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摘要

在不久的将来，扩大清洁氢能的供应规模对于实现中国的氢能发展目标至关重要。本文构建了一个考虑
氢能接入条件的电力系统机组组合优化的电制氢发展机制。基于增量成本表征方法，我们量化了2030
年各省和国家清洁电制氢生产成本。研究表明，该机制可以有效地降低大多数省份的清洁电制氢生产成
本，在4000万吨氢能供应规模下，全国平均电制氢成本低于2美元∙kg−1。通过省间电力协同优化，可以
进一步将全国电制氢生产成本降低到1.72美元∙kg−1。然而，制氢成本会受到氢能需求潜在分布的影响。
从供应方面来看，所提机制仅限于在清洁氢能生产中具备竞争力；而从需求方面来看，所提机制可以帮助
电制氢发挥更重要的作用。这项研究可以为我国可再生能源和氢能经济带的跨越式发展提供解决方案。
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(http://creativecommons.org/licenses/by-nc-nd/4.0/).

1. 引言

氢能委员会预测，到 2050年，氢能将占最终能源消

耗的 18% [1]，从而在未来的低碳能源系统中发挥重要作

用[2]。到 2030年，氢能规模的扩大对于实现上述目标至

关重要[3]。对于净零愿景，2030年全球氢能需求将达到

140 Mt，其中 50 Mt将来自新建的可再生或低碳氢能[3]。

中国雄心勃勃地要成为氢能生产领域的领导者，到 2030

年，氢能需求量将达到 40 Mt，占全球氢气需求的近

30%，到2050年将达到200 Mt [3]。

然而，中国氢能生产的现状仍然具有挑战性。一方

面，氢能主要从碳足迹非常大的化石燃料中转化而来[4]，

从而限制了它在脱碳中的作用。此外，依赖化石燃料产生

的氢气可能会使人类无限期地依赖化石燃料[5]。然而，

终端氢能的规模仅限于炼油和工业领域，如合成氨生产

（10~11 Mt ∙ a−1）、炼油（8~9 Mt ∙ a−1）和甲醇生产（7~

9 Mt∙a−1），这与“氢能净零”愿景报道[3,6]中提到的多样

化大规模氢能应用大相径庭。

在中国的低碳目标下，如何利用大量的可再生能源装

机（2030年超过1200 GW [7]和2060年超过5000 GW [8]）

已成为电力系统安全和经济运行的重要挑战。利用可再生

能源电制氢已成为电力系统运行和清洁制氢之间的双向选

择。最近，中国在发展水电解技术方面做出了重大努力。

例如，中国宁夏太阳能制氢项目于2021年12月22日全面

投入运营，总容量为150 MW，占全球新增装机容量的近

四分之三[9]。然而，由于电制氢（P2H）技术的投资成本
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高昂，以及电价与P2H容量系数之间的权衡，电制氢的成

本是煤制氢/天然气制氢成本的几倍[10]，降低了氢能发展

的速度。

许多研究分析了电制氢的低碳和成本竞争力水平，其

中电力来自电网[11]、可再生能源[12‒13]或两者兼而有之

[14‒15]。结果表明，低电价可以显著降低电制氢的生产

成本，但如果从电网购买的电力是由高比例的化石燃料产

生的，则会导致高碳排放。因此，若要充分发挥电制氢的

脱碳潜力，必须建立科学的评估机制[16]。低二氧化碳或

清洁氢能是根据其生命周期碳强度来定义的，欧盟、美国

和中国的标准值分别为 3.0 kg CO2·(kg H2)
−1、2.0 kg CO2·

(kg H2)
−1和4.9 kg CO2·(kg H2)

