安徽电力中长期交易实施方案（2025年版）
（征求意见稿）

为深入推进能源革命，有序推进我省燃煤发电上网电价市场化改革，提升市场对电力资源的优化配置，保障电力供需稳定，有序开展2025年全省电力中长期交易工作，根据《电力市场运行基本规则》（国家发展和改革委员会第20号令）、《电力中长期交易基本规则》（发改能源规〔2020〕889号）、《电力中长期交易基本规则—绿色电力交易专章》（发改能源〔2024〕1123号）、《安徽电力中长期交易规则》（华东监能市场〔2022〕9号）等文件精神，结合我省实际，制定本方案。
一、市场经营主体
1． 满足准入条件的燃煤（不含皖电东送机组）发电机组原则上全部参与市场交易。燃气发电机组和并网自备电厂，可申请参与市场交易。
2． 平价新能源企业（含分布式）原则上均应参与市场交易，参与交易前需取得发电业务许可证或符合豁免条件，完成市场准入注册。集中式新能源直接参与交易；分布式光伏可由虚拟电厂（仅能源聚合类，下同）聚合参与交易，6MW及以上的分布式光伏可直接参与交易。
3． 完成市场注册并公示的增量配电网企业、售电企业可参与市场交易，交易开展前应提交履约担保，履约担保额度按照国家及省内有关文件执行。
4． 除居民（含执行居民电价的学校、社会福利机构、社区服务中心等公益性事业用户）、农业用电以外的电力用户；已签订交易合同的同一电力用户在一个交易年度内不得在一、二级用户之间转换；代理购电用户可由电网企业继续代理，原则上10千伏及以上的工商业用户要直接参与市场。
5． 独立储能、虚拟电厂等新型市场经营主体参与中长期交易的，在交易过程中根据自身情况自主选择发、用电侧市场经营主体身份参与报价。其中，储能电站应具备电力、电量数据分时计量与传输条件，数据准确性与可靠性满足要求，充电功率暂定为不低于5兆瓦，持续充电时间不低于1小时。
6． 虚拟电厂以同一220千伏变电站供区的分布式光伏发电企业作为一个交易单元，同一虚拟电厂可以具有多个交易单元。现阶段参与中长期交易的虚拟电厂与开展售电公司业务的经营主体不得为同一法人。
7． 市场经营主体须具备分时计量条件，因计量暂不具备条件或因故障等无法按要求采集计量数据的用户、分布式光伏等，采用典型交易曲线拟合，拟合原则由电网企业制定，省电力交易中心发布。
8． 电力中长期市场经营主体，均应通过交易平台线上签署《安徽省电力直接交易市场经营主体自律公约》，服从相关信用约束。对违反自律公约条款的，视情况给予通报直至取消市场交易资格。
9． 各市场经营主体要进一步规范市场经营。对涉嫌操控市场价格、串通报价、行使市场力等违法交易行为，加大监测力度，经有权部门认定后依法依规予以处罚。
10． 深入推进我省电力市场信用体系建设，省电力交易中心对发电企业、售电公司进行信用评分评级，发布评级结果并加强结果应用。
二、市场交易电量
（一）发电企业
1． 参与市场的燃煤、燃气、新能源发电企业上网电量原则上全部参与市场交易，交易限额（每日24时段）由省电力调度控制中心提供，省电力交易中心随交易公告发布。
2． 考虑电力保供和新能源消纳因素，在现货市场试运行初期，临时性设置火电机组年度、月度交易限额和新能源年度、月度和月内交易限额。年度、月度设置新能源大发时段（9-16点）火电交易限额，为历史同期月份该时间段统调火电在网机组平均负荷率。后期限额根据保供、新能源消纳及市场发展情况动态调整。
3． 电网代理购电含线损电量，抽蓄电量暂不参与中长期交易。
4． 为满足节能减排要求，燃煤发电机组可以将合同电量转让至同一级别及以上机组。级别设置由低到高依次为：30万千瓦级以下、30万千瓦级、60万千瓦级常规和超临界、60万千瓦级及以上超超临界、热电联产机组。
5． 为进一步做好与现货市场衔接，燃煤发电企业交易单元需拆分至机组，集中式新能源发电企业交易单元需拆分至单期项目，上网电量原则上应按交易单元计量，热电企业等交易单元保持不变。
6． 为保障电力供需平衡与电网安全，充分发挥中长期交易的压舱石作用，30万千瓦级及以上燃煤发电机组年度中长期交易（含电网代理购电）合同电量不低于2024年全省平均合同利用小时（暂按4000小时）80%，1、7、8、12月份年度中长期交易合同电量不低于该月历史同期利用小时的80%，不足部分按中长期市场化交易均价高于基准电价的差价清算（后续按国家要求调整）。
