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2 Feilanalyse og statistikk over driftsforstyrrelser

2.1 Feilanalyser og statistikk som er rapportert for 2021

Systemansvarlig presenterer feilstatistikk via PQ Portal (Power Quality Portal), som er en del av
Fosweb, men portalen er forelgpig kun tilgjengelig for ansatte hos konsesjonaerer og andre personer
med tilgangsavtale. Pa litt sikt er planen & legge ut en apen versjon av PQ Portal pa Statnetts
websider. | PQ Portal far man mulighet til & skreddersy statistikker basert pa datagrunnlag fra 2009
fram til i dag. Datagrunnlaget oppdateres fortlgpende etter hvert som konsesjonaerene sender inn nye
FASIT-rapporter.

Det ble totalt sendt inn 41350 FASIT-rapporter til systemansvarlig for hendelser i 2021 (forelgpige tall),
fordelt pa 25050 planlagte utkoblinger og 16300 driftsforstyrrelser. | 2020 var antall FASIT-rapporter til
sammenligning 43670.

Systemspenning <1kV 1-22 kV 33-132 kV | 220-420 kV
Type hendelse
Planlagt varslet utkobling 8833 13457 39 2
Planlagt ikke varslet utkobling 1132 1588 2
Automatisk utkobling* 6042 8530 415 146
Patvungen utkobling* 549 457 26 8
Utilsiktet utkobling* 20 67 14 7
Korrekt systemvernutlgsning 13 5
SUM 16576 24099 509 168
Sum 2020 17228 25584 614 245

Tabell 1: Antall FASIT-rapporter i 2021 fordelt pa type hendelse og systemspenning

*) Driftsforstyrrelse er definert som "automatisk, patvungen eller utilsiktet utkobling", se Definisjoner knyttet til feil

0qg avbrudd i det elektriske kraftsystemet

Som Tabell 1 viser var det noe feerre FASIT-rapporter i 2021 enn i 2020 pa alle spenningsniva.
Hendelsestypen "korrekt systemvernutlgsning” ble introdusert i 2021, og hensikten er a gi
systemansvarlig informasjon om kostnader ved utlgsning av systemvern iht. fos §21.
Generelt virker det som stadig flere blir fortrolig med de nye krav og retningslinjer som ble stilt fra
2019, da ny FASIT-versjon utviklet i prosjektet "Neste generasjon FASIT" ble tatt i bruk. Utveksling av
meldinger mellom ansvarlige og bergrte konsesjoneerer via FASIThub fungerer na ogsa bedre, noe
som farst og fremst skyldes at konsesjonaerene har blitt vant til det nye systemet, men ogsa at IT-
verktgyene knyttet til FASIT forbedres kontinuerlig. Det er fortsatt en del & g& pad mht. overholdelse av
rapporteringsfrister fra mange konsesjoneerer, jf. rapporteringsoversikten i PQ Portal.



https://pqportal.statnett.no/
https://www.statnett.no/globalassets/for-aktorer-i-kraftsystemet/systemansvaret/leveringskvalitet/definisjoner-knyttet-til-feil-og-avbrudd-i-det-elektriske-kraftsystemet.pdf?csf=1&web=1&e=VZFmbk
https://www.statnett.no/globalassets/for-aktorer-i-kraftsystemet/systemansvaret/leveringskvalitet/definisjoner-knyttet-til-feil-og-avbrudd-i-det-elektriske-kraftsystemet.pdf?csf=1&web=1&e=VZFmbk

2.2 Utviklingen i driftsforstyrrelser over tid

Antall feil under driftsforstyrrelser i regional- og transmisjonsnettet (> 33 kV) har hatt en synkende
trend etter 2014, og 2021 hadde det laveste antall feil siden 2010.
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Figur 1: Antall feil under driftsforstyrrelser med systemspenning > 33 kV for arene 2009-2021

For hgyspennings distribusjonsnett har antall feil under driftsforstyrrelser veert relativt stabilt de siste
10-12 arene med antall feil i omradet 9000-11000, men med topper i 2011 og 2014.
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Figur 2: Antall feil under driftsforstyrrelser med systemspenning 1-22 kV for arene 2009-2021

Systemansvarlig kan ikke se at det var noen bestemte faktorer som har pavirket feilstatistikken for
2021. Det var et noksa rolig ar veermessig, uten omfattende stormer som pavirket kraftsystemet ut
over mer lokale hendelser.



6 Planlagte driftsstanser

6.1 Statistikk over driftsstanser

Utarbeidet statistikk omfatter rapporterte driftsstanser med planlagt oppstart i 2021. Om ikke annet er
nevnt, omfatter tall og figurer gjennomfgrte driftsstanser med utkobling, dvs. avviste og avlyste
driftsstanser er ikke inkludert. Rapporterte driftsstanser uten utkobling samt driftsstanser registrert som
utfall, er ogsa holdt utenfor. Statistikken omfatter — som tidligere ar — bade planlagte og ikke planlagte
driftsstanser etter fos 817 annet og tredje ledd. For figurer med manedsopplgsning, er maned referert
tidspunkt for planlagt oppstart av driftsstansene. Antall er referert antall anleggsdeler, dvs. noe flere
enn antall driftsstanser, da hver driftsstans kan ha flere anleggsdeler. Hver utkobling kan igjen veere
representert med flere driftsstanser.

For 2021 ble det rapportert i underkant av 7000 driftsstanser med utkobling, inklusive de som senere
ble avvist eller avlyst. Av disse ble rundt 5900 driftsstanser gjennomfgrt, med eller uten endringer.
Antall rapporterte driftsstanser var noe feerre enn aret far, men til gjengjeld ble en stgrre andel
gjennomfart.

6.1.1 Fordeling av driftsstanser over aret

Det er som tidligere ar relativt lav aktivitet pa vinteren, mens aktiviteten pa var, sommer (med unntak
av juli) og hast er hgy. Aktiviteten for det laveste spenningsnivaet er generelt jevnere over aret enn for
de hgyere spenningsnivaene. Driftsstanser pa 66 kV og lavere spenningsniva omfatter i hovedsak
generatorer, men ogsa en del komponenter i Statnetts nettanlegg (hovedsakelig i stasjoner) og
ledninger og stasjoner hos andre konsesjoneaerer.
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Figur 3: Fordeling av antall driftsstanser gjennom aret fordelt pa spenningsniva
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6.1.2 Varighet av driftsstanser

45 % av alle gjennomfarte driftsstanser i 2021 hadde en planlagt utkoblingsperiode pa inntil ett dagn.
Mange av disse var imidlertid sammenfallende med andre rapporterte driftsstanser pa samme
komponent. Rundt hver femte driftsstans hadde en planlagt varighet p& mer enn én uke.
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Figur 4: Varighet av driftsstanser

6.1.3 Driftsstanser per kundekategori

39 % av alle gjennomfarte driftsstanser i 2021 omfattet Statnetts nettanlegg; noe ned fra aret far.
Antall driftsstanser for gvrige konsesjonaerers nettanlegg har imidlertid gkt noe, og omfattet 35 % av
alle gjennomfarte driftsstanser i 2021. Resterende 26 % gjaldt driftsstanser i produksjonsanlegg; ogsa
noe ned fra aret far.
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Figur 5: Gjennomfarte driftsstanser fordelt pa Statnett, produsent eller nettselskap



6.1.4 Arsaker til driftsstanser

Det er mange ulike arsaker bak behovet for driftsstans. Figuren under viser aggregerte
arsakskategorier basert pa de arsaker som ble rapportert i forbindelse med driftsstanser for 2021.
Fordelingen er relativ lik aret far.
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Figur 6: Arsaker til driftsstanser

6.1.5 Rapporterte driftsstanser mottatt hhv. innen og etter angitte frister

Krav om rapportering til arsplan gjelder transmisjonsnett, inklusive utenlandsforbindelser,
nedtransformering til regionalnett samt generatorer tilknyttet transmisjonsnettet. Frist for rapportering
til arsplan er 1. september aret far. @vrige driftsstanser skal i all hovedsak rapporteres innen tre
maneder fgr planlagt oppstart. Senere rapportering kan aksepteres i visse tilfeller, eksempelvis
driftsstanser for produksjonsenheter tilknyttet regionalnett, driftsstanser "i skyggen av" allerede
vedtatte driftsstanser, samt driftsstanser som er ferdig koordinert mot bergrte for rapportering i
Fosweb. Driftsstanser som falge av uforutsette hendelser, skal rapporteres sa raskt som mulig etter at
behovet eller hendelsen er kjent. Mer om frister og forutsetninger for disse er beskrevet i
retningslinjene til fos 817, femte ledd.

Figuren nedenfor viser at 25 % av alle driftsstanser for 2021 ble rapportert til arsplan. Over halvparten
ble rapportert mindre enn tre maneder far, og over en tredel ble rapportert mindre enn tre uker far
utkobling. Mange av disse er ikke unntatt kravet om rapportering til arsplan/tre maneder far, jf
beskrivelsen ovenfor. Se ogsa 6.2
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Figur 7: Driftsstanser rapportert hhv. far og etter angitte frister



6.1.6 Omprioriterte driftsstanser

| overkant av 800 vedtatte driftsstanser for 2021 ble avlyst, der om lag 90 % er avlyst av konsesjonaer
og de gvrige er avlyst av systemansvarlig. Dette utgjgr rundt 12 % av alle rapporterte driftsstanser
med utkobling. Det er noe faerre avlyste driftsstanser enn aret far, spesielt for de hgyeste
spenningsnivaene.