−1 [17‒18]。直接使用可再生

能源生产氢能可以被视为产生零碳排放，但由于电解槽的

年利用小时数有限，这可能会导致生产成本高昂，这种模

式更适合可再生资源丰富的地区。

然而，这些研究没有考虑电力系统与氢能之间的密切

协同作用。换句话说，这些研究并没有购买电力来生产氢

能，而是从总成本最小化的角度优化可再生能源电力制氢

系统（RPHS）的设备和网络，然后通过增量成本原则来

表征氢能生产的成本。这种方法的优点是，在保证基本电

力负荷的前提下，电力系统的发电机组也可以优化，在控

制碳排放的情况下通过P2H生产氢能。氢能的非实时平衡

特性可以提高电力系统在吸收可再生能源方面的灵活性，

从而避免可再生能源冗余配置问题。

因此，在本研究中，我们开发了一个 RPHS 优化模

型，以评估国家和省级氢能供应成本和潜力，同时考虑省

级高精度电力系统结构、可再生资源和发电潜力以及差异

化氢能需求。分析了在不同碳排放约束条件下，电力系统

支持和省级合作对清洁氢能生产成本降低和竞争力的作

用。结果表明，所提出的电制氢开发机制可以在不久的将

来提供具有成本竞争力的大规模清洁氢能，有助于实现中

国的氢需求目标。

2. 方法

2.1. 电力系统数据

首先，使用 renewables.ninja平台计算了省级每小时风

能和太阳能的容量系数[18]。利用从美国国家航空航天局

（NASA）现代研究和应用回顾分析（MERRA） -2 产品

[19]中获得的 2010‒2020年的气象数据，选择各省省会所

在地来计算平均风能和太阳能容量系数。在光伏（PV）

输出计算过程中，假设采用固定倾斜系统，倾斜设置为城

市纬度的函数，系统损失设置为 0.1 [20]。在风力发电输

出计算中，考虑了额定功率为2.5 MW的Goldwind GW121

风力发电机（WT），轮毂高度设置为90 m [21]。由于数据

限制，各省的每小时电力负荷从省级电网公司获得，或者

根据典型的省级每日和年度负荷曲线进行拟合[22]。根据

国家对2030年的预测，新增风能和太阳能发电的比例将占

总电力负荷的15% [23]。典型的单位风能和太阳能输出和

电力负荷曲线如附录A中图S1所示。相关的电力系统参

数列于附录A中表S1至表S11中。煤发电机（CG）的运

行和碳排放特性来自Chen等[24]的一项研究。

2.2. 系统成本最小化

2.2.1. RPHS优化模型

RPHS优化模型的目标函数是使所有省份 p的年度总

成本最小化：

min∑
pÎΞ

CostRPHS
p （1）

CostE
p =Cos tINV_E

p +Cos tO&M_E
p +Cos tOP_E

p （2）
CostH

p =Cos tINV_H
p +Cos tO&M_H

p （3）
Cos tINV_E

p = κPVcINV_PV
p C PV

p + κWTcINV_WT
p C WT

p +

κES (cINV_ESPC ESP
p + cINV_ESEC ESE

p )+
1
2
κAC∑

qÎΓ p

cINV_AC
pq C AC

pq +
1
2
κDC∑

qÎΓ p

cINV_DC
pq C DC

pq +

κCG∑
iÎΧ p

N CG
pi (cINV_CG

pi C CG
pi + cINV_CCUS

pi C CCUS
pi )

（4）

Cos tO&M_E
p =cO&M_PV

p C PV
p +cO&M_WT

p C WT
p +

cO&M_ESPC ESP
p +cO&M_ESEC ESE

p +
1
2 ∑

qÎΓ p

cO&M_AC
pq C AC

pq +

1
2 ∑

qÎΓ p

cO&M_DC
pq C DC

pq + ∑
iÎΧ p

cO&M_CG
pi N CG

pi ( )C CG_exist
pi +C CG

pi

（5）
Cos tOP_E

p =
8760

T ∑
iÎΧ p

∑
tÎ T( )cCG

pi (P CG
pit +P CG_CCUS

pit )+

cSU
pi (SUCG

pit + SUCG_CCUS
pit )

Dt（6）
Cos tINV_H

p = κP2HcINV_P2H
p C P2H

p + κHScINV_HS
p C HS

p （7）
Cos tO&M_H

p = cO&M_P2H
p C P2H

p + cO&M_HS
p C HS

p （8）
本文中使用的符号命名法在本文末尾提供。

如公式（2）和（3）所示，每个省份p的总年成本是

电力相关RPHS CostE
p 的年成本和氢相关RPHS CostH

p 年成

本的总和，这反过来又可以进一步细分为年投资成本和运

营和维护（O&M）成本，而前一项成本项目包括年运营

成本。如公式（4）~（6）所示，电力相关RPHS的年度

投资成本包括 p省中的WT、PV、电力存储（ES）、交流

电（AC）、直流电（DC）、CG 及碳捕集、利用与封存

（CCUS）投资成本。可再生能源电力系统（RPS）的年运
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行和维护成本包括 p省中WT、PV、ES、AC、DC、CG

