
 

 

 
 
 

電力需給検証報告書 
 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

平成 29 年 10 月 

電力・ガス基本政策小委員会 



 

目 次 

はじめに .................................................................. - 1 - 

第１章 2017年度夏季の電力需給の結果分析 

１．電力需給の状況 ...................................................... - 2 - 

２．需 要 .............................................................. - 4 - 

３．供 給 .............................................................. - 8 - 

４．2017年度夏季の電力需給の結果分析の総括 ............................. - 12 - 

第２章 2017年度冬季の電力需給の見通し 

１．基本的な考え方 ..................................................... - 14 - 

２．2017年度冬季の需要の想定 ........................................... - 18 - 

３．2017年度冬季の供給力の想定 ......................................... - 19 - 

４．電力需給バランスの検証 .............................................. - 24 - 

５．2017年度冬季の需給見通しの検証の総括 ............................... - 30 - 

 
第３章 電力供給に係る現状と課題 

１．新たな環境下での課題................................................ - 31 - 

２．諸課題に関する取組について .......................................... - 35 - 

 

 



 

- 1 - 
 

はじめに 

 
 今回、総合資源エネルギー調査会電力・ガス事業分科会電力・ガス基本政策

小委員会（以下、本委員会）は 2017 年 10 月 24 日、2017 年度夏季の電力需給

実績及び 2017 年度冬季の電力需給見通しについて電力広域的運営推進機関（以

下、広域機関）における議論を踏まえ、本委員会において審議を行った。この

報告書は、その結果をとりまとめたものである。 
 検証にあたっては、小売全面自由化の状況を踏まえ、旧一般電気事業者に新

規参入者を加えた供給区域（以下、エリア）全体を対象とした。新規参入者の、

エリア間の取引を含む卸電力取引市場からの調達分も考慮し、2017 年度冬季は

東日本、中西日本のブロック単位でも予備率が 3％以上確保される見通しである

ことを確認した。 
 
本年 4 月、本委員会でとりまとめた 2017 年度夏季の電力需給見通しは、猛暑

となるリスクを織り込んだ上で、卸電力取引市場の活用等が行われることで、

各エリアで電力の安定供給に最低限必要な予備率 3％以上を確保できる見通し

であった。 
2017 年度夏季も、沖縄エリアを除き電力需要のピーク発生日における気温が

想定より低かったことにより需要が減少したこと等もあり、結果的に、電力の

安定供給に必要な予備力は確保された。 
 

 2017 年度冬季の電力需給見通しのポイントは、以下のとおりである。 
１．2017 年度冬季の電力需給見通しは、供給計画をベースに冬季において 10
年に 1 回程度の厳寒となるリスクを織り込んだ上で、電力の安定供給に最低

限必要な予備率 3％以上を確保できる見通しである。（2 月では、9 エリア

10.8％、東日本 3エリア 10.9％、中西日本 6エリア 10.8％の予備率を確保。） 
２．北海道エリアについては、2 月の予備率を 16.6％確保できる見通しである

ものの、他電力からの電力融通に制約があることや、厳寒により万一の電力

需給ひっ迫が生じた場合、国民の生命、安全を脅かす可能性があること等を

踏まえても、電力の安定供給に最低限必要な予備率 3％以上を確保できる見

通しである。  
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（送電端） 

※1 北海道・北陸・中国・四国エリアは 2010 年度、東北・東京・中部エリアは 2015 年度、関西・九州エリ
アは 2013 年度、沖縄エリアは 2009 年度の実績をベースに猛暑 H3 需要を見通し、さらに H1/H3 比率等
（一部東京は別途）を用いて想定した８月猛暑 H1 需要。第１５回調整力及び需給バランス評価等に関す
る委員会（2017 年 4 月 6 日）で報告。 

※2 括弧内の値は電源Ⅰ´（DR）考慮前の値。 
※3,4 エリア間取引考慮後の供給力または予備率。第１５回調整力及び需給バランス評価等に関する委員会

で確認。 
※ 沖縄エリアについては、本州と連系しておらず単独系統であり、また離島が多いため予備率が高くならざ

るを得ない面があることに留意する必要がある。 
※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 
※ 本表以降、本資料の夏季実績については速報値や推計値が含まれる。 

  

第１章 2017 年度夏季の電力需給の結果分析 

 
１．電力需給の状況  
表１は、2017 年度夏季における全国 10 エリア合計の最大需要日、表２は、

各エリアの最大需要日における電力需給状況を示したものである。 
最大需要実績は、全国で 4 月の調整力及び需給バランス評価等に関する委員

会での想定（以下「猛暑 H1 想定」という。）を下回り、電力の安定供給に最低

限必要な予備率 3%以上を確保し、需給ひっ迫に至ることはなかった。 
以下、2017 年度夏季の電力需給の状況を詳細に分析する。 
 

【表 １ 2017 年度夏季の需給実績（全国最大需要日）】 

 
 
 
 
 
 
 

 

エリア
実績 猛暑H1想定※１

最大需要日 時間
最大需要
（万kW）

供給力
（万kW）

予備率
最大需要※2

（万kW）
供給力※3

（万kW）
予備率※4

北海道

8月24日（木） 14～15時

391 500 27.9% 446 511 14.7%

東北 1,151 1,465 27.3% 1,381 1,540 11.5%

東京 5,171 5,761 11.4% 5,550
(5,600) 5,744 3.5%

東３エリア 6,713 7,726 15.1% 7,377
(7,427) 7,795 5.7%

中部 2,473 2,740 10.8% 2,568
(2,587) 2,645 3.0%

北陸 478 509 6.4% 522 544 4.3%

関西 2,609 2,866 9.9% 2,671
(2,688) 2,888 8.1%

中国 1,077 1,191 10.6% 1,095 1,347 23.0%

四国 514 604 17.6% 530 632 19.2%

九州 1,548 1,862 20.3% 1,606
(1,616) 1,755 9.3%

中西エリア 8,698 9,772 12.4% 8,991
(9,037) 9,809 9.1%

全国９エリア 15,410 17,498 13.5% 16,369
(16,465) 17,604 7.5%

沖縄 144 224 55.5% 152 218 43.7%

全国１０エリア 15,554 17,721 13.9 % 16,520
(16,616) 17,821 7.9%
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（送電端） 

※1 北海道・北陸・中国・四国エリアは 2010 年度、東北・東京・中部エリアは 2015 年度、関西・九州エリ
アは 2013 年度、沖縄エリアは 2009 年度の実績をベースに猛暑 H3 需要を見通し、さらに H1/H3 比率等
（一部東京は別途）を用いて想定した８月猛暑 H1 需要。第１５回調整力及び需給バランス評価等に関す
る委員会（2017 年 4 月 6 日）で報告。 

※2 括弧内の値は電源Ⅰ´（DR）考慮前の値。 
※3,4 エリア間取引考慮後の供給力または予備率。第１５回調整力及び需給バランス評価等に関する委員会

で確認。 
※ 沖縄エリアについては、本州と連系しておらず単独系統であり、また離島が多いため予備率が高くならざ

るを得ない面があることに留意する必要がある。 
※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

【表 ２ 2017 年度夏季の需給実績（エリア別最大需要日）】 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
  

エリア
実績 猛暑H1想定※１

最大需要日 時間
最大需要
（万kW）

供給力
（万kW）

予備率
最大需要※2

（万kW）
供給力※3

（万kW）
予備率※4

北海道 7月14日（金） 16～17時 433 521 20.1% 446 511 14.7%

東北 7月21日（金） 16～17時 1,302 1,517 16.6% 1,381 1,540 11.5%

東京 8月9日（水） 13～14時 5,383 6,316 17.4% 5,550
(5,600) 5,744 3.5%

東３エリア － － 7,118 8,354 17.4% 7,377
(7,427) 7,795 5.7%

中部 8月24日（木） 14～15時 2,473 2,740 10.8% 2,568
(2,587) 2,645 3.0%

北陸 7月21日（金） 14～15時 502 576 14.7% 522 544 4.3%

関西 8月24日（木） 16～17時 2,638 2,866 8.7% 2,671
(2,688) 2,888 8.1%

中国 8月24日（木） 14～15時 1,077 1,191 10.6% 1,095 1,347 23.0%

四国 8月25日（金） 16～17時 520 577 11.0% 530 632 19.2%

九州 8月1日（火） 14～15時 1,585 2,022 27.5% 1,606
(1,616) 1,755 9.3%

中西エリア － － 8,794 9,970 13.4% 8,991
(9,037) 9,809 9.1%

全国９エリア － － 15,912 18,325 15.2% 16,369
(16,465) 17,604 7.5%

沖縄 7月31日（月） 11～12時 151 205 36.0% 152 218 43.7%

全国１０エリア － － 16,063 18,530 15.4% 16,520
(16,616) 17,821 7.9%
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（実績気温について、中国エリアは最大電力発生時刻気温、関西エリアは累積 5 日最高気温および累積 5 日露点温度、その他

エリアは最高気温を記載。） 
※1 東京エリアは、一般送配電事業者が合理的な想定方法として示した「猛暑設定年の H1 発生日の気象条件と供給計画想定

値(過去 10 年平均)の差分から直接気象影響を算出」に基づく。 

※2 北海道エリアは、７月の猛暑 H1 想定を超える需要となったが、最低気温も含めた評価により厳気象対象年度は変更なし。 
※3 中国エリアは最大電力発生時刻気温以外、四国エリアは最高気温以外の要素も含めた評価により厳気象対象年度は変更なし。 
※ ７、８月で異なる場合は上段７月、下段８月。 
※ 四捨五入の関係で比率と需要が合わない場合がある。 

2017年度夏季実績（送電端） 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄

猛暑H1想定方法 H1/H3比率 H1/H3比率 感応度式※1 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率

対象年度(至近10カ年) 2010 2015 2015 2015 2010 2013 2010 2010 2013 2009

気象感応度
（最高気温・万

kW/℃）

想定 3 35 126
71

（累積不快指数
1ptあたり）

13
（合成不快指数

1ptあたり）
80 28 23 43 4

実績 3 31 157 79 15 75 27 22 48 3

最高気温以外の
考慮要素

最低気温
前2日平均気温、
最小湿度

前3日平均気温
累積不快指数

（最高気温
不使用）

当日不快指数と
前5日不快指数との
合成不快指数
（最高気温不使用）

累積5日最高気温/
累積5日露点温度

最大電力発生時刻気温、
前3日最高気温平均、当
日平均湿度（最高気温
不使用）

前5日最高気温
平均、最小湿度

前5日最高気温
平均

前3日平均気温

H3気温(℃)