7． 各发电企业应积极维护市场公平竞争的交易秩序，鼓励各发电企业支持民营售电公司参加市场交易。
（二）售电公司
1． 同一投资主体（含控股关联企业）控股（含绝对控股、相对控股）的无亏损售电公司，全年合计成交电量原则上不超过150亿千瓦时。
2． 为降低市场运营风险，维护良好市场运营秩序，对于2024年市场交易出现较大亏损的售电公司，控制2025年交易电量规模。对于与其他售电主体无资产关联的售电公司，如其2024年亏损额超出500万元，每超出100万元2025年批发侧交易电量上限较2024年交易电量下调1%，最大下调幅度不超过10%。对于同一投资主体控股多家售电公司，如其控股的售电公司中出现亏损额超出500万元的，该售电公司按上述标准限制其批发侧交易规模，投资主体控股的其他售电公司下一年度批发侧交易电量原则不得超过上一年度。亏损的售电公司如2025年1-6月份实现盈利，其电量规模限制再予以合理调整。
3． 售电公司参照《安徽电力零售市场代理合同参考文本（2025年版）》与二级用户签订代理合同，通过省电力交易平台绑定代理关系（期限为1个交易年度）。
（三）电力用户
1． 由于与多家售电公司同时签订零售侧代理合同、无正当理由退出电力市场等原因，被暂停交易资格的电力用户，一年内不得申请参与市场交易，由电网企业代理购电，代理购电价格按照电网企业代理其他用户购电价的1.5倍执行。
2． 省电力交易中心应按月公示无正当理由退市用户名单，并将公示结果传递至省电力公司，省电力公司对此类用户代理购电价格按照代理其他用户购电价的1.5倍执行。
3． 已参与电力交易的用户，未与售电公司签订代理合同的，作为一级用户进行结算与偏差考核。
三、交易组织
（一）交易周期及方式
1． 中长期交易周期主要包括年度、多月、月度（内）等，具体交易方式以省电力交易中心公告为准。
（1） 年度交易的标的物为全年分月分时段电量（24时段），主要通过双边协商、集中竞价等方式开展。
（2）多月交易的标的物为年内后续多个月份分月分时段电量，主要通过双边协商、集中竞价、挂牌等方式开展。
（3）月度交易的标的物为次月分时段电量，主要通过集中竞价、挂牌、合同转让等方式开展，省电力交易中心按月收集并发布市场供需比。
（4）月内连续交易的标的物为月内特定天数或剩余天数的分时段电量，以旬（周）或日为周期，主要通过集中竞价、挂牌、滚动撮合方式开展。
（5）省电力公司代理居民农业等优先购电和代理工商业购电两部分分开交易，以报量不报价方式，按月度、月内等交易周期组织代理购电挂牌。省电力公司负责预测各时段挂牌电量，燃煤发电机组按时段参与摘牌。摘牌量大于挂牌量的时段，按照摘牌申报等比例成交。摘牌量小于挂牌量的时段，挂牌剩余电量按照燃煤发电机组该时段剩余发电能力等比例分摊。月内偏差如在合理范围，则不再调整；如预测偏差较大，可以报量不报价方式参与市场交易进行调整。
2． 年度双边合同分月电量无法通过安全校核时，经合同双方协商一致，可以对年度合同分月电量再次调整；每月可以对后续月份的分月电量及曲线进行调整，合同总电量应当保持不变。
3． D-7至D-2日，采用滚动撮合交易方式组织常规火电、新能源电能量交易，交易标的为运行日分时段电量。省电力调度控制中心动态更新各交易限额，各市场经营主体可将D日某一时段电力，在D-7至D-2日进行交易，绿色环境权益不参加交易。滚动撮合交易可根据市场情况设置售出、购入净值限额，降低市场操纵风险。
4． 集中竞价交易中，当发电机组报价相同时，按照机组节能减排系数优化，系数小的机组优先出清。机组节能减排系数相关信息在交易公告中发布。
5． 当市场供应不足时，燃煤火电超合同电量部分原则上由省电力调度控制中心按照各机组当月剩余发电能力等比例调度。
（二）交易曲线
1． 市场化交易均按照24时段开展，形成24时段电量、电价。其中年度交易按12月*24时段，每月同一时段电量均分至日。月度双边、月度集中竞价、月度（内）合同转让等交易均按此原则组织。
2． 新能源开展市场化交易时也应明确交易曲线，双边交易曲线由交易双方参考气象预测、自身特性和绿色电力交易公告中公布的典型曲线等自行协商确定。
3． 日滚动交易按工作日开展，在D-2日前锁定交易曲线。
4． 电网企业代理购电应分24时段开展，交易申报细化为24时段曲线。
[bookmark: _GoBack]（三）交易价格