和带 CCUS 的 CG 的年度运行和维护成本，与电力相关

RPHS的年运营成本包括CG和带CCUS的CG的燃料成本

和启动成本。与氢能相关的RPHS的年成本包括P2H和储

氢（HS）的年投资成本，以及相应的年运行和维护成本，

如公式（7）和（8）所示。此外，κm 是设备m的资本回

收系数，该系数等于dr ×(1 + dr)N m

/((1 + dr)N m

- 1)。

优化模型必须满足以下约束条件：具体而言，公式

（9）将各种设备类型的投资能力限制为非负值，该值低于

基于安装条件的最大装机容量。Zhuo等[25]的一项研究获

得了PV、WT、AC和DC的最大装机容量。

ì

í

î

ï
ïï
ï
ï
ï

ï
ïï
ï
ï
ï

0 £C PV
p C WT

p C ESP
p C ESE

p C AC
pq 

      C DC
pq C P2H

p C HS
p C CG

pi C CCUS
pi

C PV
p £C PV_MAX

p C WT
p £C WT_MAX

p

C AC
pq £C AC_MAX

pq C DC
pq £C DC_MAX

pq

"pÎΞqÎΓ piÎΧ p （9）

公式（10）定义了 p省份在 t时刻的小时级功率平衡

约束。

P PV
pt +P WT

pt + ∑
iÎΧ p

P CG
pit + ∑

iÎΧ p

P CG_CCUS*
pit -P ES +

pt +

P ES -
pt +P HG

pt +P NG
pt + ∑

qÎΓ p

P AC
pqt - ∑

qÎΓ p
s

P DCs
pqt +

∑
qÎΓ p

r

P DCr
pqt + ρPV

pt C
PV_exist
p + ρWT

pt C WT_exist
p =DE

pt +P P2H
pt 

"pÎΞtÎ T

（10）

方程式（11）和（12）规定了PV组件和WTS的运行

约束。

0 £P PV
pt £ ρPV

pt C
PV
p "pÎΞtÎ T （11）

0 £P WT
pt £ ρWT

pt C WT
p "pÎΞtÎ T （12）

公式（13）和（14）分别定义了核能发电机组（NG）

和水力发电机组（HG）的运行约束。考虑到每个省份的

NG和HG所占的份额差异很大，且碳排放量远低于CG，

因此本研究不考虑NG和HG的扩建规划。HG的实时功率

和年总发电量仅限于当前发电水平。考虑到NG成本高于

CG成本，必须增加其他限制条件，以确保实现更高的年

利用小时数[24]。在给定的功率限制区间外，我们将未来

的利用小时数限制为当前的运行小时数。

ì

í

î

ïïïï

ïïïï

0 £P HG
pt £C HG_exist

p

∑
tÎ T

P HG
pt £

hHG

8760
C HG_exist

p T
"pÎΞtÎ T （13）

ì

í

î

ïïïï

ïïïï

λNGC NG_exist
p £P NG

pt £C NG_exist
p

∑
tÎ T

P HG
pt =

hHG

8760
C HG_exist

p T
"pÎΞtÎ T （14）

公式（15）~（20）定义了ES操作约束，如下所示：

公式（15）和（16）确保ES充电/放电功率和储备功率 rES
pt

为不超过装机容量的非负值；公式（17）和（18）确保

ES的实际存储能量不超过已安装的能量容量，并与充电

和放电功率水平建立关系；公式（19）表示了储存能量与

放电和储备功率之间的关系；公式（20）确保了ES的开

始状态和结束状态之间的一致性。

0 £P ES +
pt P ES -

pt r ES
pt £C ESP

p "pÎΞtÎ T （15）
0 £P ES -

pt + r ES
pt £C ESP

p "pÎΞtÎ T （16）
0 £ S ES

pt £C ESE
p "pÎΞtÎ T （17）

S ES
pt = S ES

pt - 1 + ηES +P ES +
pt -

P ES -
pt

ηES - "pÎΞtÎ T （18）
0 £ S ES

pt -
P ES -

pt + r ES
pt

ηES - "pÎΞtÎ T （19）
S ES

p0 = S ES
pT =

1
2

C ESE
p "pÎΞtÎ T （20）

CG 的松弛单位机组操作约束可以公式化表达如

下[26]：

λCG
i Oϕ

pit £P ϕ
pit £Oϕ

pit "pÎΞϕÎ {CGCG_CCUS}
iÎΧ ptÎ T

（21）
-αRd

i Oϕ
pit £P ϕ

pit -P ϕ
pit - 1 £ αRu

i Oϕ
pit 

"pÎΞϕÎ {CGCG_CCUS}iÎΧ ptÎ T
（22）

Oϕ
pit =Oϕ

pit - 1 + SUϕ
pit - SDϕ

pit 

"pÎΞϕÎ {CGCG_CCUS}iÎΧ ptÎ T
（23）

0 £Oϕ
pitSUϕ

pitSDϕ
pit 

"pÎΞϕÎ {CGCG_CCUS}iÎΧ ptÎ T
（24）

∑
τ = 1

T ON
i

SUCG
pit - τ £OCG

pit £N CG
pi (C CG_exist

pi +C CG
pi -C CG_CCUS

pi ) -
∑
τ = 1

T OFF
i

SDCG
pit - τ "pÎΞiÎΧ ptÎ T

（25）

∑
τ = 1

T ON
i

SUCG_CCUS
pit - τ £OCG_CCUS

pit £N CG
pi C CG_CCUS

pi -

∑
τ = 1

T OFF
i

SDCG_CCUS
pit - τ  "pÎΞiÎΧ ptÎ T

（26）

P CG_CCUS*
pit =P CG_CCUS

pit - (λCCUS ρCCUSeCG
i P CG_CCUS

pit +
γN CG

pi C CG_CCUS
pi ) "pÎΞiÎΧ ptÎ T

（27）
公式（21）将有或无CCUS的第 i个机组CG的总输

出功率限制在[λCG
i Oϕ

pit, O
ϕ
pit]区间内。公式（22）将第 i组

机组的升压能力限制在有或无CCUS的第 i个机组CG的

运行容量范围内。公式（23）~（26）定义了在线能力、

启动能力和关闭能力之间的关系。公式（27）表明，由于

碳处理过程消耗了大量电力，因此有CCUS的CG的净输

出小于实际输出。CCUS的捕获率 ρCCUS被定义为固定值

0.9，λCCUS表示二氧化碳捕获和储存所需的功率，其值为
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每吨0.296 MW∙h [25]；γ值为0.5%，表示由CCUS容量确