想定 30.6 32.5 34.9 83.9pt 82.9pt 35.6/21.5 33.8 34.4 34.3 33.0

実
績

H1 34.9 34.2 36.1 83.5pt 82.8pt 34.7/21.8 34.7※3 35.4※3 34.9 35.0
H2 33.1 33.8 35.2 84.1pt 82.2pt 34.7/23.0 34.4 34.6 35.1 33.6
H3 33.2 34.0 33.9 81.2pt 82.6pt 34.7/24.2 34.5 34.5 34.8 34.3

H3平均 33.7 34.0 35.1 82.9pt 82.5pt 34.7/23.0 34.5 34.8 34.9 34.3

H3需要
(万kW)

想定
406
426

1,270
1,299 5,253 2,429 498 2,548 1,045 502 1,511 145

実
績

H1 433※2 1,302 5,383 2,473 502 2,638 1,077 520 1,585 151 
H2 426 1,289 5,171 2,431 490 2,621 1,072 519 1,562 148 
H3 408 1,288 5,152 2,383 488 2,619 1,058 512 1,556 147 

H3平均 422 1,293 5,235 2,429 493 2,626 1,069 517 1,568 149 
H3気温想定(再掲)（℃） 30.6 32.5 34.9 83.9pt 82.9pt 35.6/21.5 33.8 34.4 34.3 33.0

猛暑H3想定気温(℃) 33.0 34.9 37.0
（猛暑H1前提）

85.5pt 84.4pt 36.6/20.6 34.6 35.0 36.2 34.0

猛暑H3想定(万kW)
422
442

1,337
1,366 ― 2,543 517 2,653 1,082 520 1,603 150

H1/H3比率
（5か年実績平均）

1.01 1.03
1.01 ― 1.02 1.01 1.01 1.01 1.02 1.01 1.01

猛暑H1想定(万kW)
426
446

1,372
1,381 5,600 2,587 522 2,688 1,095 530 1,616 152

猛暑H1/H3比率（結果） 1.05 1.08
1.06 1.07 1.07 1.05 1.05 1.05 1.06 1.07 1.05

H1/H3比率
（2017年度夏季実績）

1.03 1.01 1.03 1.02 1.02 1.00 1.01 1.01 1.01 1.01 

２．需 要 ～事前の想定から▲554 万 kW  
 各エリアの夏季最大需要日の需要実績の合計は、16,063 万 kW であり、事前

の猛暑を想定した需要 16,616 万 kW を 554 万 kW 下回った。 
 以下、実績と想定を比較する。 
 
（１）猛暑 H1 想定の前提条件と実績 

 猛暑 H1 想定の前提条件と実績について表３に示す。 
 全国的には想定したほどの猛暑とはならず、実績は想定を下回った。なお、

沖縄エリアについては、実績は想定を下回ったものの、気象条件は想定以上の

厳気象であった。 
 

【表 ３ 猛暑 H1 想定と実績の詳細】 
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※1 需要には太陽光自家消費分は含まない。 
※2 実績は 10 エリアのそれぞれの最大需要発生日における実績値の合計、想定は 10 エリアそれぞれ

の事前の猛暑 H1 想定（DR 考慮前）の合計。 
※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

（送電端） 

（送電端） 

エリア
（万kW）

東
３エリア

北海
道

東北 東京
中西

６エリア
中部 北陸 関西 中国 四国 九州

全国
９エリア

沖縄
全国

１０エリア

最大需要※1,2

（想定） 7,427 446 1,381 5,600 9,037 2,587 522 2,688 1,095 530 1,616 16,465 152 16,616

最大需要※1

（実績） 7,118 433 1,302 5,383 8,794 2,473 502 2,638 1,077 520 1,585 15,912 151 16,063

差分※3 ▲ 310 ▲ 12 ▲ 80 ▲ 218 ▲ 243 ▲ 114 ▲ 20 ▲ 50 ▲ 18 ▲ 10 ▲ 31 ▲ 553 ▲ 1 ▲ 554

気温影響 ▲ 275 ▲ 6 ▲ 62 ▲ 207 ▲ 367 ▲ 142 ▲ 21 ▲ 118 ▲ 18 ▲ 12 ▲ 56 ▲ 642 2 ▲ 640

その他（経済・節
電影響等）

▲ 35 ▲ 7 ▲ 18 ▲ 11 124 28 1 67 0 2 26 89 ▲ 3 87

※1 需要には太陽光自家消費分は含まない。 
※2 DR 考慮前の想定値 
※3 実績（10 エリアのそれぞれの最大需要発生日における実績値の合計）と第 15 回調整力及び需給バ

ランス評価等に関する委員会における想定との差分。 
※  四捨五入により各種影響の合計と実績－想定の差分が合わない場合がある。 

実績－想定
（万kW）※2 差の主な要因

合計 ▲ 554

気温影響 ▲ 640 猛暑Ｈ１需要を想定していたが、一部を除いて前提とした猛暑気
象とならなかったことから需要が減少した。

その他
（経済・節電影響等）

87 2017年度のGDP及びIIPの伸び率の上方修正
（GDP:+1.1%→+1.6%、IIP:+2.0%→+4.3%）

※1 需要には太陽光自家消費分は含まない。 
※2 実績は 10 エリアのそれぞれの最大需要発生日における実績値の合計、想定は 10 エリアそれぞれ

の事前の猛暑 H1 想定（DR 考慮前）の値の合計。 
※  四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

（２）需要増減の主な要因 

需要変動に影響を与える要素である、①気温影響、②その他（経済、節電影

響等）についてそれぞれ検証を行った（表４、表５）。 

【表 ４ 需要※1増減の主な要因の分析】 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
①気温影響  ▲640 万 kW 
猛暑 H1 需要を想定していたが、全体的には前提とした猛暑気象とならなかっ

たことから、沖縄エリアを除き実績が事前の想定を下回った。 
 
②その他（経済、節電影響等）  ＋87 万 kW 

2017 年度の国内総生産（GDP）、鉱工業生産指数（IIP）の伸び率の上方修正

（GDP：+1.1→+1.6%、IIP：+2.0%→+4.3%）等の影響により、実績が事前の

想定を上回った。 

【表 ５ 各エリアにおける需要増減の主な要因の分析】 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  



 

- 6 - 
 

（３）需要面（ピーク時間帯）の確認 
今夏（７、８月）の各エリアにおける需要の上位３日の最大需要発生時間帯

（ピーク時間帯）を表６に示す。 
北海道、四国、沖縄エリアについては、最大需要発生時間が上位３日とも、

一般送配電事業者が指定する供給計画における記載断面の時間帯と一致しなか

った。 
 

【表 ６ 上位３日のピーク時間帯】 

 
 
 上位３日のピーク時間帯の実績が、いずれも供給計画の記載断面と異なって

いたエリアの需要実績カーブを図１に示す。 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 

【図 １ 需要実績ロードカーブ（北海道、四国、沖縄エリア）】 

エリア 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄

供給計画においてエリアの
一般送配電事業者が
指定する記載断面

7月 15時 15時 15時 15時 15時 15時 15時 15時 17時 15時

8月 15時 15時 15時 15時 15時 15時 15時 15時 17時 15時

最大需要
発生時間

第一位
17時

(7/14)
17時

(7/21)
14時
(8/9)

15時
(8/24)

15時
(7/21)

17時
(8/24)

15時
(8/24)

17時
(8/25)

15時
(8/1)

12時
(7/31)

第二位
17時

(7/13)
15時

(7/14)
15時

(8/24)
15時

(8/25)
15時
(8/4)

17時
(8/25)

15時
(8/23)

16時
(7/31)

16時
(7/31)

16時
(8/1)
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：一般送配電事業者が 供給計画において想定した
ピーク時間帯

：一般送配電事業者が供給計画において想定した 

 ピーク時間帯 

：最大需要発生時間（ピーク時間帯） 
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四国エリア 需要実績カーブ

17時15時

8/25
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北海道エリアの需要カーブは比較的平坦な特性があり、また、７月中旬まで

は１７時以降にピークが出る特性であったところ、今夏のＨ３日については、

７月としては高気温となり、冷房需要が重なり、当日の気温状況から結果とし

て１７時ピークとなったと考えられる。 
四国エリアの今夏のＨ３日については、いずれも夕刻ごろまで高気温が継続

したことから１５時以降の時間帯で最大需要を記録した。 
沖縄エリアについては需要カーブが平坦なことから、結果的にピーク時間帯

が前後した。 
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３．供 給 ～事前の想定から▲100万 kW  

表７に示すとおり、2017 年度夏季の全国最大需要日の供給力の合計（全国 10
エリアの合計。以下同じ。）は、17,721 万 kW であり、事前の想定である 17,821
万 kW を 100 万 kW 下回った。以下、電源毎に実績と想定との差を検証する。 
 なお、実績では、当日の需給状況による火力機の需給停止があること、また、

再生可能エネルギーは、供給力を保守的に見込んでおり、実績が想定を上回る

傾向となるという構造を踏まえる必要がある。 
 

【表 ７ 2017 年度夏季全国最大需要日の供給力と事前の想定との差】 

 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  

電源 実績 想定 実績－想定 差の主な要因

全国合計 17,721 17,821 ▲100

原子力 428 255 +174 ・高浜原発３、４号機の稼働および川内原発、伊方
原発の定格熱出力一定運転による増

火力 11,098 12,357 ▲1,259

計画外停止※2

▲119

計画外停止、需給状況を考慮した日々の運用上の
停止（需給停止）による減

需給停止※3

▲1,070

その他※4

▲70

水力 1,097 1,136※5 ▲39 出水状況および貯水池運用による減
（計画外停止 ▲10万kW含む）

揚水 2,016 2,134 ▲118 需給状況を考慮した日々の運用による減
（計画外停止 ▲33万kW含む）

太陽光 1,901 906 +995 出力比率が想定以上になったことによる増（想定で
は安定的に見込める量として下位５日の平均値を採
用）風力 73 4 +69

地熱 25 27※6 ▲2 計画外停止 （▲2万kW）による減

その他※7 1,083 1,002 +81

※1 実績は全国（１０エリア）最大需要発生日（2017 年 8 月 24 日 14 時～15 時）における実績値。想定は猛暑

H1 における１０エリア合計の供給力想定値。四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 
※2 計画外停止：突発的な事故あるいは計画になかった緊急補修など予期せぬ停止または出力抑制。 
※3 需給停止：電力需要に対して、供給力が十分大きい場合、効率的な需給運用のために発電機を停止する

