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2023 年电力行业经济运行报告

中国电力企业联合会

2023 年，电力行业以习近平新时代中国特色社会主义思

想为指导，认真贯彻习近平总书记关于能源电力的重要讲话

和重要指示批示精神，以及“四个革命、一个合作”能源安

全新战略，落实党中央、国务院决策部署，弘扬电力精神，

经受住了上半年来水持续偏枯、夏季多轮高温、冬季大范围

极端严寒等考验，为经济社会发展和人民美好生活提供了坚

强电力保障。电力供应安全稳定，电力消费稳中向好，电力

供需总体平衡，电力绿色低碳转型持续推进。

一、2023 年全国电力供需情况

（一）电力消费需求情况

2023 年，全国全社会用电量 9.22 万亿千瓦时，人均用

电量 6539 千瓦时；全社会用电量比上年增长 6.7%，增速比

2022 年提高 3.1 个百分点，国民经济回升向好拉动电力消费

增速提高。各季度全社会用电量同比分别增长 3.6%、6.4%、

6.6%和 10.0%，同比增速逐季上升；受 2022 年同期低基数以

及经济回升等因素影响，四季度全社会用电量同比增速明显

提高，四季度的两年平均增速为 6.8%，与三季度的两年平均

增速接近。

一是第一产业用电量延续快速增长势头。2023 年，第一

产业用电量 1278 亿千瓦时，比上年增长 11.5%；各季度同比
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分别增长 9.7%、14.2%、10.2%和 12.2%。近年来电力企业积

极助力乡村振兴，大力实施农网巩固提升工程，完善乡村电

力基础设施，推动农业生产、乡村产业电气化改造，拉动第

一产业用电保持快速增长。分行业看，农业、渔业、畜牧业

全年用电量比上年分别增长 7.8%、9.2%、18.3%。

二是第二产业用电量增速逐季上升。2023 年，第二产业

用电量 6.07 万亿千瓦时，比上年增长 6.5%；各季度同比分

别增长 4.2%、4.7%、7.3%和 9.4%。2023 年制造业用电量比

上年增长 7.4%，分大类看，四大高载能行业全年用电量增长

5.3%，各季度同比分别增长 4.2%、0.9%、7.2%和 8.7%，三、

四季度的同比增速以及两年平均增速均有较为明显的回升。

高技术及装备制造业全年用电量增长 11.3%，超过制造业整

体增长水平 3.9 个百分点，增速领先；各季度同比分别增长

4.0%、11.7%、13.3%和 14.8%。其中，电气机械和器材制造

业用电量增速领先，各季度的同比增速及两年平均增速均超

过 20%。消费品制造业全年用电量增长 7.0%，季度用电量同

比增速从一季度的下降 1.7%转为二季度增长 7.1%，三、四

季度增速分别进一步上升至 8.4%、13.1%，各季度的两年平

均增速也呈逐季上升态势，在一定程度上反映出 2023 年我

国终端消费品市场呈逐步回暖态势。其他制造业行业全年用

电量增长 10.4%，各季度同比分别增长 5.2%、10.7%、12.7%

和 12.2%；其中，石油煤炭及其他燃料加工业用电量增速领

先，该行业各季度的同比增速及两年平均增速均超过 10%。
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三是第三产业用电量恢复快速增长势头。2023 年，第三

产业用电量 1.67 万亿千瓦时，比上年增长 12.2%。各季度同

比分别增长 4.1%、15.9%、10.5%和 19.1%；各季度的两年平

均增速分别为 5.3%、7.9%、9.3%和 11.1%，逐季上升，反映

出随着新冠疫情防控转段，服务业经济运行呈稳步恢复态

势。批发和零售业、住宿和餐饮业、租赁和商务服务业、交

通运输仓储和邮政业全年用电量增速处于 14%—18%，这四个

行业在 2022 年部分时段受疫情冲击大，疫情后恢复态势明

显。电动汽车高速发展拉动充换电服务业 2023 年用电量比

上年增长 78.1%。

四是城乡居民生活用电量低速增长。2023 年，城乡居民

生活用电量 1.35 万亿千瓦时，比上年增长 0.9%，上年高基

数是 2023 年居民生活用电量低速增长的重要原因。各季度

的同比增速分别为 0.2%、2.6%、-0.5%、2.3%，各季度的两

年平均增速分别为 5.9%、5.0%、9.4%和 8.7%。

五是全国 31 个省份用电量均为正增长，西部地区用电

量增速领先。2023 年，东、中、西部和东北地区全社会用电

量比上年分别增长 6.9%、4.3%、8.1%和 5.1%。分省份看，

2023 年全国 31 个省份全社会用电量均为正增长，其中，海

南、西藏、内蒙古、宁夏、广西、青海 6 个省份增速超过 10%。

（二）电力生产供应情况

截至 2023 年底，全国全口径发电装机容量 29.2 亿千瓦，

比上年增长 13.9%；人均发电装机容量自 2014 年底历史性突
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破 1 千瓦/人后，在 2023 年首次历史性突破 2 千瓦/人，达