定的基本能耗值[25]。

省p和省q之间的AC和DC线路的小时传输功率限制

如下：

-C AC_exist
pq -C AC

pq £P AC
pqt £C AC_exist

pq +C AC
pq  

"pÎΞqÎΓ ptÎ T
（28）

ì
í
î

ïï0 £P DCs
pqt £C DC_exist

pq +C DC
pq  "pÎΞqÎΓ p

s tÎ T

0 £P DCr
pqt £C DC_exist

pq +C DC
pq  "pÎΞqÎΓ p

r tÎ T
（29）

考虑到负荷和可再生能源的预测误差，各省电网的储

备容量限制必须满足电网的运行储备：

ρWT
pt C WT

p -P WT
pt + ρPV

pt C
PV
p -P PV

pt +∑
iÎΧ p

( )OCG
pit -P CG

pit +OCG_CCUS
pit -P CG_CCUS

pit + r ES
pt

³Rd DE
pt +Rw P WT

pt +Rp P PV
pt  "pÎΞtÎ T

（30）

公式（31）定义了P2H运行约束，以确保在此过程中

消耗的电力不超过 P2H 的装机容量。在 HS 容量的配置

中，我们在使用了一个压力为60 bar、持续时间限制为8 h

的现场储罐，以在生产和使用时间之间提供缓冲[11,27]，

如公式（32）所示。

0 £P P2H
pt £C P2H

p "pÎΞtÎ T （31）
C HS

p = 8C P2H
p "pÎΞtÎ T （32）

公式（33）定义了P2H输入和输出之间的关系。附录

A中表S12列出了用于各省氢能需求分布所使用的国内生

产总值（GDP）、人口和碳排放量。

ηP2H∑
tÎ T

P P2H
pt  =DH

p "pÎΞtÎ T （33）
在每个省份 p中，RPHS中可再生能源发电的约束可

以表示如下：

∑
tÎ T

( )P PV
pt +P WT

pt ³ φ∑
tÎ T

DE
pt"pÎΞ （34）

为确保各省生产的电制氢量低于给定的碳强度，在

RPHS 优化模型中添加了以下约束条件：E RPHS_CCUS
p 和

E RPS_CCUS
p 分别是RPHS和RPS的碳排放量；后者根据后续

的RPS优化模型预先计算。θ是使用RPHS系统制氢的平

均碳强度的上限，其单位为 kg CO2·(kg H2)
−1，其物理意

义是与RPS相比，RPHS在接入电制氢链（EHC）后新增

的碳排放量与制氢量之间的最大比值。例如，其

4.9 kg CO2·(kg H2)
−1的值可以限制RPHS系统中制氢的碳

强度，并满足中国低二氧化碳制氢的设定标准。

E RPHS_CCUS
p £E RPS_CCUS

p + θ ´DH
p "pÎΞ （35）

E RPHS_CCUS
p = ∑

iÎΧ p

∑
tÎ T

eCG
i P CG

pit + (1 - ρCCUS )´ eCG
i P CG_CCUS

pit 

"pÎΞiÎΧ ptÎ T
 （36）

此外，不考虑CCUS技术的RPHS优化模型需要从公

式（4）、（6）、（9）、（10）、（21）~（25）和（30）中删

除与CCUS相关的术语，并且不应受到与CCUS相关的公

式（26）和（27）的约束。公式（35）和（36）中的碳排

放约束被公式（37）和（38）所取代。

E RPHS
p £E RPS

p + θ ´DH
p "pÎΞ （37）

E RPHS
p = ∑

iÎΧ p

∑
tÎ T

eCG
i P CG

pit "pÎΞiÎΧ ptÎ T （38）
与全国省际合作方案相比，省际独立方案下的RPHS

优化模型不考虑省际输电功率优化问题；应删除公式

（4）、（5）、（9）和（10）中与 AC/DC 输电相关的项目，

并删除公式（28）和（29）中的输电约束。

2.2.2. RPS优化模型

RPS优化模型的目标函数如下：

Min  ∑
pÎΞ

CostRPS
p （39）

CostRPS
p =Cos tINV_E

p +Cos tO&M_E
p +Cos tOP_E

p （40）
其中，公式（40）中各部分的表达式与公式（4）~（6）

相同，约束条件为公式（9）~（30）和（34），其中，从

公式（9）和（10）中删除了 P2H相关项。不考虑CCUS

和省际输电的情况下，RPS模型的处理与RPHS模型的处

理是一致的。此外，有和没有CCUS的碳排放计算分别如

公式（41）和（42）所示。

E RPS_CCUS
p = ∑

iÎΧ p

∑
tÎ T

eCG
i P CG

pit + (1 - ρCCUS )´ eCG
i P CG_CCUS

pit 

"pÎΞiÎΧ ptÎ T
（41）

E RPS
p = ∑

iÎΧ p

∑
tÎ T

eCG
i P CG

pit "pÎΞiÎΧ ptÎ T （42）

2.3. 平准化氢能成本（LCOH）计算

根据增量成本原则，各省p的LCOH如公式（43）所

示。CostRPS
p 是各种设备和网络规划和运行约束下RPS的

优化总年成本。CostRPHS
p 是上述电力系统约束、P2H和HS

规划和运行约束以及碳排放约束下RPHS的最优年度总成

本，如公式（35）和（37）所示。因此，公式（43）中

CostRPHS
p  − CostRPS

p 的分子表示由于电制氢增加而导致的增

量成本。全国平均LCOH由公式（44）定义。此外，附录

注释 S1 提供了可再生制氢（RHP）的 LCOH 优化模型，

该模型仅使用PV和WT进行制氢，以与本研究中提出的