ことをいう。バランス停止、BS ともいう。（電気学会技術報告 第 977 号） 
※4 計画外停止における想定時点の供給力（補修等考慮）からの減少量と、当日の供給力減少量との差分、

火力増出力運転未実施分等を含む。 
※5 実績・想定比較のため前回想定値から、実績データ収集を行った事業者の供給力の想定値に見直し。 
※6 事業者提出データに誤りがあったため、前回想定値から数値を修正した。 
※7 需給検証において供給計画以外のデータ収集を行わなかった事業者の供給力。 

（送電端 万 kW）※１ 
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（送電端） 

（１）火力発電 ～事前の想定から▲1,259 万 kW 
全国最大需要日における供給力の合計は、11,098 万 kW であり、事前の想定

である 12,357 万 kW を 1,259 万 kW 下回った。なお、太陽光発電は想定では下

位５日の平均値を安定的に見込める供給力としており、実績では 995 万 kW の

増になったこと等から、1,070 万 kW の火力の需給停止を実施していた。 
以下に、計画外停止の状況等について記す。 
 

①計画外停止の状況 
計画外停止の状況を表８に示す。 
主要な発電事業者は、2017 年度夏季も引き続き、巡視点検の回数を増やすと

ともに、設備のわずかな異常兆候の早期発見及び休日も含む 24 時間体制での早

期復旧等を実施した。また、需要の低い休日に早期補修を実施する等、効率的

な補修により、トラブルの大規模化や、長期化の防止を図った。 
こうした取組みにより、全国最大需要日における計画外停止（火力以外も含

む）は 164 万 kW となり、当該日の予備率に与える影響（▲1.1%）は昨冬（▲

2.0％）と比べ小さくなった。 
 

【表 ８ 2017 年度夏季の計画外停止の状況】 

 

 
 
 
 
 
 

7月～8月における計画外停止※1 全国計（万kW） 発生日
全国最大需要日に発生した

場合の予備率への影響

最大値 508 7月4日 ▲ 3.3%
平均値 258 － ▲ 1.7%

全国最大需要日の実績値 164 8月24日 ▲ 1.1%

全国最大需要
日時 最大需要（万kW） 供給力（万kW） 予備率

8月24日15時 15,554 17,721 13.9%

火力計画外停止件数 うち、老朽火力※2 うち、報告対象外※3

夏季（7月～8月） 220件 40件 216件

※1 火力以外も含む 

※2 2017 年 3 月 31 日時点で運転開始から 40 年を経過した火力。 

※3 電気事業法電気関係報告規則に基づき、感電等による死傷事故やボイラータービン等、主要電気工作物の破損事故

は産業保安監督部への報告対象。電気集塵機の性能低下、異音発生等に伴う、計画外停止は産業保安監督部への

報告対象外。 
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※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

（送電端） 

エリア
東３

エリア
北海道 東北 東京

中西６
エリア

中部 北陸 関西 中国 四国 九州
全国９
エリア

沖縄
全国１０
エリア

太陽光
供給力
（万kW）

①想定
（8月）

275 8 73 194 623 191 17 119 96 64 137 898 8 906

時間帯 - 14-15時 14-15時 14-15時 - 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 16-17時 - 14-15時 -
②最大需要日

の実績
592 12 30 551 1,290 350 37 187 202 123 391 1,883 18 1,901

時間帯 - 14-15時 14-15時 14-15時 - 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 - 14-15時 -
差分

（②-①）
318 4 ▲ 43 356 667 159 20 68 107 59 254 984 10 995

出力比率
(%)

（自家消費
+供給力）

①想定
（8月）

- 6.7 21.0 20.8 - 29.4 24.4 27.9 29.9 30.7 20.3 - 25.9 -

②最大需要日
の実績

- 10.3 9.5 52.8 - 53.5 59.8 47.7 48.6 59.9 52.9 - 25.9 -

差分
（②-①）

- 3.6 ▲ 11.5 32.0 - 24.1 35.4 19.8 18.7 29.2 32.6 - 0.0 -

②老朽火力の状況 
2017 年度夏季（7 月～8 月）実績について、2016 年度末に 40 年を経過した

ものを対象とし、旧一般電気事業者 9 社に加え、沖縄電力およびその他発電事

業者15社からもデータを収集したところ、発電電力量は111億kWhであった 1。 
 
 

（２）水力発電 ～事前の想定から▲39 万 kW 
全国最大需要日における供給力の合計は、1,097 万 kW であり、事前の想定で

ある 1,136 万 kW を 39 万 kW 下回った。 
自流式水力については、出水状況の影響等により、事前の想定を 37 万 kW 上

回った。また、貯水池式については、貯水池運用の変更等により、事前の想定

を 76 万 kW 下回った。 
 
 
（３）再生可能エネルギー（太陽光、風力、地熱）～事前の想定から+1,062 万 kW 
① 太陽光発電 ～事前の想定から+995 万 kW 
全国最大需要日のピーク時間帯（14 時～15 時）における太陽光供給力 2の合

計は、1,901 万 kW であり、事前の想定である 906 万 kW を 995 万 kW 上回った

（表９）。 
太陽光発電は、天候によって出力が変動することから、事前の想定において

は、供給力を保守的に見込むという基本的な考え方に基づき、各月の需要上位 3
日の出力比率 3を過去 20 年分集計し、このうち下位 5 日の平均値を安定的に見

込める供給力として計上していた。 

【表 ９ 2017 年度夏季全国最大需要日の太陽光発電の供給力（実績）】 

 
 
 
 
 
 
 
 
                                                   
1 2016年度夏季実績までは、2012年度末に 40年を経過したものを対象とし、旧一般電気事業者 9社から発電電力量の

推移を確認しており、7,8月の実績は 51億 kWhであった。 
2
 家庭等における自家消費分（需要の減少として表れる）は含まない。 

3 発電設備の定格出力に対する実績出力の比をいう。 



 

- 11 - 
 

（送電端） 

（送電端） 

エリア
東３

エリア
北海道 東北 東京

中西６
エリア

中部 北陸 関西 中国 四国 九州
全国９
エリア

沖縄
全国１０
エリア

風力
供給力
（万kW）

①想定
（8月）

2 1 1 0 2 1 0 0 0 0 1 4 0 4

時間帯 - 14-15時 14-15時 14-15時 - 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 16-17時 - 14-15時 -
②最大需要日

の実績
41 1 35 5 32 8 7 0 11 0 6 73 0 73

時間帯 - 14-15時 14-15時 14-15時 - 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 14-15時 - 14-15時 -
差分

（②-①）
38 0 34 4 31 8 7 0 11 0 5 69 0 69

出力比率
(%)

①想定
（8月）

- 2.1 1.3 0.4 - 1.8 0.0 0.1 0.6 0.1 1.3 - 0.0 -

②最大需要日
の実績

- 2.5 41.1 8.2 - 24.3 45.6 3.3 33.0 0.7 11.4 - 0.0 -

差分
（②-①）

- 0.4 39.8 7.8 - 22.5 45.6 3.2 32.4 0.6 10.1 - 0.0 -

エリア
東３

エリア
北海道 東北 東京

中西６
エリア

中部 北陸 関西 中国 四国 九州
全国９
エリア

沖縄
全国１０
エリア

地熱
供給力
（万kW）

①想定
（8月）

13 2 11 0 15 0 0 0 0 0 15 27 0 27
②最大需要日

の実績
10 1 9 0 15 0 0 0 0 0 14 25 0 25

差分
（②-①）

-2 0 -2 0 0 0 0 0 0 0 0 -2 0 -2

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

② 風力発電 ～事前の想定から+69 万 kW 
全国最大需要日の供給力の合計は、73 万 kW となり、事前の想定である 4 万

kW を 69 万 kW 上回った（表１０）。 
風力発電は、ピーク時に供給力がゼロとなるケースも存在することから、供

給力を保守的に見込むという基本的な考え方に基づき、把握可能な期間（過去 5
～11 年間）の出力実績値を集計し、各月ごとに出力が低かった下位 5 日の平均

値を安定的に見込める供給力として計上していた。 
 

【表 １０ 2017 年度夏季全国最大需要日の風力発電の供給力（実績）】 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
③地熱発電 ～事前の想定から▲2 万 kW 

全国最大需要日の供給力の合計は、25 万 kW となり、計画外停止により事前

の想定である 27 万 kW を 2 万 kW 下回った（表１１）。 
 

【表 １１ 2017 年度夏季全国最大需要日の地熱発電の供給力（実績）】 
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４．2017年度夏季の電力需給の結果分析の総括  

2017 年度夏季の需要想定にあたっては、猛暑リスクを考慮し、過去 10 年間

で最も猛暑となった年度並みの気象条件を前提としていたが、実際には前提と

したほどの猛暑とはならなかった。全国大で需要は想定を下回り、全国最大需

要日の実績は、事前の想定 16,616 万 kW に対し、15,554 万 kW であった。 
一方、全国最大需要日の供給力の合計は 17,721 万 kW であり、予備率は 13.9％

であった。各エリアにおいても、十分な予備率を確保しており、安定した状況

であった。なお、同日は計画外停止が 164 万 kW（予備率への影響は▲1.1%）

あったものの、事前の想定と比較すると日射状況や風況、また原子力稼働によ

る供給力の増需要の想定からの減により、火力の需給停止 1,070 万 kW を除い

た供給力で予備率 13.9％であった。 
以下に、2017 年度夏季の需給両面での検証結果のポイントを記す。 

 
（１）需要面 
○ほとんどのエリアにおいて、想定した猛暑を下回る気温となったことから、

最大需要実績が事前の想定を下回った。 
 
（２）供給面 
○全国最大需要日の供給力（送電端実績）の合計は、17,721 万 kW であり、事

前の想定である 17,821 万 kW を 100 万 kW 下回った。 
 
○原子力発電については、高浜原発３，４号機の稼働等により、事前の想定で

ある 255 万 kW を 174 万 kW 上回った。 
 
○火力発電については、全国最大需要日における計画外停止の合計は 119 万 kW

であった。引き続き、各発電事業者において点検や補修に万全を尽くす必要

がある。 
 
○水力発電については、日本全国で見ると最大需要日の供給実績は出水状況の

影響や貯水運用の結果等により若干事前の想定を下回った。 
 
○太陽光発電については、安定的に供給力に計上できる分として保守的な想定

を行っている。このため、実績においては、出力比率が一部のエリアを除き

想定を上回り、供給実績は事前の想定である 906 万 kW を 995 万 kW 上回っ

た。 
 
○風力発電については、ピーク需要発生時に供給力がゼロとなるケースがある

ことも考慮し、安定的に供給力に計上できる分として保守的な想定を行って
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いる。このため、実績においては、出力比率が全てのエリアにおいて想定を