Konsesjoneerene har ulike begrunnelser for avlysning av vedtatte driftsstanser. Ofte skyldes
avlysninger veerforhold. Flere vedtatte driftsstanser avlyses ogsa som falge av manglende materiell
eller manglende personell.

Systemansvarlig vil kunne avlyse vedtatte driftsstanser dersom forutsetning for gjennomfgring ikke er
oppfylt. Overfaringsbehovet pa gjennomfaringstidspunktet kan for eksempel veere hgyere enn
forutsatt. Feil og andre uforutsette hendelser vil ogséd kunne veere arsak til avlysning.
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Figur 8: Antall avlyste driftsstanser, fordelt pa spenningsniva.

Driftsstanser vil ogsa kunne bli flyttet i forhold til opprinnelig vedtatt utkoblingstidspunkt. Dette regnes
ogsa som en omprioritering i henhold til forskrift om systemansvaret. Systemansvarlig har ikke
utarbeidet detaljerte oversikter over driftsstanser som flyttes, men mer enn en tredel av alle
driftsstanser ble endret med nytt vedtak en eller flere ganger.



6.1.7 Avslag pa rapporterte driftsstanser

Rapporterte driftsstanser kan bli avvist av systemansvarlig. Arsaker til avvisning kan vaere sen
rapportering, formalfeil, konflikt med andre driftsstanser, eventuelt at konsesjonger har meldt at planen
ikke lenger er gnskelig. Det kan ogsa skyldes begrensninger i rapporteringsverktayet, der planer
avvises og rapporteres pa nytt ved behov for endring av driftsstansen. Om lag 240 driftsstanser ble
avvist av systemansvarlig i 2021. Dette er rundt 130 feerre enn aret far.
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Figur 9: Antall driftsstanser der det er gitt avslag, fordelt pa spenningsniva.



6.2 Vurdering av tiltak for & redusere antall planlagte driftsstanser som

kommer etter fristen
Som hovedregel gjelder krav om rapportering av driftsstans til arsplan eller 3 maneder far planlagt
utkobling, som beskrevet i kapittel 6.1.5. Da dette kan fravikes i enkelte tilfeller, gir ikke figur 7 et
komplett bilde av hvor stor andel som rapporteres i henhold til angitte frister. Det er imidlertid fortsatt
mange planlagte driftsstanser som rapporteres for sent. Dette pavirker muligheter for effektiv
samordning av utkoblingsbehov, som igjen har konsekvenser for bade driftssikkerhet og kapasiteter i
markedet.

Systemansvarlig vurderer Igpende tiltak for & redusere antall sent rapporterte driftsstanser, bade
gjennom presisering og tydeliggjaring av regelverk, strengere praksis for handtering av sent innmeldte
driftsstanser, samt gjennom videreutvikling av rapporteringslgsningen i Fosweb.

Gjennom retningslinjene til fos 817 er det forsgkt tydeliggjort hvilke driftsstanser som kan fravike
hovedregelen om rapportering til arsplan eller tre maneder far planlagt start. Dette betyr ogsa at en del
driftsstanser som tidligere ble regnet som for sent rapportert na regnes som rapportert i henhold til
frist. Samtidig er det innfart skjerpede krav og strengere praktisering for de driftsstansene som ikke
faller inn under dette, blant annet driftsstanser som pavirker driftssikkerheten eller som har
konsekvenser for markedet. Mange driftsstanser avvises i praksis ogsa i forkant av innmelding.

For at konsesjoneer selv skal kunne se hvilke driftsstanser som har stor konsekvens og som det er
spesielt viktig at rapporteres tidlig, er det ved rapportering i Fosweb synliggjort om driftsstansen
medfgrer krav om markedsmelding, produksjonstilpasning eller gjenopprettingsplan. | Fosweb er det
ogsa markert om det er andre utkoblinger p& samme anleggsdel, slik at man lettere kan samordne og
eventuelt legge seg i skyggen av andre driftsstanser. Det jobbes videre med lgsning for rapportering
av langsiktige utkoblingsbehov i Fosweb, som antas & legge til rette for bedre koordinerte
utkoblingsbehov i tidligfase og derav tidligere rapportering av driftsstanser.

De siste to arene har covid-19 gjort planlegging mer krevende og gjennomfaringen av driftsstanser
mindre forutsigbar. Det er derfor vanskelig & evaluere virkningen av de tiltak som er innfart for &
redusere antall sent innmeldte driftsstanser, basert pa de siste ars statistikk.



7 Frekvenskvalitet
7.1 Data for frekvenskvalitet i 2021

Frekvensen var utenfor frekvensbandet i 10 618 minutter i 2021. Dette er 618 minutter over det felles
nordiske malet pa maksimum 10 000 minutter. Sammenlignet med 9564 minutter i 2020. | 2021 var
det flere timer med overfrekvens enn underfrekvens hhv 4520 minutter under 49,9Hz og 6098 minutter
over 50,1 Hz. April var maneden med flest minutter utenfor normalt frekvensband med 1274 minutter.
Time 7 var den timen pa dggnet med flest timer utenfor det normale frekvensbandet. Dette henger
sammen med store strukturelle ubalanser knyttet til morgenoppkjgringen. Det lengste frekvensavviket i
2021 fant sted den 5. april i time 5. Frekvensen |& da utenfor frekvensbandet i 38 minutter. Haye
vindkraftproduksjonen sammen med snittproblemer i Sverige, som fgrte til tilbakekjop av kraft fra
Polen, var begge viktige drivere for dette lange frekvensavviket. Denne natten ble det ogsa satt ny
importrekord til Norge med over 6000 MWh/h som fglge av store mengder vind i Norden og pa
Kontinentet

Starsteparten av tiden utenfor det normale frekvensbandet skyldes ubalanser mellom klarert
markedsflyt og flyten i driftstimen. Ofte fgrer disse ubalansene i kombinasjon med flaskehalser pa
viktige snitt til at frekvensen befinner seg utenfor normalbandet i lengre perioder, uten at det er noen
starre feil i nordiske nettet. Et eksempel pa dette er nedreguleringer i Nord-Norge og Nord-Sverige og
oppreguleringer i sgr. Denne formen for reguleringer farer ofte til for hgy frekvens ettersom
snittproblematikken blir prioritert hgyere enn frekvensen.

Utfall av forbindelser og starre kraftverk pavirker frekvens, men som oftest bare over en kortere
periode.
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Figur 10: Minutter per uke utenfor normalt frekvensband

| figuren over er de gra sgylene er antall minutter under 49,9 Hz og de bla sgylene er antall minutter
over 50,1 Hz. Den rgde strippete linjen er en malverdi som viser gjennomsnittlig 192 minutter som
tilsvare 10 000 minutter i ett ar.



7.2 Vurdering av utviklingen av frekvensavvik de senere ar

Etter flere &r med negativ utvikling, har det blitt registrert en utflating av frekvensavviket de siste arene.
Vi antar at dette har sammenheng med at tiltakene for & forbedre kvaliteten, beskrevet i neste avsnitt,
begynner & gi effekt. Det mé& imidlertid papekes at det er stor variasjon i verdiene fra ar til ar. 2021
endte litt hayere enn det maltallet de nordiske TSO-ene har fastsatt pa 10 000 minutter/ar.
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Figur 11: Antall minutter per ar utenfor normalt frekvensbhand

De nordiske TSOene har jevnlig gkt anskaffelsen av aFRR de siste arene for a forsgke & motvirke den
negative utviklingen i frekvenskvaliteten i tidligere ar. TSOene jobber ogsa i parallell med andre
virkemidler for & statte opp under bruk av aFRR.

De kommende arene med endringer i produksjonsmiksen i Norden, gkt nettkapasitet mot andre
synkronsystem, gkt integrering av det europeiske balansemarkedet og balansering naermere realtid vil
utfordre frekvenskvaliteten ytterligere. Disse endringene i rammebetingelser, sammen med gnske om
a legge til rette for en gkt integrering av balansetjenestene i Europa, har medfart at de nordiske TSO-
ene er i ferd med & gjgre endringer i selve konseptet for balanseringen i &rene som kommer. Store og
raske endringer i kraftsystemet gjer det utfordrende & sikre momentan balanse. Slike endringer
pavirker globale stgrrelser som frekvens, men ogsa mer lokale systemparametere som spenning og
flyt i nettet. TSOene vil derfor endre balanseringen i steg til sdkalt modernisert ACE basert balansering
(mACE).

I 2020 ble et nytt produkt, Fast Frequency Response (FFR), introdusert i Norden for & hindre en for
dyp frekvensdipp ved store hendelser, som f.eks. kabelutfall. Gjennom et nasjonalt
demonstrasjonsprosjekt ble markedslgsninger testet og viderefart i 2021.