RPHS的制氢进行比较。

LCOHp =
T

8760
´

CostRPHS
p -CostRPS

p

DH
p

（43）

LCOH =
T

8760
´

∑
pÎΞ

CostRPHS
p - ∑

pÎΞ

CostRPS
p

∑
pÎΞ

DH
p

（44）
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3. 结果与讨论

3.1. 基于增量成本原则的LCOH计算

首先，我们提出了RPHS的概念，该概念采用电力和

氢能作为能源载体，以帮助实现中国的低碳目标，如图1

（a）所示。RPS被定义为在现有省级电力系统的基础上进

一步提高风能-太阳能发电比例，以满足中国未来电力系

统的低碳运行要求。这包括可再生能源（如风能和太阳

能）、可调度电力（如CG），以及电网级ES，以实现峰谷

转移，满足电力负荷。与 RPS 不同，RPHS 包括一个由

P2H、HS 和终端氢能需求组成的 EHC。RPS、EHC 和

RPHS的关系和结构图如附录A中图S2所示。

图1（b）显示了RPHS中具有成本竞争力的清洁氢能

供应示意图。在规划阶段，RPS中对可再生能源发电比例

的约束导致可再生能源发电量的增加和燃煤发电量减少。

在运行阶段，前者有助于提供清洁但波动的电力，而后者

则有利于提供低成本、高二氧化碳排放的电力。鉴于上述

问题，第一步是利用所获取的电制氢的灵活性，帮助RPS

提高其可再生能源的整合。第二步是使用H2排放标准建

立低排放电力过滤器，以确保清洁氢能生产。我们使用

CCUS技术将高碳燃煤发电转化为低碳燃煤发电。因此，

同样的碳排放限制可能会增加燃煤发电量。虽然增加

CCUS技术会增加系统投资成本，但由于燃煤发电的年利

用小时数较多，电力成本将保持相对较高（甚至可能降

低），从而实现正反馈，增加燃煤发电利用小时数，提供

更多低碳燃煤发电。我们根据增量成本原则评估了

LCOH，并在RPHS中实现了成本竞争力的清洁氢能供应

的目标。

3.2. RPH中LCOH的省级表现

我们使用上述LCOH计算方法分析了各省的电制氢生

产性能。预计到 2030年，中国氢能需求量将达到 40 Mt 

[3]，预计将通过水电解技术满足这一需求。考虑到不同

省份氢能需求的潜在差异，根据各省目前的电力负荷对氢

能总需求进行了区分（附录 A 中图 S3 为各省氢能需求

分布）。

在 RHP 的 情 况 下 ， LCOH 的 范 围 为 2.08~

4.40美元∙kg−1，如图2（a）所示。LCOH值最高的省份是

重庆市、四川省和陕西省，均超过4美元∙kg−1，而LCOH

值最低的省份是江苏省。图 2（b）显示，可再生能源投

资中的LCOH值在LCOH中所占的比例在不同省份中最

高，平均为65%。其次是电解槽的投资成本所占比例位居

第二，平均超过20%。最后，系统运维成本的比例平均达

到 12%。在给定参数下，风能资源较为丰富的省份的

LCOH普遍较低。一方面，这些省份的可再生能源发电的

平准化发电成本（LCOE）低于其他省份，另一方面，

P2H配置成本也较低。即使风能和太阳能发电的LCOE值

相同，如西藏自治区和江苏省，由于风力发电的容量系数

总体上高于太阳能发电，因此后续P2H设备的利用效率会

更高，即P2H投资成本比率会更低。因此，风力资源较好

的江苏省的LCOH低于西藏。

在没有 CCUS 的 RPHS 中，LCOH 的范围从江苏的

1.92美元∙kg−1到重庆的 3.90美元∙kg−1不等。在考虑省级

电力系统的支持后，31个省份中的 27个省份的LCOH可

以 不 同 程 度 地 降 低 ， 其 中 陕 西 省 降 幅 最 大 ， 为

1.04 美元∙kg−1，其次是甘肃省（0.61美元∙kg−1）和新疆

（0.60美元∙kg−1）。图 2（c）显示了无CCUS情况下RPHS

图1. （a）RPS、EHC和RPHS的组成；（b）RPHS中具有成本竞争力的清洁氢能供应示意图。
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中LCOH减少的组成部分。总体而言，可以通过降低可再

生能源和P2H的投资成本以及相应的运维成本来降低省级

LCOH，但可以通过增加火力发电机的燃料和启动成本以

及CG和 ES的投资成本来提高省级 LCOH。值得注意的

是，在没有CCUS技术的情况下，增加RPHS中ES的投

资成本的原因是该省本身的最大风能/太阳能配置容量的

图2. RHP案例、无（w/o）CCUS的RPHS案例和有CCUS的RPHS案例的LCOH优化结果。（a）三种情况下的省级LCOH值；（b）RHP情况下省级

LCOH成分和可再生能源的LCOE；（c）RPHS w/o CCUS技术情况下省级LCOH减少和CG的LCOE；（d）RPHS有CCUS技术情况下省级LCOH减少

和CG的LCOE；（e）省级年利用小时数和CCUS容量。XJ：新疆；IM：内蒙古；NX：宁夏；GZ：贵州；SX：山西；YN：云南；SN：陕西；SC：

四川；QH：青海；HE：河北；GS：甘肃；XZ：西藏；GD：广东；HL：黑龙江；BJ：北京；HI：海南；FJ：福建；HA：河南；HN：湖南；SD：

山东；CQ：重庆；ZJ：浙江；SH：上海；LN：辽宁；JL：吉林；JX：江西；JS：江苏；HB：湖北；GX：广西；TJ：天津；AH：安徽。
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限制，为低成本的风能或太阳能转化为高成本的太阳能或