上回り、供給実績は事前の想定である 4 万 kW を 69 万 kW 上回った。  
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●供給計画をベースとする需要想定イメージ

ベース（Ｈ３需要）
過去5～10年の需要実績（気

温補正後）や負荷率等から
平均的な、H3需要を想定（定
着節電をあらかじめ織込み）

想定需要

気温影響

H1/H3比率（過去5か年平均）

第２章 2017 年度冬季の電力需給の見通し 

１．基本的な考え方 
2017 年度冬季の電力需給見通しの検証に当たっての基本的な考え方を以下に

示す。 
（１）需要面 

供給計画の需要想定をベースに、これまでの冬季の電力需給検証と同様に、

気温が低くなるリスクを想定し、過去 10 年の中で最も厳寒だった年度並みの気

象を前提に需要を想定する（図２）。具体的には、北海道エリアについては 2010
年度並み、東北エリア及び東京エリアについては 2013 年度並み、中部エリア、

関西エリア、中国エリア、四国エリア及び九州エリアについては2011年度並み、

北陸エリアについては 2016 年度並み、沖縄エリアについては 2015 年度並みを

想定する。 
なお、厳気象 H1 需要対応の調整力として公募した電源Ⅰ´のうち、DR（デ

ィマンドリスポンス）による需要抑制分についても考慮する。 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

【図 ２ 需要想定方法のイメージ】  
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（２）供給面 
広域機関に提出された各電気事業者の供給計画のデータ、及び以下の事業者

に対して報告を求め、得られたデータを基礎として分析を行う。 
 旧一般電気事業者 4及び 2016 年度の供給量が２．５億 kWh 以上の小売電

気事業者 計５２社（旧一般電気事業者分とあわせエリア全体の供給量

の約９９％をカバー） 
 2017 年度供給計画における 2017 年度の年度末電源構成に基づく火力発

電出力合計が３５万 kW 以上の発電事業者 計１９社（旧一般電気事業者

分とあわせエリア全体の火力の設備量の約９５％をカバー） 
供給力の想定方法としては、各供給エリアにおいて、小売電気事業者が確保

した供給力、一般送配電事業者が確保した調整力等及び各発電事業者の発電余

力の合計に、電源Ⅰ´（DR 分以外）及び火力増出力分を加えた量を供給力とし

て見込むこととする（図３）。 
小売供給力は相対契約等で確実なもののみ予備力も含めエリア毎に計上し、

販売先未定の発電余力は、発電所所在地エリア内の供給力として一旦計上する

が、各エリアの供給力確保状況に応じて、これらがエリア間の取引で活用され

ることも考慮する。 
 

 
【図 ３ 供給力の計上方法】 

 
  

                                                   
4 一般送配電事業者、旧一般電気事業者である発電事業者及び小売電気事業者を含む。 

エリア
需要
(厳寒
H1)

小売
事業者
供給力

一般
送配電

発電
余力

供給力

電力需給検証の供給力積み上げ 【参考】供給計画における供給力積み上げ

電源Ⅰ´のうち、厳気象時等以外にも安定的に見込めるものは織り込み

火力増出力含

電源Ⅰ´含
（DR分以外）

電源Ⅰ’
DR分

＋３％

電源Ⅰ ´
DR分考慮
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（３）電力需給バランスの検証 
以上により想定した各エリアの需要と供給力に基づき、沖縄を除く９エリア

全体、東日本（50Hz）の３エリア全体、中部及び西日本（60Hz）の６エリア全

体といった広域的な視点を含め、需要に対する必要な供給力の確保すなわち安

定供給が可能であるかどうかを検証する。 
その際の評価基準としては、総合資源エネルギー調査会の電力需給検証小委

員会で採用されていた「冬季における 10 年に１回程度の厳寒における最大電力

需要（厳寒 H1）の 103％の供給力確保」を踏襲する。 
また、追加検証として、厳寒 H1 需要発生時において、発電機の停止や送電線

１回線事故等の単一故障（以下、「N-1 故障」という。）が発生した場合の需給バ

ランスについても検証する。 
 
  



 

- 17 - 
 

＜2016年度の調整力公募における電源Ⅰ´必要量＞ 

  電源Ⅰ´=（厳気象 H1 需要×103%）-（H3需要×101%＋電源Ⅰ必要量） 

 
※「厳気象 H1需要」は、国の需給検証小委員会の方法を基本とするが、各一般送配電事

業者が他の合理的な方法により算出した場合は、当該一般送配電事業者がその説明を行

う。 

※「H3需要」は、2016年度供給計画の第 2年度における H3需要の値を使用する。 

 

（参考）電源Ⅰ´について 5 
 
 10 年に 1 回程度の猛暑や厳寒の最大需要（以下、「厳気象 H1 需要」）に対し

て、H3需要に対応するため確保する供給力では不足する分の量を、原則として、

一般送配電事業者が調整力として確保することとし、この供給力等を「電源Ⅰ

´」としている（図４）。これには、通常の電源だけではなく、ＤＲによる需要

抑制分も含めることができることとしている。 
 
 
 
 
 
 
 
 また、最終的な電源Ⅰ´の募集量を算定する際には、以下の①、②の補正を

行うことができる。 
 
① 次年度に電源Ⅰまたは電源Ⅱとして契約される蓋然性の高い電源について、

過負荷運転等による増出力分が期待できる場合においては、その分を電源 

Ⅰ´の募集量から控除できる。 
② 「電力需給バランスに係る需要及び供給力計上ガイドライン」（資源エネル

ギー庁）に基づいて算定した厳気象 H1 需要に対する供給力と H3 需要に対

する供給力が異なる場合、その差分を電源Ⅰ´の募集量に反映させる。 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

【図 ４ 電源Ⅰ´の必要量】 
  

                                                   
5 「調整力及び需給バランス評価等に関する委員会 平成 28年度（2016年度）取りまとめ」（2017年 3月）より抜粋し

て一部追記。 
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2017年度冬季 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄

想定時間帯 17-18時 17-18時 17-18時 9-10時 10-11時 18-19時 18-19時 18-19時 18-19時 19-20時

厳寒Ｈ１
想定方法

H1/H3比率 H1/H3比率 感応度式※1 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率 H1/H3比率

対象年度
（至近１０か年）

2010 2013 2013 2011 2016 2011 2011 2011 2011 2015
気温感応度
（平均気温・
万kW/℃）

-4 -24 -82 -34 -8 -45 -20 -7 -24 -3

平均気温以外の
考慮要素

降水量 ―
最大発生時気温
（日平均気温不

使用）
― ― ― ―

日最高気温
（日平均気温不
使用）

日最高気温、前
5日最高気温の
平均（日平均気
温不使用）

―

供給計画Ｈ３
前提気温

-6.1 -1.7 3.4 1.1 0.9 3.3 2.1 6.6 6.2 14.3

供給計画Ｈ３需要 502 1,341 4,715 2,260 490 2,321 985 458 1,443 104
厳寒Ｈ３
前提気温

-7.6 -3.1 0.4
（厳寒H1想定）

0.8 0.0 1.9 0.2 5.2 3.6 10.7

厳寒Ｈ３需要 512 1,377 ― 2,326 503 2,383 1,023 468 1,503 115
算定に用いた
Ｈ１／Ｈ３比率

1.01 1.01 ― 1.02 1.02 1.02 1.02 1.02 1.01 1.02

厳寒Ｈ１需要 516 1,392 4,960 2,364 512 2,421 1,041 477 1,521 117
厳寒Ｈ１／Ｈ３比率

（結果）
1.03 1.04 1.05 1.05 1.05 1.04 1.06 1.04 1.05 1.13

２．2017 年度冬季の需要の想定 
 供給計画における H3 需要想定に対する厳気象時の気温影響及び H1/H3 比率

（過去 5 か年実績の平均）等を考慮し、厳寒 H1 需要を想定した。 
なお、この H3 需要想定とは、各一般送配電事業者が、送配電等業務指針及び

需要想定要領に基づき、需要の時系列傾向または経済指標を反映した回帰式を

用いつつ、節電や省エネルギーの進展、必要に応じ地域特性や個別需要家の動

向等を考慮して想定したものである。 
 

  
【表 １２ 2017 年度冬季（１月）の需要見通し 6】 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  

                                                   
6 電源Ⅰ´（DR分）は含まない。 

※1 東京エリアは、一般送配電事業者が合理的な想定手法として示した「厳寒設定年のＨ１発生日の気象条

件と供給計画想定値（過去１０か年平均）の差分から直接気象影響量を算出」に基づく。 

※ 想定需要の１０エリア計が最大となる１月のケースを記載。 

※ 四捨五入の関係で比率と需要が合わない場合がある。 

（需要は送電端 万 kW） 
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エリア 発電所・号機 定格出力 種別 運転年数

東北 東新潟港1号 34万kW LNG 44年

中部 知多第二2号GT 15万kW LNG 21年

合計 49万kW

３．2017 年度冬季の供給力の想定 
各電源について、供給力として確実に見込めることを前提に十分精査しつつ、

最大限の供給力 7を見込む。以下、電源毎に供給力の見込みを示す。 
 
（１）原子力発電  
原子力発電については、既に再稼働しているもののみを計上する。３エリア

350 万 kW（1 月）を見込む。 
 
 
（２）火力発電  
火力発電については、１０エリア 12,820 万 kW（1 月）を見込む。 

 
①火力発電設備の定期検査 
保安の観点から必要な定期点検その他の作業による停止を考慮する（すなわ

ち供給力として計上しない）こととし、その他は稼働するものとして、供給力

として見込むこととする。 
 
②長期停止から再稼働している火力発電 
東日本大震災以降行われてきた長期停止火力発電設備 8の再稼働分として、

2017 年度冬季は２エリア２機を供給力として見込む。 
 
【表 １３ 2017 年度冬季に稼働している長期停止から再稼働した火力発電設備】 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
                                                   
7
 自家発設備設置者からの電力購入についても小売電気事業者の調達分として供給力に織り込んでいる。 

8 設備の劣化状況や需給状況等を考慮し、計画停止しているもの。 

2017 年 10 月 1 日現在  （送電端） 
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（送電端） 