@kt kabelkapasitet mellom det nordiske synkronsystemet og omkringliggende systemer

I henhold til det kontinentale regelverket skal endringer i flyt mellom kontrollomradene gjgres i lgpet av
10 minutter, fra fem minutter far timeskift til fem minutter etter. Selv om man har blitt enige med TSOer
pa kontinentet om & rampe kablene over noe lengre tid, inntil 20 minutter, medfarer dette stor gradient
pa endringen i utveksling for det nordiske systemet. Det er da krevende & sarge for at
produksjonsendringene skjer helt i takt med endringene i kabelflyt. Dagens regelverk for ramping er
utformet slik at hver ny kabelforbindelse gker utfordringen for det nordiske synkrone systemet. Det
siste tidret har det blitt idriftsatt flere nye kabelforbindelser tilknyttet det nordiske synkrone systemet



uten at rampingrestriksjonene er endret. De nordiske TSOene har derfor na foreslatt nye restriksjoner
som begrenser gkningen i total ramping for synkronsystemet og spesielt for Sgr-Norge.

@kt referansehendelse er dimensjonerende for driftsforstyrrelsesreservene

Design av frekvensstyrte reserver har to styrende mal for frekvenskvalitet — stabil frekvens i normal
drift og akseptable frekvensavvik ved momentane ubalanser. Idriftsettelsen av NordLink i 2020
medfarte at det nordiske kraftsystemet fikk en gkt referansehendelse for effektoverskudd. En
referansehendelse er det stgrste momentane ubalansen som kan skje ved en N-1-hendelse. Utfall av
NordLink i full eksport gir momentant 1450 MW kraftoverskudd i Norden. For effektunderskudd er utfall
av Oskarhamn 3 referansehendelsen, ogsa 1450 MW.

@kt effektivitet i det nordeuropeiske energimarkedet

@kt effektivitet i energimarkedet i form av gkt spothandel og markedskobling medfgrer generelt gkte
endringer i kraftflyten i nettet. @kt utvekslingskapasitet med kontinentet, har medfart starre
produksjonsendringer mellom dag og natt og raskere endringer av store effektvolumer morgen og
kveld. Dette gir seg utslag i at frekvensavvik er konsentrert omkring timeskiftene og spesielt i morgen-
og kveldstimene.

@kte ubalanser i driftstimen

Energimarkedet har timesopplgsning. De store endringene i markedet som er beskrevet ovenfor,
medfarer at det er store effektvolumer som skal endres i produksjon og utveksling, i tillegg til at
forbruket endrer seg. Dette har medfarte gkte ubalanser pd minuttniva, saerlig omkring timeskiftene.
Det er altsa for liten korrelasjon mellom endringstakten pa produksjon, forbruk og utveksling. Det
planlegges na en overgang til 15 minutters tidsopplgsning, i farste omgang i balanse- og intradag-
markedet, noe som forventes a forbedre balansen.

@kt utnyttelse av det nordiske kraftnettet med drift naer maks overfaringskapasitet

Det nordiske kraftnettet har i utilstrekkelig grad blitt forsterket i takt med gkningen i ekstern kapasitet
mot omverdenen og den generelle markedsintegreringen. Dette har medfgrt et gkende antall
flaskehalser i kraftnettet. Den lgpende handtering av disse flaskehalsene samtidig som totalbalansen
skal handteres, blir stadig mer krevende. Det er en tendens til at antall frekvensavvik i en uke har nzer
sammenheng med antallet og varigheten pa flaskehalsene i nettet. Spesielt er dette tydelig ved
mange flaskehalser i og ut av Norge og mellom Nord-Sverige og Sgr-Sverige.

@kt andel produksjon med sterkt begrenset reguleringsevne i det nordiske synkronsystemet
og omkringliggende systemer

@kt andel av produksjon med sterkt begrenset reguleringsevne pavirker frekvensen pa flere mater.
Produksjonen er vanskelig & prognosere eksakt. Eksempelvis kan vindkraft f& store endringer i
produksjonsniva i lgpet av kort tid (15-30 min), uten at dette er forutsett eller at endringen kommer
forskjgvet i tid i forhold til prognoser. Dette forstyrrer planleggingen av balanseringen i driftstimen og i
den siste timen far driftstimen. De nordiske TSO-ene har fastsatt en strategi for balanseringen av
systemet hvor det sgkes & gjare tilpasninger fer driftstimen for & redusere behovet for Igpende
reguleringer. "Basisfrekvensen" blir da forbedret og volumene av kostbare, automatiske (hurtige)
reserver kan reduseres. Dette forventes & forbedre frekvenskvaliteten og redusere de
samfunnsgkonomiske kostnadene for & balansere systemet. Andelen vindkraft i Norge er forelgpig
begrenset, men siden balanseringen er internasjonalisert, pavirkes frekvensen av gkningen i
produksjon med sterkt begrenset reguleringsevne i vare naboland og etter hvert pa kontinentet.



7.3 Vurdering av ulike tiltak for & bedre frekvenskvaliteten

Endringer i rammebetingelser, sammen med gnske om a legge til rette for en gkt integrering av
balansetjenestene i Europa, har medfgrt at de nordiske TSO-ene er i ferd med & gjare endringer i
selve konseptet for balanseringen i arene som kommer. Store og raske endringer i kraftsystemet gjar
det utfordrende & sikre momentan balanse. Slike endringer pavirker globale stgrrelser som frekvens,
men ogsa mer lokale systemparametere som spenning og flyt i nettet. TSOene vil derfor endre
balanseringen i steg til sékalt modernisert ACE basert balansering (mACE).

De nordiske TSOene jobber for & forbedre frekvenskvaliteten Frekvensen er en indikator pa
robustheten til kraftsystemet, og den er 50,0 hertz ved sikker og stabil drift. Endring i frekvensen
indikerer en ubalanse i systemet og gkt sarbarhet for hendelser. Ettersom det nordiske
synkronomradet har felles frekvens, ma lgsninger utvikles i fellesskap. Vannkraft- og
kjernekraftproduksjon sgrger i dag for roterende masse i synkronsystemet. Ved feil i produksjon eller
import, motvirker den roterende massen raskt frekvensfall og vi sier at den gir kraftsystemet
ngdvendig treghet eller inertia. Stadig oftere forsyner vindkraftproduksjon og import store deler av
forbruket. For & ivareta driftssikkerheten ogsa i slike situasjoner, har de nordiske TSOene sett at raske
frekvensreserver er et rimelig og effektivt verktay for & redusere raske frekvensfall ved feil og hindre
frekvensstyrt forbruksfrakobling. SMUP 2022-2030 19 Frekvenskvaliteten har ikke veert s god som
gnskelig det siste tiaret, blant annet som fglge av mer uregulerbar produksjon og gkt
utvekslingskapasitet. TSOene i Norden har satt i gang flere tiltak for a forbedre frekvenskvaliteten,
blant annet gkt anskaffelse av aFRR. Ogsa innfgringen av Nordisk Balanseringsmodell (NBM) skal
bedre frekvenskvaliteten.

Mer effektiv ramping p& mellomlandsforbindelsene Rampingrestriksjoner er praktisert i Norden i
mange ar som et verktay for & unnga for store ubalanser rundt timeskift. For & ivareta driftssikkerheten
vil det fortsatt veere ngdvendig & ha begrensninger pa hvor store og raske flytendringer som kan
tillates. Med gjeldende rampingregler tar det mange timer a endre kraftflyten fra full import til full
eksport. Finere tidsopplgsning i energimarkedene legger til rette for & endre kraftflyten pa HVDC-
forbindelsene gjennom hele timen, i stedet for 20 minutter rundt timeskift som i dag. Vi vil dermed
kunne gke volumet som kan endres fra en time til den neste uten at ubalansene gker. De nordiske
TSOene vil vurdere konsekvensene av innfgring av 15 minutters tidsopplgsning med hensyn til
rampingrestriksjoner pd HVDC-forbindelser i Igpet av 2022.

Nye felles nordiske krav til FCR respons skal ogsa bidra til & bedre frekvensen.



8 Roterende masse
8.1 Oversikt over tilgjengeligheten av roterende masse

Inertia i det nordiske kraftsystemet 2021
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Figur 12: Inertia i det nordiske synkronomradet 2021
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Figur 13: Produksjon i Norge 2021

| 2021 varierte inertia-nivdet mellom ca. 110 til 255 GWSs. Inertia-nivaet er hgyere om vinteren
sammenliknet med sommeren pga. mer produksjon. P& det meste varierte inertia-nivaet med 50 GWs
over en dag.

Statnett har per i dag ingen direkte oversikt over inertia-bidraget fra produksjonsenheter til enhver tid.
For Norge estimeres inertia-bidraget basert pa produksjonen av vannkraft multiplisert med en
gjennomsnittsverdi av tilhgrende treghetskonstant for vannkraft (3,4).