风能时的ES配置留下了空间。上述最大配置容量限制也

是广东、浙江、天津和上海在RPHS情况下LCOH值高于

RHP情况下LCOH值的主要原因。以上海为例，虽然其

丰富的风力资源大大降低了其风电成本，但相应的最大配

置容量仅为4 GW，这无法满足RPHS的电力和氢能需求，

因此必须在完成风电配置后，再配置具有相对较高LCOE

的太阳能发电。根据图2（b）和（c）中可再生能源和煤

电的 LCOE 值，在大多数省份，煤电的 LCOE 通常较低

[低于0.04美元∙(kW∙h)−1]，而可再生能源的LCOE往往较

高[高于0.04美元∙(kW∙h)−1]。然而，由于可再生能源的强

制整合以及对制氢过程的低碳限制，低成本煤电尚未得到

充分利用，这限制了从煤电制氢所需的电力比例。

为了解决这个问题，我们通过系统优化进一步研究了

CCUS技术对安装了CCUS技术的省级LCOH值的影响。

如图2（a）所示，在有CCUS的RPHS案例中，与RHP案

例相比，CCUS技术降低了所有省份的LCOH，其中所有

省份的LCOH均降至2.5美元∙kg−1以下，整个北方地区的

LCOH降至 2.0美元∙kg−1以下。与没有CCUS的RPHS相

比，由于电制氢的获取，CCUS的加入可以显著降低可再

生能源的投资成本[图2（d）]，从而在给定的碳约束下实

现低碳电力供应，而不需要额外分配可再生能源。然而，

CCUS技术的实施也增加了煤电的产量，导致煤电在制氢

过程中的燃料成本比例大幅增加。此外，煤电的年利用小

时数可能会增加数倍，如图 2（e）所示。因此，尽管增

加CCUS可能会增加煤炭发电成本，但由于煤炭发电利用

水平的提高，大多数省份的煤炭发电LCOE仍可保持在

0.04美元∙(kW∙h)−1以下。从CCUS配置的角度来看，广

东省和山东省的配置容量最高，分别达到 27.3 GW 和

26.7 GW，而其他省份的CCUS容量不到 20 GW。附录A

中图S4显示了新增燃煤发电、采用CCUS技术的新增燃

煤发电和采用CCUS技术的现有燃煤发电机组的三种制氢

途径的LCOH值的比较。第一种途径不考虑碳排放约束问

题。相比之下，后两种途径考虑了碳排放限制，最大氢碳

强度为 6.5 kg CO2∙(kg H2)
−1，接近配备CCUS技术的煤电

机组在制氢过程中的最低碳排放水平。如附录A中图S4

所示，在大多数省份，最后一种途径可以实现低于

2.0美元∙kg−1的LCOH，并可以成为可再生能源制氢的有

力补充方法。

3.3. 省级合作可以降低全国平均LCOH

在上一节中，我们使用增量成本原则分析了RPHS的

省级LCOH性能，而没有考虑省份之间的电力相互作用效

应。因此，本节从国家角度来看，通过优化氢能接入导致

的输电能力和功率变化，研究了省级合作对具有CCUS的

RPHS 中电制氢的影响。图 3 显示了 2030 年供应规模为

40 Mt时，省级独立和省级合作情景下新安装的设备，附

录A中图S5显示了相应的新安装的输电线路。在这两种

情况下，各省在设备投资方面表现出显著差异。这两种情

景的主要区别在于燃煤发电机组、CCUS和输电线路的配

图3. 省级独立（a）情景和省级合作（b）情景下新安装的CG、CCUS、风能、太阳能光伏和存储容量。
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置。在省级独立情景下，CCUS分布相对分散，而在省级

合作情景下，CCUS分布集中在内蒙古和新疆。特别是，

内蒙古可以提供巨大的低碳电力出口能力，因为它拥有近

200 GW的CCUS技术燃煤发电机组和扩大的电力外送通

道。根据全球能源互联网发展合作组织[25]选择的潜在输

电通道，在省级独立与合作情景下，新增的交流和直流输

电容量分别为148.4 GW和88.0 GW。图4显示了这两种情

景下的年输电量和LCOH波动。每个省份被分为纯输出、

输出大于输入、输出小于输入和纯输入四种类别，以比较

两种情景下的省际输电水平。省级独立情景包括2个纯输

出省份、8个输出大于输入省份、18个输出小于输入省份

和3个纯输入省份，而省级合作情景在每个类别中分别包

括2个、12个、13个和6个省份。图4（c）显示了两种情

景下的全国LCOH减排量。省级合作可以通过降低燃料成

本、可再生能源投资和P2H投资来进一步降低电制氢的成

本，其中燃料成本降低占总降低额的 80% 以上。然而，

省级合作可能会增加煤电机组、储能、输电线路、运行维

护和启动成本，从而增加电制氢的成本，其中煤电机组和

输电线路的投资占总减少量的比例最高。总体而言，在考

虑跨省电网输送制氢后，全国平均 LCOH 可以从

1.95 美元∙kg−1降低到 1.72 美元∙kg−1，降低了 0.23 美元∙
kg−1，符合美国能源部估计的经济竞争条件，即LCOH值

小于2.00美元∙kg−1 [28]。

考虑到氢能需求的潜在分布可能会影响基于输电线路

的省级合作效果，我们进一步从需求和供给两个角度分析

了在不同划分原则下，氢能需求分布对LCOH的影响，如

GDP、人口、碳排放、风资源、光伏资源和煤炭价格。

图 5（a）和（b）分别显示了省级独立和合作情景下相对

于基本电力负荷分配原则的LCOH波动。与省级独立情景

下的结果相比，省级合作在GDP、人口、碳排放、风资

源、光伏资源和煤炭价格的原则下可以将LCOH分别降低

0.19 美 元 ∙ kg−1、 0.17 美 元 ∙ kg−1、 0.07 美 元 ∙ kg−1、

图4. 年输电量和LCOH波动。（a）在省级独立情景下，31个省份之间的年输电量；（b）在省级合作情景下，31个省份之间的年输电量；（c）省级独

立与合作情景之间的LCOH波动。
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0.57美元∙kg−1、0.61美元∙kg−1和 0.45美元∙kg−1。在供给

侧划分原则下，其对LCOH降低的影响明显大于需求侧划

分原则。具体的成本构成表明，在不同原则下，省级合作

可以通过减少燃料和启动成本来降低LCOH。基于供给侧

原则，省级合作还可以有效减少煤电机组和输电线路的投

资，进一步降低LCOH。无论是使用供给侧划分原则还是

需求侧划分原则，LCOH 波动都在 0.1 美元∙kg−1的范围

内。相比之下，国际能源署（IEA）认为，对于500 km以

内的距离，管道是最经济的氢能输送方式，每天可输送

500 t，成本低于 0.25美元∙kg−1 [10]。因此，基于需求侧

划分原则的原地制氢更可行。

3.4. 不同供应规模和碳强度下电制氢的竞争性能水平

依托电力系统支持的电制氢可以有效降低LCOH，然

而，碳排放限制决定了煤炭发电机组在电力系统中的支持

力度。考虑到配备CCUS技术的燃煤发电机组可以有效减

少碳排放，提高制氢的用电比例，这有利于降低电制氢中

的LCOH。根据中国的低排放氢能标准，氢能根据碳强度

分别为 0~4.9 kg CO2∙(kg H2)
−1、4.9~14.5 kg CO2∙(kg H2)