（送電端） 

エリア 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

火力の増出力
(万kW) 6 14 50 10 6 15 6 8 9 0 123

エリア 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

緊急設置電源
(万kW) 7 66 0 0 0 6 0 0 0 0 79

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

 
③火力発電の増出力 
火力発電の増出力は、過負荷運転等により行われる。2017 年度冬季は１０エ

リアで 123 万 kW が可能であることを確認した。 
 
【表 １４ 2017 年度冬季（1 月）における過負荷運転等による増出力見込み】 
 
 
 
 
 
④緊急設置電源について 
東日本大震災以降、東北エリア及び東京エリアを中心に導入されてきた緊急

設置電源は、2017 年度冬季は３エリア 79 万 kW を見込む。 
 

【表 １５ 2017 年度冬季（1 月）における緊急設置電源の活用見込み】 
 
 
 
 
 
（３）水力発電  
水力発電については、９エリア 949 万 kW（1 月）を見込む。 
 
水力発電には、貯水池式と自流式があり、その合計値を供給力として見込む。 
貯水池式については、補修停止等を見込んだ発電可能量を見込む。 
自流式については、降雨等によって出水量が日々変化するため、従来、月毎

（1 月～12 月）に供給力が低かった下位 5 日の平均値を、過去 30 年間平均した

値（L5 評価値）を安定的に見込める供給力としてきた（図５）。2017 年度冬季

においても、同様の評価方法を採用し、水力発電の供給力を見込むこととする。 
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（送電端,万ｋW） 

エリア
定格出力

（①）

2017年度冬季
（1月）の供給
力見込み（②）

①と②の差の理由

北海道 80 56 
・混合揚水の貯水池水位低下による出力減
・計画補修による減
・揚水潜在による減

東北 71 71 ―

東京 1,065 787 ・計画補修による減
・揚水潜在による減

中部 418 279 ・計画補修による減
・揚水潜在による減

北陸 11 10 ・混合揚水の貯水池水位低下による出力減

関西 505 362 ・運用水位による減
・計画補修による減

中国 211 126 ・昼間放水時間が約15時間と通常よりも長い時間を前提としており，設備容量並の発電ができないため。

四国 68 40 ・昼間放水時間が約13時間と通常よりも長い時間を前提としており、設備容量並の発電ができないため。
・ポンプ能力、夜間の汲み上げ時間等の制約から上部ダムを満水にできないため。

九州 229 178 ・計画補修による減

沖縄 ― ― ―

合計 2,658 1,909

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

 
【図 ５ 水力発電の供給力の計上方法】 

 
なお、水力発電についても、火力発電と同様に、保安の観点から必要な定期

検査を織り込み、その他は稼働するものとして供給力に見込むこととする。 
 
 
（４）揚水発電  
揚水発電は、夜間の余剰電力、汲み上げ能力、貯水能力、放水時間の長さ等

によって供給力が変化する。このことを考慮し９エリア 1,909 万 kW（1 月）を

見込む。 

【表 １６ 2017 年度冬季（1 月）の揚水発電の供給力見込み】 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
  

31日1日

天候により日々の
出水量は変化

＜１ヶ月での水力の供給力＞
（万kW）

下から５日

平均的な出水量

下から５日の
平均の出水量

4月 6月 8月 10月 12月

（万kW）

2月

＜年間での水力の供給力＞

梅雨、積雪、雪解け等により
出水量は季節により変化
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（送電端） 

（送電端） 

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

エリア 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

想定最大
需要時間

17-18時 17-18時 17-18時 9-10時 10-11時 18-19時 18-19時 18-19時 18-19時 19-20時 ―

太陽光供給力
(万kW) 0 0 0 16 1 0 0 0 0 0 17

出力比率(%)
（自家消費+供給力）

0 0 0 2.9 1.5 0 0 0 0 0 ―

エリア 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

風力供給力
（万kW）

2 7 3 1 0 0 1 1 1 0 17

出力比率
(%) 4.9 7.7 6.4 3.8 0.5 2.6 2.1 4.2 2.2 0.3 ―

発電実績
データ期間

11年 9年 6年 10年 8年 8年 5年 9年 10年 5年 ―

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

（５）再生可能エネルギー（太陽光、風力、地熱） 
再生可能エネルギー発電（太陽光、風力、地熱）については、１０エリアで

63 万 kW を見込む。 
 
① 太陽光発電 
２エリア 17 万 kW を見込む 9。 
太陽光発電は、電力需要のピーク時間帯に十分な日射量が見込めるとは限ら

ないことから、従来と同様に、供給力を保守的に見込むという基本的な考え方

に基づき、冬季の各月の需要の大きい上位３日における太陽光出力（日射量か

ら推計した発電出力）を過去 20 年分推計し、このうち、下位５日の平均値を、

太陽光発電の安定的に見込める供給力として見込む。 

【表 １７ 2017 年度冬季（1 月）の太陽光発電の供給力見込み】 
 
 
 
 
 
 
 
 
②風力発電  
１０エリア 17 万 kW を見込む。 
風力発電は、電力需要のピーク時間帯に風が吹くとは限らないことから、従

来と同様に、供給力を保守的に見込むという基本的な考え方に基づき、把握可

能な期間（過去 5～11 年間）の出力実績値を集計し、各月ごとに出力が低かっ

た下位 5 日の平均値を安定的に見込める供給力として見込む。 

【表 １８ 2017 年度冬季（1 月）の風力発電の供給力見込み】 
 
 
 
 
 
 
                                                   
9 冬季は多くのエリアで電力需要のピーク時間帯を日射が見込めない夕方以降と想定していることから、中部、北陸の

み太陽光供給力を見込んでいる。 
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（送電端） 

▲ 3,334

▲ 2,802

▲ 1,811

▲ 1,108
▲ 1,264

▲ 2,125

▲ 4,000

▲ 3,500

▲ 3,000

▲ 2,500

▲ 2,000

▲ 1,500

▲ 1,000

▲ 500

0
10月 11月 12月 1月 2月 3月［万kW］

エリア 北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄 合計

地熱供給力
（万kW）

2 11 0 0 0 0 0 0 16 0 29

※ 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

③地熱発電  
 ４エリア 29 万 kW を見込む。 

【表 １９ 2017 年度冬季（1 月）の地熱発電の供給力見込み】 
 
 
 
 
 
（参考）2017年度下期における発電機補修に伴う供給力減少分（全国合計） 

 
 2017 年度下期各月の発電事業者の補修計画（10 万 kW 以上の発電設備につい

て補修による供給力減少分を集計したもの）の全国合計を図６に示す。需給が

相対的に厳しい冬季は補修量が抑えられる一方、需給に余裕がある中間期は補

修量が多く計画されている。 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
※ 今回データ提出対象発電事業者の供給計画時点からの変化分を反映 
 

【図 ６ 2017 年度下期の発電機補修に伴う供給力減少分（全国合計）】 
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（送電端、万 kW、％） 

４．電力需給バランスの検証  

（１）2017 年度冬季の電力需給の見通し 
至近10か年で最も厳寒となった年と同程度の気象条件が発生した場合であっ

ても、電源Ⅰ´の活用、火力増出力運転、エリア間取引 10の活用により、９エ

リア合計で１０．８％（２月）、また全国の各エリアでそれぞれ３％以上の供給

予備率を確保できる見通しである。 
電力の安定供給に最低限必要な供給力として、従来、最低でも３％の予備率

を確保する必要があるとされており、この基準を満たしているものと評価でき

る。 
 

【表 ２０ 2017年度厳寒H1需要発生時の需給バランス（電源 Í 、火力増出力運転及びエリア間取引考慮）】 

 
 
 
 
（２）エリア間取引等の効果 
①電源Ⅰ´活用、火力増出力及びエリア間取引を考慮しない場合の需給バランス 
 （１）において、中部エリアでは、火力増出力やエリア間取引の活用を想定

した結果、予備率３％が確保できる見通しとなった 11。 
 参考として、仮に、これらを考慮しない 12場合の見通しを表２１に示す。 

                                                   
10 広域機関が各事業者よりデータ収集した時点では、供給力に計上していなかったエリア間市場取引や相対取引。 

11 中部エリアでは今冬の電源Ⅰ´はない。 
12 電源Ⅰ´のうち、厳気象時等以外にも安定的に見込めるものは考慮する。 

【１２月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,480 614 1,472 5,394 8,812 2,358 518 2,745 1,137 514 1,540 16,291 163
最大電力需要 6,517 516 1,368 4,633 7,927 2,265 489 2,244 987 477 1,465 14,444 113

(6,567) (4,683) (7,951) (2,261) (1,472) (14,518)
供給予備力 962 98 104 760 885 92 29 501 150 37 75 1,847 50
供給予備率 14.8 19.0 7.6 16.4 11.2 4.1 5.9 22.3 15.2 7.8 5.2 12.8 44.2

【１月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,728 603 1,594 5,530 9,190 2,435 569 2,845 1,187 537 1,616 16,917 163
最大電力需要 6,818 516 1,392 4,910 8,312 2,364 512 2,404 1,041 477 1,514 15,130 117

(6,868) (4,960) (8,336) (2,421) (1,521) (15,204)
供給予備力 910 87 202 620 878 71 58 441 145 60 103 1,787 46
供給予備率 13.3 16.9 14.5 12.6 10.6 3.0 11.3 18.3 14.0 12.6 6.8 11.8 38.9

【２月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,554 602 1,605 5,347 9,211 2,435 572 2,835 1,169 598 1,603 16,765 174
最大電力需要 6,813 516 1,386 4,910 8,312 2,364 512 2,404 1,041 477 1,514 15,125 117

(6,863) (4,960) (8,336) (2,421) (1,521) (15,199)
供給予備力 741 86 219 437 899 71 60 431 127 121 90 1,641 57
供給予備率 10.9 16.6 15.8 8.9 10.8 3.0 11.8 17.9 12.2 25.3 5.9 10.8 48.8

【３月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,017 575 1,404 5,039 8,709 2,282 531 2,763 1,073 566 1,493 15,726 180
最大電力需要 6,323 479 1,307 4,537 7,578 2,196 485 2,160 947 426 1,365 13,901 111

(6,372) (4,587) (7,594) (2,172) (1,368) (13,967)
供給予備力 695 96 97 502 1,130 86 46 604 127 140 129 1,825 68
供給予備率 11.0 20.0 7.4 11.1 14.9 3.9 9.5 27.9 13.4 32.8 9.4 13.1 61.4