8.2 Varighetskurver utvikling av roterende masse de siste fem arene

Inertia i det nordiske kraftsystemet 2017-2021
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Figur 14: Varighetskurver over inertia i det nordiske synkronomrade de siste fem arene.
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Figur 15: Utklipp fra varighetskurver som viser de laveste verdiene som ble registrert 10% av tiden for
hvert ar.
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Figur 16: Utklipp fra varighetskurver som viser de hgyeste verdiene som ble registrert 10% av tiden for

hvert ar.

Bemerkninger til varighetskurvene:

Ca. 90% av tiden de siste 5 arene var inertia-nivaet over 155 GWs. 155 GWSs er ogsa estimert
til & vaere det nivaet hvor behovet for FFR farst melder seg.

Ca. 80 % av tiden de siste 5 arene har inertia-nivaet ligget mellom 252 og 155 GWs.

Det laveste inertia-nivaet i 2020 ble estimert til ca. 135 GWSs, mens i 2021 ble det observert
ca. 110 GWs.

8.3 Vurdering av utviklingen for roterende masse i det nordiske kraftsystemet

Sesongen 2021

| 2021 var minste inertia i systemet pa ca. 110 GWs. Det er det laveste inertia-nivaet i kraftsystemet
siden malingen startet i 2015. Observasjonen ble gjort helgen uke 23 i juni. Dette blir ansett som et
sveert lavt niva i nordisk sammenheng. Det ble generelt observert lavt inertia-niva i 2021, ogsa utover
hgsten. Det ble armert FFR flere ganger utenfor hgysesongen som strekker seg fra mai til og med
september. Det er flere faktorer som kan ha pavirket inertia-nivaet i Norden denne sesongen. Statnett
har vurdert fglgende faktorer som mulige bidragsytere:

Hgye prisnivd og lite vann i NO1, NO2 og NO5 kan ha en innvirkning pa tilgjengelig
rotasjonsenergi nar det produseres mindre ved for eksempel nedkjgring ved lave priser om
kvelden og helgene.

Lavt prisnivd og ok med vann i NO3 og NO4 hjelper lite ndr begrensinger pa overfaringslinjer
gjer at vi har lavere produksjon og dermed lavere rotasjonsenergi.

Nye kabler og endret utnytting av kraftsystemet kan ogsa forklare endringene vi ser. Med mye
import av vindkraft fra kontinentet reduseres vannkraftproduksjonen og dermed tilgjengelig
rotasjonsenergi/inertia.

At kjernekraftverket Forsmark 3 var ute pa revisjon (12.9 til 22.10) har ogsa hatt betydelig
innvirkning pé inertia-nivaet.



Generelle vurderinger

Falgende produksjonstyper bidrar med inertia (i prioritert rekkefalge):
1. Kjernekraft
2. Termisk kraft
3. Regulerbar Vannkraft

4. Elvekraft
Falgende produksjonstyper bidrar ikke direkte med inertia:
Vindkraft
Solkraft
HVDC

Basert pa varighetskurvene fra de siste fem arene er det ingen klar trend pa utviklingen av inertia-nivaet
i kraftsystemet. Mye av variasjonen mellom arene er pga. hydrologien for aret, veeret generelt og
kraftverk ute pa revisjon. De siste to-tre arene har ogsa inverter-basert produksjon, som vindkraft og
import over HVDC-kablene, fart til tilfeller med lavere inertia-niva.i neermeste fremtid. Rundt 2030 og
utover vil andre faktorer fa ytterligere innflytelse pa inertia-nivaet. Starst negativ pavirkning pa inertia-
nivaet vil veere nedstenging av kjernekraftverk og etablering av mer inverter-basert produksjon.

Faktorer som kan pavirke inertia-nivaet og andel roterende masse i det nordiske synkronomradet pa
kort- og langsikt:

Det er forventet at andelen inverter-basert produksjon (vind, sol, HVDC, batteri) vil gke i tiden
fremover. Dette vil ha negativ innvirkning pa inertia-nivaet i det nordiske kraftsystemet, da
kraftelektronikk ikke tilfgrer rotasjonsenergi inn i systemet.

Den planlagte utfasingen av kjernekraftverk i Sverige kommer ogsa til & ha en negativ
innvirkning pa inertia-nivaet. Kjernekraft er den produksjonstypen som bidrar med mest
rotasjonsenergi/inertia.

Ny kjernekraft i Finland vil ha positiv innvirkning pa inertia-nivaet.

Kjernekraft ute til revisjon vil fare til perioder med lavere inertia i kraftsystemet.

Import over HVYDC-kablene tilfgrer ingen inertia til systemet.

Det er igangsatt et arbeid pa nordisk niva for & se pa utfordringer knyttet til den gkte andelen inverter-
basert produksjon i det nordiske kraftsystemet.

8.4 Beskrivelse av hendelser hvor det er utlgst FFR

Tidspunkt Hendelse Laveste frekvens [HZz]
23.08.2021 kl. 02.24.56 Utfall svensk kjernekraft, Forsmark 2 49,67
17.07.2021 kl. 15:13:43 Utfall Skagerak 4, import 49,65
04.07.2021 kl. 08:13:49 Utfall Ofoten-Ritsem-Vietas 49,57

8.5 Oversikt over hendelser hvor dimensjonerende feil er redusert som en

konsekvens av lav roterende masse

Det var ingen hendelser der dimensjonerende feil ble redusert som en konsekvens av lav roterende
masse. FFR ble benyttet heller enn & redusere dimensjonerende feil.



9 Driftsspenninger i transmisjonsnettet

DSB stiller krav til nedre og gvre driftsspenninger i transmisjonsnettet (300/420 kV). Spenningsgrenser
for kontinuerlig spenning er gitt av den internasjonale standarden: NEK IEC 60038 (IEC standard
voltages). Statnetts elektriske komponenter skal ikke belastes ut over det komponenter er konstruert
for & tale. Dette for & unnga svekkelse av levetid, havarier, skade pa liv, helse, samt materielle verdier.
Overskridelser av disse grensene rapporteres av Statnett.

Rapportering av spenningsforhold tar utgangspunkt i genererte alarmer i SCADA for
spenningsmalinger pa samleskinner i 300- og 420 kV-transmisjonsnettstasjoner der Statnett er LfK.
Det rapporteres pa varighet og antall tilfeller p& spenningsalarmer under 280- og 400 kV, og over 305-
og 425 kV i mer enn 3 minutter, samt varighet og antall tilfeller der spenningen er under 280- og 400
kV, og over 305- og 425 kV i mer enn 20 minutter. Videre rapporteres det pa varighet og antall tilfeller
pa spenningsvarsler under 285- og 405 kV, og over 301- og 421 kV i mer enn 3 minutter. Tillatt
malefeil for spenningstransformatorer er 1 %. Ved varsel om lav eller hgy spenning i en stasjon vil
dette ogsa ofte veere tilfeller i omkringliggende stasjoner.

9.1 Region Sar

9.1.1 Hgye spenninger 2021

Hgye spenninger 2021

301 kV og 421 kV Varsler > 3 minutter 8435 tilfeller 1 321 513 minutter
305 kV og 425 kV Alarm > 3 minutter 222 tilfeller 17 979 minutter
305 kV og 425 kV Alarm > 20 minutter 129 tilfeller 17 164 minutter

Tabell 2: Hendelser med hgy spenning i transmisjonsnettet Region Sgr
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Figur 17: Tilfeller av varsler og alarmer om hgy spenning i transmisjonsnettet for 2021 i region sar
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Figur 18: Tilfeller av varsler (301- og 421 kV) om hgye spenninger per stasjon for 2021 i region sar
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Figur 19: Tilfeller av alarmer (305- og 425 kV) om hgye spenninger per stasjon for 2021 i region sgr

9.1.2 Lave spenninger 2021

Lave spenninger 2021

285 kV og 405 kV Varsler > 3 minutter 436 tilfeller 23 298 minutter
280 kV og 400 kV Alarm > 3 minutter 7 tilfeller 183 minutter
280 kV og 400 kV Alarm > 20 minutter 1 tilfeller 138 minutter

Tabell 3: Hendelser med lav spenning i transmisjonsnettet i Region Sgr
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Figur 20: Tilfeller av varsler og alarmer om lav spenning i transmisjonsnettet for 2021 i region sgr
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Figur 21: Tilfeller av varsler (285- og 405 kV) om lave spenninger per stasjon for 2021 i region sgr
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Figur 22: Tilfeller av alarmer (280- og 400 kV) om lave spenninger per stasjon for 2021 i region sgr

9.1.3 Arsak og hendelser

Haugalandet

Utfordringen i omradet er at det er hgye spenninger pa nordsiden av ringen og lave spenninger pa
sarsiden. Dette er naturlig nar det stort sett er nord-sgr flyt i omradet og forbrukstyngdepunktet er
lokalisert pa sgrsiden. Revisjoner i omradet, samt behov for endring i koblingsbilde pga.
snitthandtering, har gitt problemer med & holde seg innenfor spenningsgrensene.

Ombygging av nettet i forbindelse med Vestre Korridor prosjektet har ogsa gitt medfarte perioder med
spenninger utenfor spenningsgrensene i denne delen av nettet, pga. utkobling av ledninger sgar for
omradet samt behov for oppdeling av nettet i omradet pga. snitthandtering.