−1

和 14.5 kg CO2∙(kg H2)
−1以上分为清洁氢能、低碳氢能和

非低碳氢能[17]。图 6显示了氢碳强度和氢能供应规模对

LCOH 性 能 的 影 响 ， 其 中 氢 碳 强 度 范 围 为 0~

20 kg CO2∙(kg H2)
−1。氢碳强度为 0 表明，在 RPHS 情况

下，总CO2排放量不高于RPS情况下的总CO2排放量，即

在制氢过程中不会产生额外的 CO2 排放。氢碳强度为

20 kg CO2∙(kg H2)
−1表明，基于RPHS生产的氢能的二氧

化碳排放量与煤气化产生的二氧化碳排放量相当[10]。随

着氢能供应规模的增加和碳强度的降低，电制氢的LCOH

逐渐增加，在给定的参数范围内波动于 1.4~1.8美元∙kg−1

之间。此外，清洁氢气的 LCOH 范围约为 1.6~1.8 美元∙

kg−1。在此碳强度水平下，目前采用CCUS技术从煤炭和

天然气中生产的氢能的 LCOH 分别为 1.4 美元∙kg−1 和

2.0美元∙kg−1。低碳氢的LCOH在 1.5~1.7美元∙kg−1之间，

在这个碳强度水平下，天然气制氢的成本约为 1.4美元∙
kg−1。非低碳氢气的 LCOH 在 1.45~1.60 美元∙kg−1 之间，

相比之下，目前煤制氢的成本约为1.1美元∙kg−1。就低碳

和非低碳氢能而言，基于所提出的方法的电制氢相对于基

于化石燃料制氢在成本上没有竞争力。从氢能供应规模来

看，氢能委员会、中国氢能联盟和国际能源署预计，到

2030年，电制氢规模将分别达到约 12 Mt、5 Mt和 2 Mt，

相应的氢能生产成本在 1.65~1.75美元∙kg−1之间，如图 6

所示。从能源使用的角度来看，氢能委员会预测，到

2030年，氢气的LCOH可以达到1.9美元∙kg−1，以实现氢

基钢铁生产的盈亏平衡[29]。相比之下，大约2美元∙kg−1

和3美元∙kg−1的成本水平可以使氢能分别在乘用车和商业

图5. 省级独立（a）情景和省级合作（b）情景下，LCOH波动与基本电力负荷分配原则的比较。

图6. 不同氢碳强度和氢能供应规模下清洁氢能、低碳氢能和非低碳氢

能的全国LCOH值。
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移动应用中可行。因此，结合供需经济学，基于RPHS的

电制氢可以发挥比预期更大的作用。

3.5. 敏感性分析

我们评估了结果对关键因素的敏感性，包括可再生能

源发电的比例、可再生能源发电的投资成本、煤炭价格、

CCUS投资以及P2H过程的成本和效率。关键假设总结在

附录A中表S13。如图 7所示，煤炭价格的波动对电制氢

的LCOH影响最大，因为它决定了煤电提供的低碳和低成

本煤电的水平。其次是P2H技术的发展水平，特别是投资

成本和转换效率的水平。再次是CCUS投资成本，它决定

了CCUS安装的规模，并影响低碳和低成本煤电的供应水

平。可再生能源发电的比例对LCOH的影响最小。与上述

参数的影响相反，可再生投资成本的增加略微影响了电制

氢的 LCOH，而可再生投资成本的降低可以大大降低

LCOH。

4. 结论和政策影响

在这项研究中，我们提出了一种基于增量成本原理的

RPHS优化策略，用于电制氢。通过与RHP进行比较，验

证了所提出方法的有效性。通过多场景比较分析，讨论了

CG与CCUS和省级输电合作对降低LCOH的贡献。使用

不同的氢能供应规模、氢能需求分布和碳强度验证了该策

略在关键参数或约束条件下的性能。

这一分析产生了几个关键结果。首先，在省级氢能需

求差异化的前提下，电制氢发展机制可以有效地降低省级

清洁氢能的生产成本，而不是纯RHP，这可以为风能或

太阳能资源不足的省份发展电制氢提供解决方案。其次，

我们探讨了省级合作在依靠跨省输电增强国家清洁氢能供

应能力方面的作用，这主要是通过提高可再生能源、火力

发电机组和P2H技术的利用效率来实现的。从制氢成本的

角度来看，在可再生资源丰富的地区增加氢能开发力度会

略有优势；然而，考虑到许多重大项目都集中在可再生资

源丰富的地区，这个优势并没有想象中那么大。最后，基

于所提出的机制生产的电制氢在清洁氢能生产方面相对于

化石燃料制氢仅具有成本竞争力。然而，从需求的角度来

看，这可能会发挥比预期更大的作用。

此外，电制氢开发机制可以使电力系统受益。在中国

于2021年提出的新电力系统的背景下[30]，可再生能源发

电的比例已成为一个重要指标。到 2021年年底，中国可

再生能源发电量达到 1 × 1012 kW∙h，占总发电量的 12%。

在建设新的电力系统时，到 2030年可再生能源发电应占

20%以上[31]，到2060年应占50%以上[32]。在可再生能

源发电的约束下，将电制氢用作电力系统中灵活可控的负

载可以显著提高新能源的消耗。此外，低碳电制氢的约束

有利于反向促进CCUS技术的普及和火电利用水平的提

高，这不能简单地通过增加可再生能源指标来实现。
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Nomenclature

Indices and sets

p, Ξ Index and set of provinces

图7. 不同参数下对LCOH的敏感性分析。RES-ratio和RES-inv分别表示

可再生能源发电的比例和可再生能源的投资成本。
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m, M Index and set of CG, PV, WT, ES, P2H, 