※エリア間取引は、中部（１月、２月）において、予備力３％程度確保するまでの量を考慮。 

※括弧の値は電源Ⅰ´（DR）考慮前の値。 

※四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 
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（送電端，万 kW,%） 

（送電端,万kW,%）

【１２月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,421 609 1,462 5,350 8,763 2,348 513 2,733 1,131 506 1,531 16,185 163
最大電力需要 6,567 516 1,368 4,683 7,951 2,265 489 2,261 987 477 1,472 14,518 113
供給予備力 854 92 95 667 813 83 24 473 144 29 60 1,667 50
供給予備率 13.0 17.9 6.9 14.2 10.2 3.7 4.9 20.9 14.6 6.1 4.1 11.5 44.2

予備力3%確保に対する不足分

【１月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,658 597 1,580 5,480 9,136 2,421 564 2,834 1,181 529 1,608 16,794 163
最大電力需要 6,868 516 1,392 4,960 8,336 2,364 512 2,421 1,041 477 1,521 15,204 117
供給予備力 790 81 189 520 801 57 52 413 139 52 87 1,591 46
供給予備率 11.5 15.7 13.5 10.5 9.6 2.4 10.1 17.1 13.4 10.9 5.7 10.5 38.9

予備力3%確保に対する不足分 14

【２月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,489 595 1,591 5,302 9,156 2,421 566 2,819 1,163 593 1,595 16,645 174
最大電力需要 6,863 516 1,386 4,960 8,336 2,364 512 2,421 1,041 477 1,521 15,199 117
供給予備力 626 79 205 342 820 57 54 398 121 116 74 1,446 57
供給予備率 9.1 15.3 14.8 6.9 9.8 2.4 10.6 16.4 11.7 24.3 4.9 9.5 48.8

予備力3%確保に対する不足分 14

【３月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 6,958 569 1,394 4,995 8,659 2,271 526 2,752 1,067 558 1,485 15,617 180
最大電力需要 6,372 479 1,307 4,587 7,594 2,196 485 2,172 947 426 1,368 13,967 111
供給予備力 586 90 88 408 1,064 75 41 580 121 132 117 1,650 68
供給予備率 9.2 18.8 6.7 8.9 14.0 3.4 8.4 26.7 12.8 30.9 8.5 11.8 61.4

予備力3%確保に対する不足分

この場合、中部エリアでは、予備率が３％を下回ることとなる。 
 

【表 ２１ 需給バランス（電源Ⅰ´、火力増出力及びエリア間取引を考慮しない場合）】 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
②電源Ⅰ´及び火力増出力運転のみを考慮した場合の需給バランス 
次に、エリア間取引を考慮せず、各エリアの電源Ⅰ´と火力増出力運転を考

慮した場合の見通しを表２２に示す。 
中部エリアでは、火力増出力運転考慮後も予備率が３％をやや下回る。 

【表 ２２ 需給バランス（電源Ⅰ´、火力増出力を考慮、エリア間取引を考慮しない場合）】 
 

※電源Ⅰ´のうち、厳気象時等以外にも安定的に見込めるものは計上。 

※四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

※括弧内は、電源Ⅰ´及び火力増出力運転考慮前の値 （電源Ⅰ´のうち、厳気象時等以外にも安定的に見込めるものは計上）。 

※四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

【１２月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,480 614 1,472 5,394 8,812 2,358 518 2,745 1,137 514 1,540 16,291 163
(7,421) (609) (1,462) (5,350) (8,763) (2,348) (513) (2,733) (1,131) (506) (1,531) (16,185)

最大電力需要 6,517 516 1,368 4,633 7,927 2,265 489 2,244 987 477 1,465 14,444 113
(6,567) (4,683) (7,951) (2,261) (1,472) (14,518)

供給予備力 962 98 104 760 885 92 29 501 150 37 75 1,847 50
供給予備率 14.8 19.0 7.6 16.4 11.2 4.1 5.9 22.3 15.2 7.8 5.2 12.8 44.2

予備力3%確保に対する不足分

【１月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,728 603 1,594 5,530 9,190 2,431 569 2,849 1,187 537 1,616 16,917 163
(7,658) (597) (1,580) (5,480) (9,136) (2,421) (564) (2,834) (1,181) (529) (1,608) (16,794)

最大電力需要 6,818 516 1,392 4,910 8,312 2,364 512 2,404 1,041 477 1,514 15,130 117
(6,868) (4,960) (8,336) (2,421) (1,521) (15,204)

供給予備力 910 87 202 620 878 67 58 445 145 60 103 1,787 46
供給予備率 13.3 16.9 14.5 12.6 10.6 2.8 11.3 18.5 14.0 12.6 6.8 11.8 38.9

予備力3%確保に対する不足分 4

【２月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,554 602 1,605 5,347 9,211 2,432 572 2,835 1,169 601 1,603 16,765 174
(7,489) (595) (1,591) (5,302) (9,156) (2,421) (566) (2,819) (1,163) (593) (1,595) (16,645)

最大電力需要 6,813 516 1,386 4,910 8,312 2,364 512 2,404 1,041 477 1,514 15,125 117
(6,863) (4,960) (8,336) (2,421) (1,521) (15,199)

供給予備力 741 86 219 437 899 68 60 431 127 124 90 1,641 57
供給予備率 10.9 16.6 15.8 8.9 10.8 2.9 11.8 17.9 12.2 26.0 5.9 10.8 48.8

予備力3%確保に対する不足分 3

【３月】 東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

供給力 7,017 575 1,404 5,039 8,709 2,282 531 2,763 1,073 566 1,493 15,726 180
(6,958) (569) (1,394) (4,995) (8,659) (2,271) (526) (2,752) (1,067) (558) (1,485) (15,617)

最大電力需要 6,323 479 1,307 4,537 7,578 2,196 485 2,160 947 426 1,365 13,901 111
(6,372) (4,587) (7,594) (2,172) (1,368) (13,967)

供給予備力 695 96 97 502 1,130 86 46 604 127 140 129 1,825 68
供給予備率 11.0 20.0 7.4 11.1 14.9 3.9 9.5 27.9 13.4 32.8 9.4 13.1 61.4

予備力3%確保に対する不足分
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③需給バランス見通しにおけるエリア間取引の詳細 
各エリアの事業者の余力（発電事業者の発電余力、小売電気事業者の予備力）

は卸電力取引市場等で取引される蓋然性が高いことから、電源Ⅰ´、火力増出

力運転に加え、エリア間取引も考慮して、中部エリアの予備率がどの程度確保

できるかを算出したところ、予備率３％以上を確保できる見通しとなった（図

７、８、表２３）。これが（１）で示した見通しである。 
なお、エリア間取引については、各エリアの事業者の余力が連系線の空容量

の範囲内で取引されることを想定してその可能量を算出し、不足エリアが予備

率３％程度を確保するまでの量を考慮している。 

 
 

 
 
 
 

【図 ８ 需給バランス見通しにおけるエリア間取引（厳寒H1）】  

最大需要電力
小売電気

事業者

一般送配電

需要電力 供給力

１月 中部エリア

※１ エリアの小売供給力と発電事業者の発電余力の合計か
ら厳寒Ｈ１需要を超過した部分（電源Ⅰ´および火力増出
力運転は控除）

厳寒H1需要
小売電気
事業者

発電余力 ※１

予備率3%以上

342万kW

発電余力
（火力増出力
運転含む）

予備率3%

東エリア 中西５エリア

エリア事業者余力※１ 381万kW 341万kW

中部向け
連系線空容量

82万kW 260万kW

82万kW 260万kW他エリアからの取引で
賄う場合の供給力 342万kW

厳寒H1需要

 ２０１７年度冬季需給バランス（厳寒Ｈ１）〈電源Ⅰ´、火力増出力運転及びエリア間取引　考慮〉
（送電端,万kW,%）

【１月】 中部 関西

供給力 2,435 + 4 2,845
（うちエリア間取引による増減） (+4) (-4)

最大電力需要 2,364 2,404
供給予備力 71 441
供給予備率 3.0 18.3

【２月】 中部 関西 中国 四国

供給力 2,435 + 3 2,835 + 3 1,169 + 3 598
（うちエリア間取引による増減） (+3) (-3)

最大電力需要 2,364 2,404 1,041 477
供給予備力 71 431 127 121
供給予備率 3.0 17.9 12.2 25.3

応援したエリア

３％に改善したエリア

矢印は、追加的なエリア間取引による潮流の向き

【試算条件】 

・供給力、最大電力需要は、エリア内の電源Ⅰ´及び火力増出力運転を含む。 
・エリア間取引は、エリアの小売供給力と発電事業者の発電余力の合計から

厳寒Ｈ１需要を超過した部分（電源Ⅰ´及び火力増出力分を控除）を、連系線

空容量の範囲で活用。 
・エリア間取引は、予備力３％確保するまでの量で試算。事業者の余力率の大

きいエリアから取引で供給力が移動するとした。 
・四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

【図 ７ エリア間取引可能量の算出例（厳寒 H1、中部１月）】 
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【表 ２３ エリア間取引の（図７，８）の算出諸元】 

 
 
 

 
 
 
 
（３）厳寒 H1需要と供給力減少リスク（N-1故障）の同時発現時の需給バランス確認 

さらなるリスクケースとして、厳寒 H1 需要発生時において発電機の１台停止

や送電線１回線事故等のＮ－１故障が発生した場合の需給バランスについても

検証した（表２４）。 
予備力３％に対して不足分が大きなエリアは、中部エリアの１、２月である

が、エリア間取引等の追加的な需給対策により予備率３％を確保できることが

確認できた（表２５）。なお、他エリアに関しても同様に、予備率３％を確保で

きる見通しである。 
  

■厳寒H1需要におけるエリア事業者余力※
（送電端,万kW）

東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

A エリア小売供給力 7046 569 1361 5115 8055 2183 480 2492 1060 459 1381 15101 116
B エリア発電余力 41 2 6 33 92 3 0 70 6 11 3 133 0
C 厳寒H1需要 6567 516 1368 4683 7951 2265 489 2261 987 477 1472 14518 113

A+B-C エリア事業者余力 520 55 - 465 380 - - 301 79 - - 900 4

東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

A エリア小売供給力 7208 558 1474 5177 8410 2249 529 2609 1107 464 1452 15619 116
B エリア発電余力 41 2 6 33 88 2 0 45 10 28 3 128 0
C 厳寒H1需要 6868 516 1392 4960 8336 2364 512 2421 1041 477 1521 15204 117