到 2.1 千瓦/人。非化石能源发电装机在 2023 年首次超过火

电装机规模，占总装机容量比重在 2023 年首次超过 50%，煤

电装机占比首次降至 40%以下。从分类型投资、发电装机增

速及结构变化等情况看，电力行业绿色低碳转型趋势持续推

进。

一是电力投资快速增长，非化石能源发电投资占电源投

资比重达到九成。2023 年，重点调查企业电力完成投资比上

年增长 20.2%。分类型看，电源完成投资增长 30.1%，其中

非化石能源发电投资增长 31.5%，占电源投资的比重达到

89.2%。太阳能发电、风电、核电、火电、水电投资分别增

长 38.7%、27.5%、20.8%、15.0%和 13.7%。电网工程建设完

成投资增长 5.4%。电网企业进一步加强农网巩固提升及配网

投资建设，110 千伏及以下等级电网投资占电网工程完成投

资总额的比重达到 55.0%。

二是新增并网太阳能发电装机规模超过 2 亿千瓦，并网

风电和太阳能发电总装机规模突破 10 亿千瓦。2023 年，全

国新增发电装机容量 3.7 亿千瓦，比上年多投产 1.7 亿千瓦；

其中，新增并网太阳能发电装机容量 2.2 亿千瓦，比上年多

投产 1.3 亿千瓦，占新增发电装机总容量的比重达到 58.5%。

截至 2023 年底，全国全口径发电装机容量 29.2 亿千瓦，其

中，非化石能源发电装机容量 15.7 亿千瓦，占总装机容量

比重在 2023 年首次突破 50%，达到 53.9%。分类型看，水电
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4.2 亿千瓦，其中抽水蓄能 5094 万千瓦；核电 5691 万千瓦；

并网风电 4.4 亿千瓦，其中，陆上风电 4.0 亿千瓦、海上风

电 3729 万千瓦；并网太阳能发电 6.1 亿千瓦。全国并网风

电和太阳能发电合计装机规模从 2022 年底的 7.6 亿千瓦，

连续突破 8 亿千瓦、9 亿千瓦、10 亿千瓦大关，2023 年底达

到 10.5 亿千瓦，比上年增长 38.6%，占总装机容量比重为

36.0%，比上年提高 6.4 个百分点。火电 13.9 亿千瓦，其中，

煤电 11.6 亿千瓦，比上年增长 3.4%，占总发电装机容量的

比重为 39.9%，首次降至 40%以下，比上年降低 4.0 个百分

点。

三是水电发电量下降，煤电发电量占比仍接近六成，充

分发挥兜底保供作用。2023 年，全国规模以上电厂发电量

8.91 万亿千瓦时，比上年增长 5.2%。全国规模以上电厂中

的水电发电量比上年下降 5.6%。年初主要水库蓄水不足以及

上半年降水持续偏少，导致上半年规模以上电厂水电发电量

同比下降 22.9%；下半年降水形势好转以及上年同期基数低，

8—12 月水电发电量转为同比正增长。2023 年，全国规模以

上电厂中的火电、核电发电量比上年分别增长 6.1%和 3.7%。

2023 年煤电发电量占总发电量比重接近六成，煤电仍是当前

我国电力供应的主力电源，有效弥补了水电出力的下降。

四是火电、核电、风电发电设备利用小时均提高。2023

年，全国 6000 千瓦及以上电厂发电设备利用小时 3592 小时，

比上年降低 101 小时。分类型看，水电 3133 小时，降低 285
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小时，其中，常规水电 3423 小时，降低 278 小时；抽水蓄

能 1175 小时，降低 6 小时。火电 4466 小时，提高 76 小时；

其中，煤电 4685 小时，提高 92 小时。核电 7670 小时，提

高 54 小时。并网风电 2225 小时，提高 7 小时。并网太阳能

发电 1286 小时，降低 54 小时。

五是跨区、跨省输送电量较快增长。2023 年，全国新增

220 千伏及以上输电线路长度 3.81 万千米，比上年少投产

557 千米；新增 220 千伏及以上变电设备容量（交流）2.57

亿千伏安，比上年少投产 354 万千伏安；新增直流换流容量

1600 万千瓦。2023 年，全国完成跨区输送电量 8497 亿千瓦

时，比上年增长 9.7%；其中，西北区域外送电量 3097 亿千

瓦时，占跨区输送电量的 36.5%。2023 年，全国跨省输送电

量 1.85 万亿千瓦时，增长 7.2%。

六是市场交易电量较快增长。2023 年，全国各电力交易

中心累计组织完成市场交易电量 5.67 万亿千瓦时，比上年

增长 7.9%，占全社会用电量比重为 61.4%，比上年提高 0.6

个百分点。其中全国电力市场中长期电力直接交易电量 4.43

万亿千瓦时，比上年增长 7%。

（三）全国电力供需情况

2023 年电力系统安全稳定运行，全国电力供需总体平

衡，电力保供取得好成效。年初，受来水偏枯、电煤供应紧

张、用电负荷增长等因素叠加影响，云南、贵州、蒙西等少

数省级电网在部分时段电力供需形势较为紧张，通过源网荷
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储协同发力，守牢了民生用电安全底线。夏季，各相关政府