Stor-Osloomradet

For stasjonene i Oslo-omradet er problemet hgye spenninger. Omradet har vaert pavirket av
ombygging, revisjoner og feil. Dette har igjen medfart utilgjengelige reaktive komponenter og endrede
koblingsbilder pga. Snitthandtering.

Gudbrandsdalen

Omradet har et felles problem med hgy spenning, denne pavirkes i stor grad av flyten sgrover mot
Oslo og nordover mot Trandelag. Det har ogsa veert utfordringer knyttet til utkobling av komponenter
sem felge av revisjoner og feil. Det er ogsa tilfeller der MVAr-flyt, mellom TSO og DSO, er med pa &
bidra til hgye spenninger.

Rendalen er en av stasjonene med flest avvik, og har behov for ombygging for & lgse disse
problemene. Ombygging av stasjonen er planlagt.

Bergensomradet

Revisjoner og feil i omradet har gitt utfordringer, da disse har medfgrt perioder med oppdelinger av
nettet pga. snitthandtering, utilgjengelige reaktive komponenter og lange radielle drifter i
transmisjonsnettet. Feil eller revisjoner samtidig med lastreduksjon pa Kollsnes, har vaert spesielt
utfordrende i omradet.



Tiltak

For Stor-Osloomréadet vil prosjekt Stor-Oslo i arene fremover medfgre ombygginger av stasjoner og
ledninger i omradet. Det er ogséa planlagt flere nettforsterkningsprosjekter i &rene som kommer bade i
Bergensomradet, Rogaland og pa Haugalandet. Siste ledningspakke i Vestre Korridor prosjektet ble
ferdigstilt i oktober.

Gjennom spenningsreguleringsprosjektet er det gjort flere endringer av innstillinger pa
produksjonsanlegg, samt reaktive komponenter i Igpet av 2021.

9.2 Region Nord

9.2.1 Hagaye spenninger 2021

Hgye spenninger 2021

301 kV og 421 kV Varsler > 3 minutter 632 tilfeller 56 009 minutter
305 kV og 425 kV Alarm > 3 minutter 12 tilfeller 421 minutter
305 kV og 425 kV Alarm > 20 minutter 6 tilfeller 383 minutter

Tabell 4: Hendelser med hgy spenning i transmisjonsnettet i Region Nord
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Figur 23: Tilfeller av varsler og alarmer om hgy spenning i transmisjonsnettet for 2021 i region nord



Overvoltage warnings per substation

71%

Kolsvik

Balsfjor - 8%
Other 6%

Kobbvatn . 3%
Verdal . 3%
Klaebu . 2%
Namsos l 2%
@rskog I 2%
Sykkylve I 1%

Tunnsjed I 1%
0% 10% 20%

30% 40% 50% 60% 70%

Figur 24: Tilfeller av varsler (301- og 421 kV) om hgye spenninger per stasjon for 2021 i region nord
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Figur 25: Tilfeller av alarmer (305- og 425 kV) om hgye spenninger per stasjon for 2021 i region nord



9.2.2 Lave spenninger 2021

Lave spenninger 2021

285 kV og 405 kV Varsler > 3 minutter 429 tilfeller 10 296minutter
280 kV og 400 kV Alarm > 3 minutter 17 tilfeller 1 255 minutter
280 kV og 400 kV Alarm > 20 minutter 9 tilfeller 1 199 minutter

Tabell 5: Hendelser med lav spenning i transmisjonsnettet i Region Nord
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Figur 26: Tilfeller av varsler og alarmer om lav spenning i transmisjonsnettet for 2021 i region nord
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Figur 27: Tilfeller av varsler (285- og 405 kV) om lave spenninger per stasjon for 2021 i region nord
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Figur 28: Tilfeller av alarmer (280- og 400 kV) om lave spenninger per stasjon for 2021 i region nord



9.2.3 Arsak og hendelser

Skillemoen/Balsfjord:

Hgye spenninger i stasjonene var forarsaket av linje 420 Balsfjord-Skillemoen som ble idriftssatt
desember 2020 — og ble driftet fgrste halvdel av 2021 med fa tilgjengelige reaktive ressurser i omradet.
Ledningen er over 200 km lang og produserer en reaktiv effekt pa ca. 140 MVAr. Reaktoren pa
Skillemoen ble idriftssatt samtidig som 420 kV-ledningen, mens reaktoren i Balsfjord og SVS-anlegget
pa Skillemoen ble ikke idriftssatt far sommeren 2021. Fasekompensatoren i Balsfjord har i tillegg veert
utilgjengelig fra februar til mai 2021 pga. ulike feil. For & holde spenningene nede har derfor reaktorene
i Bardufoss og Ofoten, samt Kvandal SVC blitt benyttet til spenningsregulering.

Nar Balsfjord fasekompensator kom pé drift i mai etter endt reparasjonsarbeid ble
spenningsforholdene noe forbedret. Balsfjord R1 og Skillemoen SVS ble idriftssatt i juni, og det ble da
en situasjon med tilstrekkelig reaktive ressurser i omradet.

Samleskinnene 420A og 420B i Balsfjord maler en hagyere spenning enn samleskinner 420C og 420D
pa grunn av ungyaktige malinger. Dette kan veere uheldig nar spenningene er naer maksimal tillatt
grense pa 420 kV, og reaktive ressurser blir brukt for & f4 ned spenningene pa samleskinne A og B,
nar spenningene ikke er s& hgye i omradet rundt.

Kobbelv/Kobbvatn/Salten/Svartisen/Rana/Nedre-Rgssaga:

Spenningene i omradet pavirkes mye av effektflyten i transmisjonsnettet, samt om kraftverkene Kobbelv,
Svartisen og Siso produserer og bidrar med spenningsstatte. Dersom kraftverkene star og ikke
produserer, blir linjestrekket mellom Salten og Ofoten meget svak pga. store avstander og ofte hay flyt
over ledningene. Det forekommer bade for hgye og for lave spenninger i stasjonene. Generelt er dette
omradet veldig sensitiv for endringer i reaktiv effekt, s& om en reaktor kobles inn eller ut hopper
spenningene gjerne for mye opp eller ned.

I tillegg pavirkes spenningen av Elkem Salten Verk som trekker mye reaktiv effekt. Salten Verk har
ofte kortvarige reduksjoner i lastuttaket, og dette gir spenningsvariasjoner i omradet. Nar Siso
Kraftverk produserer bidrar generatorene med spenningsstgtte, men i tidsrom nar kraftverket star sa
vil Salten Verk trekke denne reaktive effekten fra transmisjonsnettet.

| lapet av farste halvar 2021 har det veert utkobling av 420 Rana-Svartisen som medfgrte deling av det
norske kraftsystemet og utfordringer knyttet til spenningsreguleringen. Det var i samme periode
totalstans av Rana Kraftverk. Spenningsforholdene i omradet ble darlige, og produksjons- og
forbruksendringer farte til store spenningsvariasjoner. Stalovnen i Rana har i normaldrift et lastuttak
som varierer hurtig mellom 0-70 MW, noe som resulterer i kraftige spenningsflimmer. SVS-anlegg og
kraftverk i omradet bidrar til & dempe spenningsflimringen som oppstar. Ved totalstans av Rana
kraftverk samtidig som utkobling av 420 Rana-Svartisen ble det registrert spenningsdipp helt ned til
Fosen i Trgndelag pga. stalovnen.

Trofors/Kolsvik:

Spenningen i Kolsvik er vanligvis hgy og kontrolleres hovedsakelig av Kolsvik Kraftverk, men
regulatorene fungerer ikke optimalt og kraftverket bidrar dermed ikke med gnsket spennings-statte.
Reaktive ressurser i Tunnsjgdal og Nedre Rgssaga bidrar noe til & holde spenningen nede, men med
begrenset effekt. Under utkoblingen av 300 Tunnsjgdal-Namsskogan i juni 2021 ble spenningen i
omradet seerlig hagy, og det ble ikke mulig & f& spenningen under gitt spennings-grense nar ikke Kolsvik
Kraftverk bidro tilstrekkelig. Koblingsbildet pa underliggende 132 kV-nett har veert endret slik at
forbindelser med kabler som har stort bidrag av reaktiv effekt ikke har ligget mot Kolsvik.

Hofstad/Tunnsjgdal/Verdal/Klaebu/Surna/Nea:

Stasjonene i transmisjonsnettet i Trgndelag er utsatt for store endringer i aktiv effekt da de knytter
produksjonen i nord med forbruket i sgr, og spenningene i omradet varierer en del som falge av dette.
Spenningen i stasjonene pavirkes vesentlig av hvor stor effektflyt det gar mellom Kleebu og
Tunnsjadal. Ved hay vindkraftproduksjon pa Fosen kan effektflyten sgrover komme over 1700 MW pa
snittet mellom Tunnsjgdal og Verdal. Effektflyten i omradet kan variere mye i lgpet av kort tid, sa
spenningene kan derfor ogsa variere tilsvarende.