1． 燃煤发电机组交易价格（不含容量电价）按照“基准价格+上下浮动”确定，上下浮动范围不超过20%；中长期双边合同均价上下浮动范围不超过20%，各时段价格不受20%范围限制；集中交易、日滚动交易各时段价格上下限与现货市场保持一致。现货市场运行期间，发电企业日结算均价上浮超过一定比例的，纳入现货市场超额收益回收范围，具体以现货规则为准。
2． 高耗能企业（以政府出具的名单为准）与其他用户在市场交易中分开组织，高耗能企业市场交易价格不受上浮限制。
3． 月度集中竞价交易加权平均价格，按照公告发布之日前（含当日）已开展的当月月度集中竞价交易计算。
4． 市场化交易电量按照“顺价模式”结算，即电力用户按照“交易价格+上网环节线损费用+输配电价+系统运行费用+政府性基金及附加”形成各时段用电价格，不再执行上下浮动政策，功率因数调整电费等其他电价政策按照国家和省内有关规定执行；为保障电力保供平稳有序，尖峰电价政策继续执行。【现行尖峰电价加价标准为：（中长期交易均价+输配电价）*1.843*0.2】
5． 电网企业代理购电年度交易价格参照国家发展改革委《关于进一步明确<关于组织开展电网企业代理购电工作有关事项的通知>落实中几个问题的函》确定。
6． 电力用户因过户、销户需结清电费时，结算电费按照该用户上月度市场结算价格计算。
四、电量结算
（1） 电量结算
1. 中长期交易采用“照付不议、偏差结算、日清月结”方式，即中长期交易合同电量、电价按照市场化合同约定进行结算，偏差电量按照市场化价格进行差价结算；市场经营主体合同电量日清月结，发、用两侧均按照24时段解耦结算。现货运行期间偏差电量按照现货运行阶段规则执行，非现货运行期间，偏差电量按照按当日市场化中长期全部合同对应时段均价结算。
2. 电网企业应按日将发电侧实际上网电量曲线（96点），用户侧分时段（24点）电量及时传送至省电力交易中心，并按照典型交易曲线提供拟合曲线。
3. 省间交易数据无法及时传递的，按照省间交易结算电量、省间交易结算电价与省内中长期合同月度均价的差价清算费用，月结月清。
4. 电网企业应按合同约定支付上网电费，市场经营主体不得拖欠电费和偏差考核费用。市场经营主体收到当月结算依据、电费结算单如有异议，可向省电力交易中心、电网企业提出复核，经查确定发生差错需退补的，仅对该市场经营主体开展退补，具体流程由省电力公司会同省电力交易中心在相关细则中予以明确。
（2） 偏差电量考核
1. 市场经营主体（除新能源企业、虚拟电厂外）合同偏差电量允许范围为-15%~+15%，超出部分偏差电量按现行燃煤发电基准价10%缴纳偏差考核电费，燃煤发电按经营主体进行偏差考核。
2. 偏差考核电费月结月清，按照发、用电侧市场交易电量在同侧等比例返还。售电公司产生的偏差考核电费，与其代理的二级用户各承担50%。对所有户号全部销户的市场经营主体，不参与当期偏差考核电费应分摊、收取及返还。
3. 省电力公司代理居民农业等优先购电不进行偏差考核，代理工商业购电按照用户侧偏差考核执行。
4. 现货市场运行初期，为保障市场运行平稳，市场经营主体全年中长期净交易电量应占上网电量或用网电量比重的80%以上（后续根据国家有关要求调整），不足部分按照基准电价10%进行考核。
5. 因保供电需要、电网安全约束、不可抗力等原因，导致市场经营主体月度合同偏差电量超过允许范围之外，可申请减免偏差考核费用。市场主体申请减免偏差考核时，按照减免原因需经地方政府主管部门或省电力公司相关部门审核盖章，省电力交易中心收集汇总，经市场管理委员会审议通过，报省能源局、华东能源监管局书面审定后，予以免除。现货市场运行后，偏差考核不再执行。
五、时间安排
省电力交易中心根据本方案工作要求，加强对市场经营主体入市、签约等工作的培训指导，合理安排合同审查备案、代理关系绑定、交易意向申报等工作的时间节点，于2025年底前，完成2025年电力中长期交易年度交易工作，具体时间以交易公告为准。
六、附则
（1） 本方案由省能源局负责解释，当国家政策发生变化时，从其规定。
（2） 省电力交易中心根据本方案制定并发布相关实施细则、服务指南等服务性文件。
（3） 新能源参与中长期交易限额、偏差考核等具体规定另行制定。
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