部门及电力企业提前做好了充分准备，迎峰度夏期间全国电

力供需形势总体平衡，各省级电网均未采取有序用电措施，

创造了近年来迎峰度夏电力保供最好成效。冬季，12 月多地

出现大范围强寒潮、强雨雪天气，电力行业企业全力应对雨

雪冰冻，全国近十个省级电网电力供需形势偏紧，部分省级

电网通过需求侧响应等措施，保障了电力系统安全稳定运

行。

二、2024 年全国电力供需形势预测

（一）电力消费预测

预计 2024 年全国电力消费平稳增长。综合考虑宏观经

济、终端用能电气化等因素，根据不同预测方法对全社会用

电量的预测结果，预计 2024 年全年全社会用电量 9.8 万亿

千瓦时，比 2023 年增长 6%左右。预计 2024 年全国统调最高

用电负荷 14.5 亿千瓦，比 2023 年增加 1 亿千瓦左右。

（二）电力供应预测

预计 2024 年新投产发电装机规模将再超 3 亿千瓦，新

能源发电累计装机规模将首次超过煤电装机规模。在新能源

发电持续快速发展的带动下，预计 2024 年全国新增发电装

机将再次突破 3 亿千瓦，新增规模与 2023 年基本相当。2024

年底，全国发电装机容量预计达到 32.5 亿千瓦，比上年增

长 12%左右。火电 14.6 亿千瓦，其中煤电 12 亿千瓦左右，

占总装机比重降至 37%。非化石能源发电装机合计 18.6 亿千
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瓦，占总装机的比重上升至 57%左右；其中，并网风电 5.3

亿千瓦、并网太阳能发电 7.8 亿千瓦，并网风电和太阳能发

电合计装机规模将超过煤电装机，占总装机比重上升至 40%

左右，部分地区新能源消纳压力凸显。

（三）电力供需形势预测

预计 2024 年迎峰度夏和迎峰度冬期间全国电力供需形

势总体紧平衡。电力供应和需求，以及气候的不确定性等多

方面因素交织叠加，给电力供需形势带来不确定性。综合考

虑电力消费需求增长、电源投产等情况，预计 2024 年全国

电力供需形势总体紧平衡。迎峰度夏和迎峰度冬期间，在充

分考虑跨省跨区电力互济的前提下，华北、华东、华中、西

南、南方等区域中有部分省级电网电力供应偏紧，部分时段

需要实施需求侧响应等措施。

三、有关建议

2024 年，我国宏观经济及电力消费保持平稳增长，电力

保供压力上升。为切实做好今春及后续电力保供工作，全力

保障大电网安全稳定，守好民生用电底线，推动经济社会高

质量发展，结合电力供需形势和行业发展趋势，提出以下几

点建议：

（一）扎实做好电力安全供应工作

一是做好一次能源跟踪监测、负荷预警和灾害应急机制

建设。加强来水、风、光跟踪监测,提升预报准确性；加强

煤炭、油气等能源供耗存监测；滚动开展用电负荷预测及预
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警。建立健全电力气象灾害监测系统，完善微气象、覆冰等

在线监测装置部署，加强极端天气对电网影响灾害研判预

警。进一步强化民生保供应急机制，提升灾害应急处置能力。

加大重点地区应急装备配置力度，确保系统安全运行，提升

极端条件下民生保障供电能力。

二是统筹做好源网规划建设。分析电力送受端不同地区

的网源投资合理比例，统筹推进电网电源建设，避免由于网

源建设不协同引起大规模弃能。补强电网抵御自然灾害的薄

弱环节，提升电网设备防灾能力。结合新能源汽车充电桩建

设，开展城市配电网扩容和改造升级，大力推广智能有序充

电设施建设和改造。加快农村电网巩固提升工程，支撑农村

可再生能源开发。

三是提升电源供应能力。做好一次燃料供应保障，继续

执行煤炭保供政策，加大煤炭先进产能释放力度，巩固电力

保供基础；保持进口煤政策稳定，给予用煤企业平稳长久的

政策预期；引导电煤价格稳定在合理区间。推动纳入规划的

电源按时投产，同时做好并网服务，确保常规电源应并尽并，

强化机组运行维护，严格非计划停运和出力受阻管理，挖掘

机组顶峰潜力。

四是挖掘输电通道能力。加强跨省跨区电力余缺互济，

优化跨省区电力调配机制，做好中长期、现货、应急调度的

衔接。用足用好跨省跨区输电通道，做到资源互补、时空互
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济、市场互惠。充分发挥配套电源的调节能力，允许配套电