Hofstad og Afjord er knutepunktet mellom transmisjonsnettet og vindkraftparkene p& Fosen, og
spenningen i stasjonene pavirkes i stor grad av vindkraftproduksjonen. Ved stor vindkraftproduksjon er
det ofte noe lav spenning i stasjonene og ved liten produksjon blir spenningen ofte noe hgy.
Vindkraften kan snu fort, s& det kan forekomme store spenningsvariasjoner pa kort tid. Spenningen i
Hofstad og Afjord blir ogsa kontrollert av den regulerbare reaktoren pa Hofstad.

SVC-anlegget pa Verdal var ute for revisjon fra august 2020 til juni 2021. Etter at SVC-anlegget kom
pa drift har spenningsforholdene i omradet Tunnsjadal-Klaebu blitt forbedret. Variasjonen i aktiv
effektflyt er sterkt knyttet til hvor mye vindkraftproduksjon det er pa Fosen, men ogsa driftsbildet ellers
i systemet og hvor mye produksjon det er i NO3/NOA4.

Snilldal og Surna er knutepunktet mellom transmisjonsnettet og kraftverkene Hitra- og Geitfjellet
vindpark. Spenningen i stasjonene pavirkes en del som falge av vindkraft-produksjonen. Hitra 1 er en
eldre vindkraftpark og har ikke reguleringsmuligheter slik som Hitra 2 har, noe som resulterer i at den
ene parken ma kompensere for reaktiv effekt i den andre. Hay effektflyt i omradet Kleebu-Viklandet
resulterer ogsa i noen vanskelige spenningssituasjoner i Snilldal/Surna hvor det ikke er noe seerlig
med reaktive ressurser i omradet.



10 Omfanget av systemtjenester og effektreserver

10.1 Beskrivelse av systemtjenester og effektreserver

I henhold til forskrift om systemansvar i kraftsystemet (fos) definerer og rekvirerer Statnett de
systemtjenester som er ngdvendige for & opprettholde tilfredsstillende leveringskvalitet i
overfgringssystemet. Fos definerer hvilke systemtjenester det skal betales for, og sier videre at
betalingen skal fastsettes ved vedtak av systemansvarlig. Se kapittel 15 for kostnadsutvikling

10.1.1 Raske effektreserver (FFR)

Balansetjenesten FFR er sveert raske reserver som skal sikre stabiliteten i kraftsystemet i tilfeller der
dimensjonerende hendelse faller ut. Disse effektreservene skal forhindre at frekvensen havner under
49,0 Hz slik at automatisk lastfrakobling kan unngas. Systemansvarlig viderefarte i 2021 et
demonstrasjonsprosjekt for & utvikle markedslgsninger for FFR. Demonstrasjonsprosjektet ga
verdifulle erfaringer og det etableres et nasjonalt, kommersielt marked for FFR i 2022.
Reservekapasiteten kjgpes inn gjennom de to ulike kontraktstypene "FFR Profil* og "FFR Flex".
Begge kontraktstypene er sesongoppkjgp, men med ulike leveransekrav.

10.1.2 Primerreserver (FCR)

Primeerreserver er automatiske effektreserver som aktiveres i begge retninger for & handtere den
momentane ubalansen mellom produksjon og forbruk. Denne deles inn i FCR-N og FCR-D. FCR-N
aktiveres innenfor frekvensomradet 49,90 - 50,10 Hz. FCR-D aktiveres nar frekvensen faller under
49,90 Hz og skal veere fullt aktivert ved 49,50 Hz.

Statnett som systemansvarlig har ansvar for at det til enhver tid er nok primaerreserver, og disse ble
for primeerreserver handlet inn i et eget dggn- og ukemarked fram til og med uke 1-2021. Fra og med
uke 2-2021 ble primaerreservene handlet inn i et D-2 og et D-1-marked. Grunnleveranse er
primaerreserver som aktgrene leverer utenfor dggn/ukemarkedet. Det kan ogsa handles
primaerreserver med de gvrige nordiske land.
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Figur 29: Innkjgp og videresalg av FCR-N per uke
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Figur 30: Innkjgp og videresalg av FCR-D per uke

10.1.3 Sekundearreserver (aFRR)

Sekundeerreserver er automatiske effektreserver som aktiveres for & bringe frekvensen tilbake til
50,00 Hz og frigjgre de aktiverte primaerreservene. Systemansvarlig kjgpte inn sekundaerreserver i et
eget ukemarked fram til og med uke 48-2021, og i et dggnmarked fra og med uke 49-2021.
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Figur 31: Innkjgp av sekundaerreserver per uke



10.1.4 Tertieerreserver (RKOM)

Systemansvarlig har ansvar for at det til enhver tid er nok regulerkraft (effektreserve) tilgjengelig i
regulerkraftmarkedet for & holde balanse mellom forbruk og produksjon, samt handtere vanskelige
driftssituasjoner. Regulerkraftopsjonsmarkedet (RKOM) har som hensikt & sikre regulerkraftmarkedet
med tilfredsstillende mengde terticerreserver. Kjgpet gjennom RKOM kommer i tillegg til det som
omfattes av bilaterale avtaler, og bestar av et ukemarked og et sesongmarked.
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Figur 32: Kjgpte RK-opsjoner pa dagtid pr. uke
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Figur 33: Kjgpte RK-opsjoner sesongmarkedet pr. uke



10.1.5 Produksjonsflytting

Dette innebaerer en fremskynding eller utsettelse av planlagt produksjonsendring med inntil femten
minutter, med den hensikt & f& bedre samsvar mellom planlagt produksjon og forventet
forbruksutvikling. Systemansvarlig betaler produsentene for dette.

Tjenesten og betalingen for denne systemtjenesten er i dag samordnet i Norden, hvilket ogsa
innebeerer at alle nordiske systemansvarlige er med pa & betale for dette.
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Figur 34: Omfang av produksjonsflytting pr. uke



10.1.6 Produksjonsglatting

Produksjonsglatting er en frivillig ordning som tilbys konsesjonaerer med fleksibel kraftproduksjon som
jevnlig har produksjonsendringer over et timeskift 2 200 MW pr. elspotomrade. Ved
produksjonsglatting bestiller Statnett en fordeling av produksjonsendringer over timen som er tilpasset
kraftsystemets behov. Formalet er & redusere de strukturelle ubalansene i kraftsystemet. Dette er
ubalanser innenfor driftstimen som skyldes en forutsigbar og ikke ideell tilpasning i planfasen mellom
produksjon, forbruk og utveksling som faglge av at profilene pa endringer i produksjon, forbruk og
kraftflyt ut/inn av systemet er ulike.
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Figur 35: Omfang av produksjonsglatting pr. uke

10.1.7 Reaktiv effekt

Reaktiv effekt er en lokal tjeneste knyttet til spenningen i nettet. Ulike nettkomponenter vil kunne bidra
bade til & levere og fierne reaktiv effekt. Generelt gjelder at det i tunglast i nettet er behov for
leveranse av reaktiv effekt mens det i lettlast er behov for a fierne reaktiv effekt.

Nar det gjelder raske endringer i spenningen i nettet pga. plutselige hendelser vil imidlertid
produksjonen kunne gi et viktig bidrag til & stabilisere forlgpet slik at mer alvorlige hendelser unngas.
Det tilstrebes derfor at produksjonsenheter normalt skal ligge med null-leveranse av reaktiv effekt for &
kunne bade gke og redusere spenningen raskt. Av hensyn til et generelt gnske om enkle lgsninger gis
det en godtgjarelse for dokumenterte leveranser utover et "dgdband" omkring null med en fast sats pa
25 kr/MVArh.



10.1.8 Spesialregulering

Spesialregulering er opp- eller nedregulering som blir benyttet utenom prisrekkefglge i
regulerkraftmarkedet. Normalt vil bud som blir benyttet for & handtere ubalanser i systemet bli
ordinzere reguleringer. Bud brukt for & avlaste lokale flaskehalser innenfor et elspotomrade, handtere
feilsituasjoner og andre spesielle arsaker blir spesialreguleringer. Systemansvarlig dekker kostnaden
som oppstar ved spesialregulering mens ordinzere reguleringer inngar som en del av
balanseoppgjaret aktarene imellom.

10.1.9 Systemvern

Systemvern er automatiske inngrep i kraftsystemet for & unnga sammenbrudd eller for & gke
overfgringsgrenser i regional- og transmisjonsnettet. Systemvern omfatter belastningsfrakobling
(BFK), produksjonsfrakobling (PFK), nettsplitt og ngdeffekt pa HVDC forbindelsene. Systemvern
utlgses ved utfall av spesifikke komponenter (linjer) eller hvis ugnskede frekvens-, spenning- eller
stremgrenser nas. Nadeffekt er systemvern som reduserer import/eksporten p4 HVDC-kabler ved
overlast og utfall pa utvalgte overfaringslinjer. Forskriften skiller mellom hendelsesstyrt og
frekvensstyrt systemvern. Systemansvarlig anser alt systemvern som ikke lgser ut ved ugnsket
frekvens (frekvensvern) til & veere hendelsesstyrt.
Bruk og hensikt med & installere systemvern kan oppsummeres til falgende hovedomrader:

» Jke overfgringskapasitet i definerte snitt

* Redusere avbruddsomfang ved enkeltutfall

» Redusere risiko for nettsammenbrudd ved produksjonsbortfall i Norden (frekvensvern)

* Hindre lokalt nettsammenbrudd

Noen systemvern er installert for & kunne fylle flere av disse rollene.