A+B-C エリア事業者余力 381 44 88 249 341 - 18 233 76 15 - 723 -

東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

A エリア小売供給力 7014 556 1485 4973 8410 2254 531 2625 1099 464 1437 15424 127
B エリア発電余力 39 2 6 31 132 1 0 28 7 92 3 171 0
C 厳寒H1需要 6863 516 1386 4960 8336 2364 512 2421 1041 477 1521 15199 117

A+B-C エリア事業者余力 190 42 105 44 395 - 19 232 65 79 - 585 10

東３エリア 北海道 東北 東京 中西６エリア 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 ９エリア 沖縄

A エリア小売供給力 6657 532 1290 4834 7942 2122 491 2568 1001 413 1347 14599 132
B エリア発電余力 33 2 4 27 130 3 0 11 6 108 3 163 0
C 厳寒H1需要 6372 479 1307 4587 7594 2196 485 2172 947 426 1368 13967 111

A+B-C エリア事業者余力 330 55 - 274 567 - 5 406 61 95 - 897 21

【１２月】

【１月】

【２月】

【３月】

（万kW）

空容量 マージン 空容量 マージン 空容量 マージン 空容量 マージン

北海道本州間 51 18 50 19 50 19 48 21
東北東京間 161 68 196 72 211 72 137 66
東京中部間 79 65 82 69 83 69 87 63
中部北陸間 33 0 43 0 42 0 34 0
中部関西間 218 33 217 34 210 34 214 32
関西中国間 248 29 241 32 238 32 266 28
中国四国間 101 0 95 0 100 0 113 0

四国
　⇒中部

関西⇒中部

2月

東京⇒中部

北海道⇒東北

東北⇒東京
北海道

　⇒中部

中国⇒関西

四国⇒中国

北陸⇒中部

3月
方向

地域間
連系線名称

潮流向
12月 1月

※エリアの小売供給力と発電事業者の発電余力の合計から厳寒Ｈ１需要を超過した部分（電源Ⅰ´および火力増出力分は控除）。超過がないエリアは「-」で表示。 

※四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。 

 
■地域間連系線の空容量・マージン （中部向き一部抜粋） 
 2017 年度供給計画等に基づく連系線空容量・マージン 
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【表 ２４ 供給力減少リスク要因と供給予備力（厳寒 H1）の比較※1】 

 
 

【表 ２５ 中部エリアの運用上の追加的な需給対策メニュー】  

 

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄

68 60 99 115 65 87 95 66 85 24

- - 179 - - - - - - -

15 3 443 -91 -51 347 26 -43 -53 22

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄

68 60 99 115 65 87 95 85 85 24

- - 191 - - - - - - -

4 101 282 -115 -23 282 19 -40 -27 18

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄

68 60 98 115 65 87 95 85 85 24

- - 191 - - - - - - -

2 117 99 -115 -20 271 1 21 -40 29

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州 沖縄

68 60 99 115 65 87 95 85 85 24

- - 213 - - - - - - -

14 -2 152 -96 -34 452 4 42 3 41
※1：各エリア３％確保後のＮ－１事象発生を想定。最大脱落量には火力増出力分含む。また、四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。
※2：送電線Ｎ－１故障による脱落量が電源Ｎ－１故障による脱落量より大きい場合に記載

他エリアＮ－１事故時の融通可能余力 （万kW）

北海道 東北 東京 中部 北陸 関西 中国 四国 九州

１２月 77 54 527 15 9 405 115 15 16

１月 66 147 372 0 37 336 108 38 41

２月 64 163 193 0 39 325 90 98 28

３月 76 48 271 9 26 515 92 119 76

※3：電源Ⅰ´及び火力増出力運転考慮前の値　（電源Ⅰ´のうち、厳気象時等以外にも安定的に見込めるものは計上）

電源Ｎ－１故障による最大脱落量

送電線Ｎ－１故障による最大脱落量
※2

供給力減少リスク発生後の３％超過分予備力（厳寒Ｈ1）

供給力減少リスク発生後の３％超過分予備力（厳寒Ｈ1）

厳寒H1需要時

エリア予備率３％超過量
※3

（送電端,万kW）

リ

ス

ク

【１２月】
電源Ｎ－１故障による最大脱落量

送電線Ｎ－１故障による最大脱落量
※2

供給力減少リスク発生後の３％超過分予備力（厳寒Ｈ1）

【１月】
電源Ｎ－１故障による最大脱落量

送電線Ｎ－１故障による最大脱落量
※2

供給力減少リスク発生後の３％超過分予備力（厳寒Ｈ1）

【２月】

リ

ス

ク

リ

ス

ク

【３月】
リ

ス

ク

電源Ｎ－１故障による最大脱落量

送電線Ｎ－１故障による最大脱落量
※2

１月 ２月

260 253

82 83

小計 342 336

34 34

69 69

小計 103 103

445 439

※1　各エリア３％確保後のN-1事象発生を想定。
※　　ＦＣ：周波数変換設備（東京中部間連系設備）
※ 　 四捨五入の関係で合計が合わない場合がある。

エリアの運用上の

追加的な需給対策
※1

効果量（万ｋＷ）

算定根拠 備考中部

FC活用なし

FC活用分

広域機関による需給対策

合計

エリア間取引

広域機関による
逼迫時の指示

FC活用なし

FC活用分

エリア間取引による需給対策

他エリア事業者余力
かつ連系線空容量範
囲内

平成29年度供給計
画に基づく連系線空
容量より

他エリア予備率３％超
過分かつ連系線マー
ジン範囲内

エリア向きの年間段
階のマージン分を使
用５０Ｈｚ

６０Ｈｚ

６０Ｈｚ

５０Ｈｚ
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なお、北海道エリアについては、このリスクケースにおいても予備率 3%が確

保できる見込みであるが、①他エリアからの電力融通に制約があること（北本

連系線のマージン分 46 万 kW まで）、②発電所 1 機の計画外停止が予備率に与

える影響が大きいこと（最大機である苫東厚真発電所 4 号機（石炭、定格 70 万

kW）の停止は、予備率 13.1％の喪失に相当）、③厳寒であり、電力需給のひっ

迫が、国民の生命、安全に及ぼす影響が甚大であることから、さらに、計画外

停止の過去最大級のリスク 13にも対応できることを追加で確認した（図９）。 
 

 
※第 22回調整力及び需給バランス評価等に関する委員会(2017年 10月 12日)資料 2-１ 参考資料 2 一部抜粋 

【図 ９ 北海道エリアの供給力減少リスク確認】 
  

                                                   
13 北海道エリアにおける過去１０年で最大の供給力減少（129万 kW） 

注 四捨五入の関係で、合計や差引が合わない場合がある。

今冬２月
供給力

16万kW

供給予備力

北本受電
46万kW

473万kW

519万kW

発電設備
トラブル
▲129万kW

602万kW

今冬２月
最大電力

想定

516万kW

供給力 需要
通告調整

契約

13万kW503万kW

予備率３％以上を確保
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５．2017年度冬季の需給見通しの検証の総括  

 
 2017 年度冬季が、至近 10 か年で最も厳しい気象条件となった場合でも、電

源Ⅰ´の活用、火力増出力運転及びエリア間取引の活用により、全国的に安定

的な電力供給に必要な供給予備率３％が確保できる見通しである。 
 
 さらに、厳寒Ｈ１需要発生時にＮ－１故障が発生した場合においても、追加

的なエリア間取引等の対策を行うことにより、全国で予備率３％を確保できる

ことが確認できた。 
 
 加えて、北海道エリアについては、その特質を踏まえ、計画外停止の過去最

大級のリスクにも対応できることを追加で確認した。 
 
 また、広域機関において、２４時間体制での需給監視を引き続き適切に遂行

するとともに、各エリアにおいて系統運用を担う一般送配電事業者、及びその

他の電気事業者と密に連携し、万一の緊急時に即応できる協調体制を構築、維

持していくことが適切である。 
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第３章 電力供給に係る現状と課題 

１．新たな環境下での課題 

 

東日本大震災を契機とした需給ひっ迫は、節電の定着や省エネの推進、原子

力発電所の再稼働等により、昨年夏以降、節電要請の必要なレベルには至って

いない。 

他方で、電力供給を取り巻く環境は東日本大震災以降大きく変化しており、

新たな環境下で主に以下のような課題が健在化しつつあるところ、これらの課

題に対応した適切な対策を講じる必要がある。 

 

（１）原発停止による燃料費やＦＩＴ賦課金等の増加による電力コストの増大 

東日本大震災以降、原子力発電が稼働停止する中、長期停止させていた火力

発電設備の再稼働を含め、火力発電設備の稼働増等によって電力供給力を確保

してきた（図１０に東日本大震災以降の電源構成を示す）。特に、電源構成に占

める火力発電比率は、原子力発電の稼働停止に伴い、東日本大震災前の 2010 年

度には約 65%であった構成比率が、2016 年度には約 83%に増加し、火力発電

への依存度が高止まりしている状況にある。このため、原子力発電の停止分の

発電電力量を火力発電の焚き増しにより代替していると仮定し、直近の燃料価

格等を踏まえて、その燃料費を試算すると、ベースロード電源として原子力を

利用していた東日本大震災前（2008～2010 年度の平均）に比べ、2016 年度の

原子力発電の稼働停止に伴う燃料費（焚き増し費用）の増加分は年間で約 1.3
兆円（人口で単純に割り戻すと、国民一人当たり約 1 万円の負担増加）、震災以

降の焚き増しによる燃料費増は合計約 15.5 兆円（同国民一人当たり約 12 万円

の負担増加）にのぼり、電力コストの増加の一因となっている。 
また、再エネの導入拡大に伴い、ＦＩＴ賦課金も上昇を続けており、2016 年

度は賦課金の総額が年間 1.5 兆円（同国民一人当たり約 1.2 万円の負担増加）に

達し、電力コスト増大の一因となっている。 
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【図 １０ 電気事業者の電源構成】 

 

【表 ２６ 燃料費の増加の見通し】 

 

 