源富余能力在更大范围内进行市场化配置。

五是拓宽需求侧响应覆盖范围。按照“谁承担谁受益”

的原则，拓宽资金渠道，优化调整市场分担费用和运行费用

等相关政策措施，形成合理的需求响应市场化补偿机制。进

一步完善电价体系，细化峰期、谷期电价时段，增加较小时

间尺度的分时电价，引导和激发用户错峰用电的积极性。适

当降低负荷聚合商的准入门槛。

（二）加快建立健全市场化电价体系

一是落实好煤电“两部制”电价政策。建议各省份尽快

出台煤电容量电价实施细则，稳定煤电企业固定成本回收预

期，推动煤电机组进行必要的投资和改造。加强对各地落实

煤电电价政策监管，及时纠正以降价为目的专场交易，避免

不合理干预。建立健全跨省跨区容量电价分摊机制，推动跨

省跨区中长期交易的签约履约，保障电力供应基本盘。加强

国家层面对热价调整的指导，考虑优化供热机组容量成本回

收机制，研究热工况下供热机组灵活性调节能力与煤电容量

电价机制的合理衔接。研究并推动新型储能容量电价政策尽

快出台。

二是加快完善新能源参与市场交易电价机制。增加新能

源发电调整合同的机会，缩短交易周期，提高交易频率。允

许不同电源品种之间自由转让市场合同，增加市场合同的流

通性。新能源优先发电计划应转为政府授权合约机制，保障
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新能源企业合理收益。各地结合实际情况，开展用户峰谷电

价的时段调整，挖掘午间用电需求。

三是加快推进绿色电力市场建设。加快推进绿证交易方

法及实施细则出台，丰富绿证应用场景。逐步将分布式发电、

生物质发电等形式的可再生能源纳入绿电供应体系，进一步

扩大绿电供应规模。加快培育绿电消费市场，体现新能源绿

色环境价值，提升新能源参与市场的经济性。完善绿证交易

机制，畅通购买绿电和绿证的渠道，落实全社会共同推动能

源转型的责任。

（三）加快推动新型电力系统建设

一是加强新型电力系统顶层设计。坚持系统观念，加强

对新型电力系统的源网荷储统筹规划和建设。统筹优化电力

系统发展规划，加强电力规划与其他专项规划的指导与衔接

作用。完善构建新型电力系统的相关配套政策，从市场机制

建设、技术创新、示范推广等多方面统筹推进。

二是统筹推进新能源大基地建设。强化新能源基地、支

撑性电源和输送通道同步规划设计和同步运行，保障大基地

按期投产，积极推动绿色清洁电力消纳。加强指导地方政府

解决非技术成本不断攀升问题，加大对土地价格、配套产业

等限制性政策的监督，保障大基地开发企业合理权益和收

益。在大基地建设用地、用林、用草、用水等手续办理上开

设绿色通道，以满足大基地的建设进度要求。综合考虑各地
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资源禀赋、调节能力、电网建设等因素制定合理的差异化的

新能源利用率目标。

三是统筹提升电力系统调节能力。加大政策支持力度，

持续推进煤电“三改联动”及支撑性调节性煤电的建设，提

升电力系统应急保障和调峰能力。完善峰谷电价，积极推动

完善新型储能参与市场机制，发挥储能调节作用。加快抽水

蓄能电站建设及改造，推动已开工的项目尽快投产运行，尽

早发挥作用；因地制宜建设中小型抽水蓄能电站。加快确立

抽水蓄能电站独立经营主体地位，推动电站平等参与电力中

长期市场、现货市场及辅助服务市场交易。发挥流域水电集

群效益，实现水电与新能源多能互补运行。推进多元化储能

技术研发与应用，优化储能布局场景，推动独立储能发挥调

节作用。

四是推动电力领域科技创新。加强新型电力系统基础理

论研究，推动能源电力技术研发与应用向数字化、智能化和

绿色化转型。深入研究适应大规模高比例新能源友好并网的

先进电网和储能等新型电力系统支撑技术，开展高比例新能

源和高比例电力电子装备接入电网稳定运行控制技术研究。

鼓励电力企业围绕技术创新链开展强强联合和产学研深度

协作，集中突破关键核心技术。加大新技术应用示范的支持

力度，加快新型电力系统、储能、氢能、CCUS 等标准体系研

究，发挥标准引领作用。