Systemansvarlig fastsetter arlig satser for betaling for utlasning av PFK. Ved korrekt utlgsning av BFK
vil systemansvarlig betale sluttbrukere i regional- og transmisjonsnett og bergrt nettkonsesjonaer ved
utkobling av sluttbrukere i distribusjonsnettet. Ved fastsettelse av betalingen vil systemansvarlig legge
til grunn bergrte sluttbrukeres avbruddskostnader jf. Kapittel 9 i forskrift 11.mars 1999 nr. 302 om
gkonomisk og teknisk rapportering, inntektsramme for nettvirksomheten og tariffer, med mindre det
foreligger en individuell KILE-avtale. Ved fastsettelse av betalingens starrelse og betaling til berart
nettkonsesjoneer vil det bli tatt hensyn til virkningen av inntektsrammereguleringen.

10.1.10 Netto kjop av balanse- og effektkraft

Balansekraft er differanse mellom handelsflyt og fysisk flyt pa en utenlandskorridor. Pris pa
balansekraft er middel av RK-pris mellom de to aktuelle prisomradene.

Effektkraft er utveksling mellom TSO'er pa en utenlandskorridor for & endre planlagt handelsflyt. Pris
pa effektkraft er enten middel av elspotpris (ved feil pa selve grenseforbindelse) eller pay-as-bid, dvs.
prisen bestemmes av de aktuelle reguleringsressursene.

10.1.11 Omberamming av planlagte driftsstanser

Dersom omprioritering av planlagt driftsstans pafgrer systemansvarlig eller andre konsesjonaerer
kostnader, skal den som initierer omprioriteringen betale for disse kostnadene. Systemansvarlig skal
beere kostnadene ved omprioritering som skyldes driftsforstyrrelser eller andre forhold som gjar at
tilfredsstillende leveringskvalitet ikke kan opprettholdes. Systemansvarlig vedtar betalingens stgrrelse
og hvem som skal dekke hvilke kostnader overfor hvilke konsesjonaerer. Betaling skal skje til den
gkonomisk skadelidende konsesjonger. Belgpet for systemansvarlig sine kostnader skal gjenspeile
hvorvidt omprioriteringen medfarer gkte spesialreguleringskostnader, kan starrelsesreguleres over tid
og kan differensieres i forhold til om omprioriteringen skyldes arsaker utenfor konsesjonaerens kontroll.



10.2 Reserver i Norge og Norden

Det nordiske synkronomradet har frem til nd i hovedsak hatt behov for fire ulike typer reserver;
frekvensstyrt normaldriftsreserve (FCR-N), frekvensstyrt driftsforstyrrelsesreserve (FCR-D),
sekundeerreserve (aFRR) og manuelle reserver (MFRR), ogsa kalt tertiserreserver. De tre farstnevnte
blir delt mellom de nordiske land etter ulike fordelingsngkler, mens de manuelle reservene er bestemt
ut fra nasjonale forhold. Hvordan de ulike typene reserver anskaffes, er ulikt fra land til land. Det er
ikke krav om reserver per budomrade.

| 2020 og 2021 ble det nye produktet raske effekireserver (FFR) anskaffet i et demonstrasjonsprosjekt,
og fra 2022 vil denne reserven anskaffes i Norge gjennom et ordinaert sesongmarked. Fordelingen av
nasjonale forpliktelser for FFR er ogsa bestemt av nordisk fordelingsngkkel.

Kravet for FCR-N totalt i det nordiske synkronomradet er 600 MW. Dette er fastsatt i den nordiske
systemdriftsavtalen. Disse 600 MW fordeles etter sum av arsforbruk og produksjon (Y-2), gjeldende
fra 1. januar i det aktuelle aret (ar Y).

Kravet for FCR-D totalt i det nordiske synkronomradet, er at reserven skal veere lik dimensjonerende
feil i Norden. Starste dimensjonerende feil i Norden er i dag 1450 MW. Fordeling av FCR-D per land
fordeles deretter etter samme fordelingsngkkel som FCR-N. Totalkravet i Norden kan variere noe,
f.eks. etter hvilke kjernekraftblokker som produserer. En normal fordeling er gjengitt i tabellen under.
Siden siste mulighet til & anskaffe FCR-D i etablerte markedslgsninger er kl. 18, er det innfgrt en frist
kl. 16 pa a oppdatere dimensjonerende feil i det felles nordiske datasystemet NOIS. Alle TSOer er
dermed forpliktet til & sjekke sitt krav daglig etter kl. 16. Bade FCR-N og FCR-D utveksles mellom
land.

Norge dekker sitt krav til FCR-N i alle timer gjennom innkjgp i reservemarkedet. Systemansvarlig gjar
arlige vedtak om grunnleveranse av FCR-N gjennom krav til maksimalt 12 % statikk for & sikre
geografisk spredning av reserven og vellykket overgang til separatdrift. Produsentene har mulighet til
a by inn i markedet det volumet de leverer gjennom vedtak om grunnleveranse, og dermed fa
markedspris, men Norge har generelt en overleveranse av FCR-N grunnet dette vedtaket. | Norge
kjgpes det normalt ikke inn FCR-D gjennom en markedslgsning, da kravene overholdes gjennom
vedtaket om statikkinnstilling. Det er forventet at det vil bli behov for & anskaffe FCR-D i fremtiden.

Sekundeerreserver (aFRR) kjgpes inn i utvalgte timer gjennom dggnet og uken, hvor det er forventet
store endringer i forbruk, produksjon og utveksling. Hvilke timer, og hvor mange timer i dggnet,
bestemmes nordisk for et kvartal om gangen. | lgpet av 2021 har bade antall timer med innkjap, samt
volum i enkelte timer, gkt. Fra Q1 2022 anskaffes aFRR gjennom hele uken, med unntak av time 2-5
hvert dggn.

Kravet for mFRR er at hvert land ma kunne dekke sin dimensjonerende feil i driftstimen. Den pavirkes
altsd ikke av andre lands dimensjonerende feil. Det er pA mFRR at det er starst ulikheter i hvordan
reserven anskaffes og brukes. Det er kun i Norge at reserve anskaffes i et ukemarked, og inngar i det
ordingere regulerkraftmarkedet. | de gvrige land er anskaffet reserve gremerket feil og andre alvorlige
situasjoner. Dette gjer at Statnett anskaffer noe mer enn det nordiske kravet, for ogsa & kunne dekke
vart krav nar noe av reserven allerede er brukt til & dekke ubalanser.

FCR-D FCR-N aFRR MFRR (maksimalt krav)
Norge 542 224 140/105 1400+540
Sverige 573 237 140/105 1450
Danmark (DK2) 41 27 11/11 600
Finland 294 122 80/60 890

Tabell 6: Nordiske krav til reserver i 2021



11 Anmelding og planlegging av produksjon

11.1 Vesentlige hendelser med overtredelse om krav til 8 anmelde i balanse
Statnett gjennomfarer ukentlig ubalanseanalyser basert pa det siste ferdig innrapporterte
datagrunnlaget. | Igpet av 2021 ble det fra tid til annen avdekket ungdvendige ubalanser som kunne
ha veert unngatt. Disse skyldtes i hovedsak svikt i interne rutiner hos respektiv balanseansvarlig.
Ubalansene ble ikke vurdert & ha signifikante konsekvenser for systemdriften. Nar slike ubalanser
oppdages, tar avregningsansvarlig direkte kontakt med balanseansvarlig og etterspgr bade
redegjgrelse for ubalansen og beskrivelse av hvordan balanseansvarlig i fremtiden skal unnga
lignende ubalanser. Samtlige balanseansvarlige har redegjort for ubalansene og beskrevet justeringer
for & unnga at de gjentar seg.



12 Likviditet i reservemarkedene
12.1 Oversikt over aFRR, FFR, RKOM og RK

RKOM-

aFRR FFR RKOM-uke RK
sesong
Produksjon 7 0 5 6 21
Forbruk 0 9 4 12 6
Produksjon og 0 0 0 1 3
forbruk
Tabell 7: Antall aktgrer som har deltatt i aFRR, FFR, RKOM og RK
RKOM-sesong RKOM-uke RK
Produksjon 33% 55% 94%
Forbruk 67% 45% 6%
100% 100% 100%
RKOM-H 33% 61% -
RKOM-B 67% 29% -
100% 100% -

Tabell 8: Fordeling av tilbudt volum mellom forbruk, produksjon, RKOM-H og RKOM-B

Antall aktgrer

NO1
NO2
NO3
NO4
NO5

7
13
11
8
8

Tabell 9: Antall aktgrer i RK pr. elspotomrade

Antall aktgrer

NO1
NO2
NO3
NO4
NO5

O 01 W

0

Tabell 10: Antall aktarer i FFR pr. elspotomrade



12.2 Tiltak for & ke likviditeten i markedet

Nytt konsept for driftsforstyrrelsesreserver under utvikling

Automatisering og innfaring av europeisk regelverk farer til strengere krav til ordineere mFRR
(regulerkraft) og mFRR kapasitet (RKOM). Dette kan fare til reduserte volum med mFRR aktiverings
og kapasitetsbud. For & bidra til & opprettholde budvolum vurderer Statnett en
driftsforstyrrelsesreserve.