HS, AC line, and DC line

i, Xp Index and set of clustered CGs in province p

q, Γp Index and set of transmission lines con‐

nected to province p

Γ p
s/r a subset of Γ p representing the power out‐

flow/inflow from p to q

t, T Index and set of time period

τ Index of auxiliary period for CG

Functions

CostRPHS/RPS
p Annual cost of RPHS/RPS in province p

CostE
p Annual cost of power-related RPHS in 

province p

CostH
p Annual cost of hydrogen-related RPHS in 

province p

CostINV_E
p Annual investment cost of power-related 

RPHS in province p

CostO&M_E
p Annual O&M cost of the power-related 

RPHS in province p

CostOP_E
p Annual operating cost of power-related 

RPHS in province p

CostINV_H
p Annual investment cost of hydrogen-

related RPHS in province p

CostO&M_H
p Annual O&M cost of hydrogen-related 

RPHS in province p

ERPHS_CCUS
p Annual carbon emissions of the RPHS with 

CCUS technology in province p

ERPS_CCUS
p Annual carbon emissions of the RPS with 

CCUS technology in province p

ERPHS
p Annual carbon emissions of the RPHS 

without CCUS technology in province p

ERPS
p Annual carbon emissions of the RPS with‐

out CCUS technology in province p

LCOHp LCOH in province p

Parameters

Δt Time interval

κm Capital recovery factor of equipment m

Nm Lifetime of equipment m

dr Discount rate

cINV_WT/PV
p Unit investment cost of WT/PV in prov‐

ince p

cINV_ESP/ESE
p Unit power and energy investment cost of 

ES in province p

cINV_AC/DC
pq Unit investment cost of the AC/DC trans‐

mission line between provinces p and q

cINV_CG
pi Unit investment cost of the ith cluster CG 

in province p

cINV_CCUS
pi Unit investment cost of the CCUS equipped 

on the ith cluster CG in province p

cO&M_WT/PV
p Unit O&M costs of WT/PV in province p

cO&M_AC/DC
pq Unit O&M costs of the AC/DC transmis‐

sion line between provinces p and q

cO&M_CG
pi Unit O&M cost of the ith cluster CG in 

province p

cO&M_ESP/ESE
p Unit power/energy O&M cost of ES sys‐

tems in province p

cCG/SU
pi Unit fuel/startup cost of the ith cluster CG 

in province p

cINV_P2H/HS
p Unit investment cost of P2H/HS in prov‐

ince p

cO&M_P2H/HS
p Unit O&M costs of P2H/HS in province p

CPV/WT_MAX
p Maximum installed capacities of PV/WT in 

province p

CAC/DC_MAX
pq Maximum installed AC/DC transmission 

capacity between provinces p and q

CPV/WT_exist
p Existing installed capacity of PV/WT in 

province p

CCG_exist
pi Existing installed capacity of the ith cluster 

CG in province p

CAC/DC_exist
pq Existing AC/DC transmission capacity be‐

tween provinces p and q

CHG/NG_exist
p Existing HG/NG capacity in province p

DE
pt Electric load in province p at time t

DH
p Annual hydrogen demand in province p

eCG
i Carbon emission of the unit ith cluster CG 

in province p

ρPV/WT
pt Unit output curves of PV/WT in province p 

at time t

hNG/HG Annual utilization hours of NG and HG in 

province p

TON/OFF
i Minimum on/off time periods of ith cluster 

CG

NCG
pi Number of the ith cluster CG in province p

Rd/w/p Forecasting errors of the electric load/WT 

output/PV output

αRu/Rd
i Maximum upward/downward ramping ra‐

tio to online capacity of ith cluster CG

ηP2H P2H conversion efficiency
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ηES+/− ES charging/discharging efficiency

φ Ratio of the annual renewable power gen‐

eration to the annual power demand

λCG
i Minimum power generation levels of ith 

cluster CG

λNG Minimum power generation levels of NG

λCCUS Capture rate of CCUS

ρCCUS Required power for per tonne CO2 capture 

and storage

γ Basic energy consumption rate of CCUS

θ Carbon intensity of electrolytic hydrogen

Variables

CWT/PV
p Newly installed capacity of PV/WT in 

province p

CAC/DC
pq Newly installed AC/DC transmission ca‐

pacity between provinces p and q

CCG
pi Newly installed power capacity of the ith 

cluster CG in province p

CCCUS
pi Newly installed CCUS capacity of the ith 

cluster CG in province p

CCG_CCUS
pi Capacity of the ith cluster CG with CCUS 

in province p

CESP/ESE
p Newly installed ES power/energy capacity 

in province p

CP2H/HS
p Newly installed power capacity of the P2H/

HS in province p

PCG
pit Power output of the ith cluster CG in prov‐

ince p at time t

PCG_CCUS
pit Power output of the ith cluster CG with 

CCUS in province p at time t

PCG_CCUS*
pit Net power output of the ith cluster CG with 

CCUS in province p at time t

PPV/WT
pt Power output of PV/WT in province p at 

time t

PHG/NG
pt Power output of HG/NG in province p at 

time t

PP2H
pt Power consumed by P2H in province p at 

time t

PES + / -
pt Charging/discharging power of the ES sys‐

tem in province p at time t

PAC
pqt Transmission power of AC transmission 

line between provinces p and q at time t

PDCs
pqt Transmission power of DC transmission 

line from province p to q at time t

PDCr
pqt Transmission power of DC transmission 

line from province q to p at time t

SES
pt Stored electricity of ES in province p at 

time t

rES
pt Reserve power of ES in province p at time t

O/SU/SDCG
pit Online/startup/shutdown capacity of ith 

cluster CG without CCUS in province p at 

time t

O/SU/SDCG_CCUS
pit Online/startup/shutdown capacity of ith 

cluster CG with CCUS in province p at 

time t
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