（２）火力発電の割合増加によるＣＯ２排出量の増加 

火力発電の割合増加による電力由来の温室効果ガス排出量の増加は、我が国

の地球温暖化問題への対応に困難をもたらしている。 
電力由来の温室効果ガス排出量は、震災前の 2010 年度では約 4.38 億 t-CO2

石炭, 

31%

石油等, 

17%

ＬＮＧ, 

41%

原子力, 

1%

再エネ, 

11%石炭, 

26%

石油等, 

10%
ＬＮＧ, 

29%

原子力, 

25%

再エネ, 

10%

火力発電比率

約 65%

石炭, 

32%

石油等, 

12%
ＬＮＧ, 

40%

原子力, 

1%

再エネ, 

15%

出典：資源エネルギー庁 総合エネルギー統計等

火力, 

83%

原子力, 

2%

再エネ, 

15%

火力発電比率

約 89%

火力発電比率

約 84%

火力発電比率

約 83%

2010年度（震災直前） 2013年度

2015年度 2016年度（推計値）

電力９社計 2010年度実績 2012年度実績 2013年度実績 2014年度実績 2015年度実績 2016年度実績

総コスト 14.6兆円 18.1兆円 18.1兆円 18.4兆円 16.4兆円 15.6兆円

うち原発停止
による燃料費増
（試算）

－

+3.1兆円
(内訳）
LNG +1.4兆円
石油 +1.9兆円
石炭 +0.1兆円
原子力 ▲0.3兆円

+3.6兆円
（内訳）
LNG +1.9兆円
石油 +1.8兆円
石炭 +0.1兆円
原子力 ▲0.3兆円

+3.4兆円
（内訳）
LNG +2.5兆円
石油 +1.1兆円
石炭 +0.1兆円
原子力 ▲0.3兆円

+1.8兆円
（内訳）
LNG +0.8兆円
石油 +1.0兆円
石炭 +0.3兆円
原子力 ▲0.3兆円

+1.3兆円
（内訳）
LNG +0.9兆円
石油 +0.5兆円
石炭 +0.2兆円
原子力 ▲0.3兆円

（注1）ウラン燃料費の削減による減少要因が▲０．３兆円を含む。（注2）四捨五入の関係で単純な加算とはズレが生じている。

＋１.３兆円
(2016年度実績値)

燃料消費量の影響
1.6兆円（注1）

（2,567億kWh分）

燃料価格要因
▲0.6兆円

【２０１０年度 → ２０１６年度（実績）】

（$1 = 107.93円）
1.6

1.9

1.3
＋１.８兆円（注2）

(2015年度実績値)

為替要因
0.5兆円

燃料消費量の影響
1.8兆円（注1）

（2,661億kWh分）

燃料価格要因
▲0.6兆円

【２０１０年度 → ２０１５年度（実績）】

（$1 = 120.96円）
1.8

2.3

1.8 為替要因
0.3兆円
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／年であったが、震災後、原発停止に伴う火力発電の焚き増しにより、2013 年

度には約 5.48 億 t-CO2／年にまで増加している。近年では、省エネの推進や再

エネの導入拡大、原子力発電所の再稼働等により低下傾向に転じてはいるもの

の、2016 年度は推計値で約 4.70 億 t-CO2／年と引き続き、高い水準にあり、パ

リ協定の目標（2013 度年比 26％減）達成には一層の低減が求められる。 
 

 
【図 １１ 温室効果ガス排出の推移】 

 
（３）非化石（ゼロエミッション）電源比率の低下 
 発電部門における CO2 排出量の低減を図るためには、非化石電源比率の拡大

が不可欠であり、エネルギー供給高度化法においては、小売電気事業者に対し

て、自ら供給する電気の非化石電源比率を 2030 年度に 44％以上にすることを

求めている。 
他方で、非化石電源比率は、東日本大震災以降、原子力発電が稼働停止する中、

長期停止させていた火力発電設備の再稼働を含め、火力発電設備の稼働増等に

よって電力供給力を確保してきた影響を受け、大幅に低下した（表２７）。近年

では、再エネの導入拡大、原子力発電所の再稼働等により上昇傾向にあるが、

2030 年の目標達成に向け、更なる対応が必要な状況にある。 
  

1990年度 2010年度 2011年度 2012年度 2013年度 2014年度 2015年度 2016年度
(推計値)

温室効果ガス排出量
（百万t-CO2）

1274 1306 1356 1391 1409 1364 1325 ー

うち
エネ起CO2排出量
（百万t-CO2）

1067 1139 1188 1221 1235 1189 1149 約1140

エネ起のうち
電力由来排出量

（百万t-CO2）
362 438

497
2010年比：

＋59

540
2010年比：
＋102

548
2010年比：
＋110

521
2010年比：

＋83

494
2010年比：

＋56

約470
2010年比：
＋約32

【出典】総合エネルギー統計、日本の温室効果ガス排出量の算定結果（環境省）
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1990年度 2010年度 2011年度 2012年度 2013年度 2014年度 2015年度 2016年度

ｴﾈﾙｷﾞｰ起源
CO2以外の
温室効果ガス
排出量

ｴﾈﾙｷﾞｰ起源CO2
排出量

電力分
（自家発自家消費含む）

【京都議定書基準年】

(2010年度比)
+56

(2010年度比)
+59

(2010年度比)
+102

(2010年度比)
+110

(2010年度比)
+83 (2010年度比)

+約32

（百万t-CO2） 13911356 1409
1364 13251274 1306

(推計)
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【表 ２７ 非化石電源比率の推移】 

 

（４）需給構造の変化 
 一日の電力需要は、季節により異なるものの、夜間の低負荷期から徐々に需

要が増加し、午後２時前後に最大需要を迎え、徐々に需要が減少に転じるとい

うパターンが基本とされてきた。 
 しかし、再エネの導入拡大に伴う日中に発電する自然変動電源（住宅用太陽

光等の自家消費される電源を含む）の増加等により、低需要期では需要のピー

クが夕方にシフトする傾向が見られる（図１２）。 
 また、気象条件等により発電量が大きく変動する電源が大量に系統に接続さ

れることにより、需給がひっ迫していない時期（電力量（kWh）が十分に確保

されている場合）であっても、自然変動電源の発電量の変動に対応するため、

火力をはじめとする調整電源等を確保する必要が生じている。 
 

 

【図 １２ 一日の需給ロードカーブ（低需要期におけるイメージ）】 
  

2010年度実績
（震災前） 2013年度実績 2015年度実績 2016年度実績

非化石電源比率（％） ３５％ １２％ １５％ １７％
※推計値

揚水発電

自然変動電源
（太陽光・風力）

電力需要（kW）

朝 昼 夜

ベースロード電源（水力・原子力等）

揚水発電

火力（調整力）

ＤＲ（ディマンドリスポンス）
必要な発電設備を削減

（揚水動力）

ピーク需要
がシフト

再エネの稼働に伴い火
力を抑制。他方、気象
条件等による出力変動
に備え調整力が必須。

住宅用太陽光等の自家消費
される自然変動電源の導入
により系統需要が低下。

赤実線：実需要曲線
青破線：従来の実需要曲線
黒実線：発電曲線

自然変動電源により発電さ
れる余剰な電気を利用
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２．諸課題に関する取組について 

東日本大震災以降、燃料調達コストやＦＩＴ賦課金等の増加により、電気料

金が上昇しており、国民、企業の負担が増加している。政府及び電気事業者に

おいては、エネルギーミックスの実現に向け、対策を着実かつ迅速に進めてい

く必要がある。 
原子力発電については、政府は、「いかなる事情よりも安全性を全てに優先さ

せ、国民の懸念の解消に全力を挙げる前提の下、原子力発電所の安全性につい

ては、原子力規制委員会の専門的な判断に委ね、原子力規制委員会により世界

で最も厳しい水準の規制基準に適合すると認められた場合には、その判断を尊

重し原子力発電所の再稼働を進める。その際、国も前面に立ち、立地自治体等

関係者の理解と協力を得るよう、取り組む。」としている。 
2015 年には九州電力川内原子力発電所１・２号機、2016 年には四国電力伊

方原子力発電所３号機、2017 年には関西電力高浜発電所３・４号機が営業運転

を開始し、供給力が増したことで、万一の火力発電設備のトラブルへの対応力

が増すとともに、火力発電の稼働を低減することが可能となり、化石燃料依存

度の低減や温室効果ガスの排出削減、電気料金の抑制につながる。 
また、再生可能エネルギーの導入拡大等に伴う電力需給の構造変化を踏まえ、

新たな環境下においても安定供給の維持等に必要な供給力・調整力の確保を目

的とした「容量市場」や「需給調整市場」を 2020 年を目途に開始出来るよう、

政府において、適切な制度設計を検討する必要がある。 
 
さらに、資源の太宗を海外からの輸入に依存する我が国にとって、資源の低

廉かつ安定的な供給を確保することは、電気事業者の燃料調達コストの引き下

げの観点からも重要な課題であり、特に主要な発電用燃料であるＬＮＧについ

て、安定的かつ合理的価格で調達する環境整備が必要である。 

我が国としては、電力・ガス市場の自由化に伴う自社のエネルギー需要見通

しの不透明化や、米国等の新たなＬＮＧ供給国の増加を踏まえ、ＬＮＧの安定

供給における考え方を「長期安定性」や「量の確保」から、「柔軟性・弾力性の

確保」や「市場の活用」へと重点を変え、世界大で流動性の高いＬＮＧ市場の

実現による低廉かつ安定的な調達を目指すべきである。また、ＬＮＧの最大消

費国としての現在の立場を活かし、ＬＮＧの取引集積と価格の形成・発信の拠

点（ハブ）の地位を目指していくべきである。 

具体的には、「ＬＮＧ市場戦略（2016 年５月２日）」に沿って、仕向地制限の

撤廃等、ＬＮＧ取引の流動性向上に向けた消費国との連携強化や、ＬＮＧの需

給を反映した合理的な価格指標の確立に向けた、市場参加者や価格報告機関と

の対話等の取組を行っていくことが必要である。 

このほか、2014 年以来の資源価格低迷により、投資の停滞が長期化する中、
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独立行政法人石油天然ガス・金属鉱物資源機構（ＪＯＧＭＥＣ）によるリスク

マネー供給を通じ、我が国企業の資源開発投資が促進されるよう、引き続き政

府による積極的な支援が必要である。 
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総合資源エネルギー調査会 電力・ガス事業分科会 

電力・ガス基本政策小委員会 委員等名簿 
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電力・ガス基本政策小委員会 審議経過 
 
○第５回委員会（2017年 10月 24日） 

（議題） 

・2017 年度冬季の電力需給見通しと電力供給に係る現状と課題について  
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調整力及び需給バランス評価等に関する委員会 審議経過 

 

○第 22回委員会（2017年 10月 12日） 

（議題） 

・2017 年度夏季の電力需給実績と冬季の電力需給見通しについて 
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