反映公

司盈利能力。华润电力和中广核新能源的盈利能力明显高人一等，大唐新能源和京能洁能也处于较高盈利水平上。 

（5）股息率指标。派息比例和股息率反映了公司回报股东的意愿和能力。中国电力、华润电力、国电电力一贯保持

高分红派息的传统，京能洁能最近刚把派息比例从 25%提高到 35%，京能国际静态派息比例高，但只有一年的派息历史。

总体而言国央企受益于国企改革行动的实施，大部分倾向于会上调派息比例，成为股息率择股角度为数不多的确定性选
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择。 稳定的业绩增长和派息比例，也是抵御流动性不足、股价滞涨的有力武器，如果股价长时间表现平平，股息也会提

供相对可观的回报。 

表 17 新能源电力公司定量对比 

证券代码 公司简称 

规模 GW 成长性 估值 盈利能力 股息 

市值 
风电 

装机 

光伏 

装机 

装

机 

装机

CAGR 
PE PB P/OCF 

单位市

值装机 

单位装

机利润 
ROE 

派息 

比例 

股息

率 

0916.HK 龙源电力 1155 26 3 29 11% 7.7 0.7 1.5 25 4.04 7.5 19 2.2 

2380.HK 中国电力 315 8 8 16 45% 9.5 0.7 5.6 50 3.33 5.6 52 4.3 

0836.HK 华润电力 659 17 2 19 24% 7.7 0.9 3.2 28 5.98 8.6 40 7.6 

1811.HK 中广核新能源 74 4 1 6 14% 4.8 0.7 1.7 76 5.50 14.3 20 3.5 

1798.HK 大唐新能源 110 13 2 14 7% 3.9 0.7 0.9 130 4.37 11.5 10 3.0 

600905.SH 三峡能源 1265 17 11 28 26% 19.7 1.6 7.5 22 3.39 9.3 30 1.7 

600011.SH 华能国际 1007 14 9 23 36% 13.0 2.3 4.0 23 0.00 -6.9 0 0.0 

600795.SH 国电电力 740 8 5 12 28% 21.9 1.6 2.0 17 3.08 6.3 63 3.4 

601016.SH 节能风电 197 5 0 5 11% 13.0 1.2 4.3 26 3.34 10.3 36 3.0 

0579.HK 京能清洁能源 121 5 4 9 19% 4.0 0.4 1.1 73 4.24 10.0 35 7.5 

0686.HK 北京能源国际 25 1 5 6 52% 12.8 0.5 1.0 238 4.55 4.5 74 7.1 

数据来源：Wind



 

附录：京能清洁能源财务报表摘要 
 

2023-09-30 2022-12-31 2021-12-31 2020-12-31 2019-12-31 

    利润表摘要 
     

        营业总收入 156.46 203.44 185.79 172.09 165.99 

                同比(%) 3.34 7.84 7.90 3.68 1.01 

        营业总支出 115.77 157.10 147.29 138.69 138.23 

        营业利润 40.69 46.34 38.50 33.40 27.77 

                同比(%) -2.63 12.70 14.95 20.31 -8.07 

        税前利润 32.98 38.44 30.84 29.53 26.75 

                同比(%) 9.86 17.00 4.44 10.38 -2.45 

        净利润 26.97 28.47 23.68 23.03 20.91 

                同比(%) 8.66 12.57 2.81 10.17 4.75 

        非经常性损益 0.80 6.91 7.13 7.02 9.81 

        扣非后归属母公司股东的净利润 26.17 21.56 16.55 16.01 11.10 

                同比(%) -3.91 18.71 2.84 44.21 -7.85 

        研发支出 0.03 
    

        EBIT 42.72 52.86 43.59 40.63 38.41 

        EBITDA 
 

89.67 74.79 68.74 62.94 

    资产负债表摘要 
     

        流动资产 204.94 185.76 184.99 148.82 101.81 

        固定资产 
     

        权益性投资 17.29 16.31 32.72 36.49 21.78 

        总资产 924.06 879.95 820.36 705.38 597.23 

        流动负债 216.09 273.62 283.28 252.45 194.38 

        非流动负债 370.68 281.99 240.45 189.27 172.10 

        负债总计 586.77 555.61 523.72 441.71 366.48 

        股东权益 337.29 324.34 296.63 263.67 230.75 

        归属母公司股东权益 329.38 286.01 262.76 244.94 226.73 

    现金流量表摘要 
     

        经营活动现金流量 36.29 113.61 49.56 26.02 50.99 

        投资活动现金流量 -52.44 -93.90 -100.76 -85.69 -43.92 

        筹资活动现金流量 10.53 -17.50 58.85 61.93 -20.49 

        现金净增加额 -5.59 2.47 8.00 2.41 -13.65 

        期末现金余额 49.11 54.66 50.97 42.97 40.56 

        资本支出 57.33 91.42 89.47 73.15 43.95 

    关键比率 
     

        ROE(%) 8.77 10.38 9.33 9.77 9.55 

        ROE(摊薄)(%) 8.19 9.95 9.01 9.40 9.22 

        扣非后 ROE(摊薄)(%) 8.50 7.86 6.52 6.79 5.07 

        ROE(TTM) 9.30 9.95 9.01 9.40 9.22 

        ROA(%) 2.99 3.35 3.10 3.54 3.65 

        ROIC(%) 3.57 3.91 3.58 4.04 4.10 

        销售毛利率(%) 28.16 
    

        销售净利率(%) 17.60 14.89 13.40 13.92 13.06 

        EBIT Margin(%) 27.31 25.99 23.46 23.61 23.14 

        EBITDA Margin(%) 
 

44.08 40.25 39.94 37.92 

        资产负债率(%) 63.50 63.14 63.84 62.62 61.36 

        资产周转率(倍) 0.17 0.24 0.24 0.26 0.29 

 