Reduserte budstgrrelser i mFRR-markedet

I markedsvilkarene for mFRR har minstekrav til budvolum veert 10 MW i alle budomrader utenom
NO1, hvor ett 5-9 MW bud per stasjonsgruppe har veert tillatt. Ved overgangen til den europeiske
markedsplattformen for aktivering av mFRR (MARI) skal europeisk standardprodukt for mFRR ha
minimum budkvantum p& 1 MW.

Aktgrene etterlyser allerede na lavere minste budkvantum pa flere omrader og helst ned til 1 MW. Vi
ma likevel vurdere utvidelser ut fra behov og hva som til enhver tid er praktisk handterbart med
dagens manuelle balanseringsprosess. Vi gnsker & gjgre overgangen stegvis samtidig med at det
utvikles automatiserte prosesser for flaskehalshandtering og budfiltering, og vurderer lavere minimum
budkvantum pa flere omrader lgpende. Som fgrste steg blir minste budkvantum i prisomrade NO3
redusert til 5 MW i mFRR-vilkarene fra 1.1.2022.

Ny rolleinndeling (BSP/BRP)

| dagens regelverk er rollen balanseansvarlig (BRP) ansvarlig for ubalanser, men i tillegg ogsa
ansvarlig for & levere planer, systemdata og bud i balansemarkedene til systemansvarlig. | Electricity
Balancing Guideline stilles det krav om at rollene som leverandgr av balansetjenester (BSP) og
balanseansvarlig defineres separat og det skal utarbeides separate vilkar for disse. Den
balanseansvarlige skal veere ansvarlig for ubalanse og leverandgren av balansetjenester for & levere
bud i balansemarkedene.

| arbeidet med & skille rollene har Statnett gjennomfgrt to arbeidsmeater med et utvalg aktgrer som
representerer ulike roller, hvor fokuset har veert samhandling og koordinering mellom BSP og BRP og
ulike modeller for gkonomisk oppgjer. Vi har ogsa hatt jevnlige presentasjoner i Statnetts forum for
systemtjenester, kundeforum for balanseansvarlig og IKT-gruppe for systemtjenester og
balanseansvaret.

At eksisterende ansvar splittes opp pa ulike roller krever bade teknisk og innholdsmessig endringer i
hvordan Statnett mottar, bearbeider og videreformidler informasjon fra aktgrene. Eksempelvis skal
Statnett i fremtiden, basert pa de aktiveringer en BSP utfgrer, kunne identifisere hvilke BRPer som
pavirkes og beregne den energien som BRPs ubalanse skal justeres med i ubalanseoppgjaret.

Statnett foreslar p& bakgrunn av dette og innspill fra aktgrene en stegvis implementering, hvor
leverandgren av balansetjenester i farste omgang ma vaere balanseansvarlig for reguleringsobjektet
og ha inngatt en balanseavtale med Statnett. Dette sgrger for a sikre konsistens mellom planer, bud
og handler og at BSP er gkonomisk ansvarlig for ubalansene den skaper. | praksis er det dermed
samme akter som opptrer i to roller, som handteres separat. Dette medfarer at aktgren ma opptre i
rollen som BSP ved interaksjon med Statnett sine Igsninger for balansemarkedene. | eSett vil detaljert
informasjon om aktiveringer kun veere synlig for BSP rollen. Aktivert volum overfgres som en
ubalansejustering pa aggregert niva til BRPs balanseavregning.



13 Virkemidler i drift
13.1 Omfang, arsak og konsekvens av vedtak

13.1.1 Produksjonstilpasning

Produksjonstilpasning innebeerer at produksjonen blir tilpasset tilgjengelig nettkapasitet.
Systemansvarlig benytter som hovedregel systemregulering nar flaskehalser i nettet oppstar som
falge av driftsforstyrrelser eller planlagte driftsstanser. Produksjonstilpasning benyttes i falgende
tilfeller:

- Nar det oppstar separatomrader
-l omrader med kun én dominerende balanseansvarlig aktar
- | omrader med begrenset overfgringskapasitet i lengre tidsrom

Prinsippene for bruk av produksjonstilpasning i de enkelte hovedtilfellene ovenfor er beskrevet i
retningslinjene til fos § 8b annet ledd.

Arsakene til produksjonstilpasning er enten planlagte driftsstanser eller etter feil/utfall. N&r kriteriene
for bruk av produksjonstilpasning er oppfylt, sa ligger arsakene til produksjonstilpasning hos
konsesjonaerene og er utenfor systemansvarliges kontroll.

Konsekvensene av en produksjonstilpasning er sveert vanskelig a tallfeste. Generelt gelder at for
vannkraftprodusenter med en viss grad av magasinkapasitet vil produksjonstilpasninger av kort
varighet ha begrensede konsekvenser. For langvarige produksjonstilpasninger (flere uker) vil
konsekvensene kunne veere stgrre bl.a. avhengig av den hydrologiske situasjonen kraftprodusenten
befinner seqg i. Systemansvarlig kjenner ikke produsentenes vannverdier, og vet ikke hvilket
kjgregnske produsenten vil ha pa tidspunktet for produksjonstilpasningen, verken pa det tidspunktet
driftsstansen vedtas eller pa& det tidspunktet driftsstansen skjer. Vedtak om produksjonstilpasning
sendes normalt i god tid fgr selve produksjonstilpasningen, slik at aktgrene kan ha mulighet til & gjgre
eventuelle omdisponeringer eller legge eget planlagt arbeid i samme tidsperiode. En oppsummering i
tabellform der konsekvens er oppgitt som en beregnet verdi basert pa redusert volum sammenliknet
med installert effekt mener systemansvarlig ikke er god beskrivelse av konsekvensene.

I 2021 ble det gjennomfart 194 driftsstanser der det var registrert et behov for & sende ut ett eller flere
vedtak! om produksjonstilpasning. Av disse var:
- 108 driftsstanser med varighet mindre enn 2 dager
- 47 driftsstanser med varighet inntil 5 dager
- 19 driftsstanser med varighet inntil 2 uker
- 14 driftsstanser med varighet inntil 4 uker
- 6 driftsstanser varte i mer enn 4 uker
o Den desidert lengste produksjonstilpasningen varte i 11 uker: Havari av Salten
transformator T1, med gjenveerende 132 kV Hopen-Sundsfjord som begrensende
komponent. Produksjonstilpasningen ble oppdatert flere ganger basert pa forventede
temperaturer og lastforhold i Saltennettet. Produksjon hos SKS Produksjon AS, SKS
Kraftsalg AS og NTE Energi ble bergrt av produksjonstilpasningen.
o Den nest lengste produksjonstilpasningen varte i 36 dager: Arbeid med Vestre
Korridor medfarte utilgjengelig nett for Hylen kraftverk (Statkraft Energi). Kraftverket
ble forhindret til & produsere i hele perioden.
o Den tredje lengste produksjonstilpasningen varte 32 dager: Arbeid med & etablere ny
Kobbvatnet stasjon medfgrte utilgjengelig nett for Kobbelv kraftverk (Statkraft Energi).
Kraftverket kunne ikke produsere i perioden. Merk her at kraftverket allerede var
utilgjengelig da Statkraft hadde en stgrre planlagt jobb i 17 uker med skifte av
kontrollanlegg og jobb mot GIS-anlegget. Driftsstansene i nett og

11 en og samme driftsstans kan det sendes vedtak til flere produsenter, og vedtak kan oppdateres flere ganger
dersom ny informasjon om kapasitet eller lastforhold tilkommer bade far og under driftsstansen. |
sammenlikningen her, er det talt opp ett vedtak for hver driftsstans der produksjonstilpasning har veert benyttet.



produksjonsanlegget var koordinert, og produksjonstilpasningen grunnet
nettutkoblingene hadde dermed ingen reell betydning.

Tidsperiodene i strekpunktene ovenfor angir driftsstansens registrerte varighet.
Produksjonstilpasningens tidsperiode er imidlertid lik eller kortere enn driftsstansens tidsperiode. Dette
fordi mange driftsstanser blir godkjent under forutsetning om at utkoblet anlegg skal veere innkoblet pa
kveld og natt (eller i den tidsperioden det ikke jobbes pa anlegget), og i slike tilfeller er driftsstansen
godkjent med produksjonstilpasning kun i tidsperioden anlegget er utilgjengelig.

13.1.2 Rekvirering av produksjon og forbruk i marked for regulerkratft, jf. fos 12.4

| 2021 ble det fattet 14 systemkritiske vedtak om a fa rekvirert regulerytelse anmeldt inn i
regulerkraftmarkedet.

e 19.-22. januar, 11.-12. februar, 16.-19. februar, 22.-26. februar og 9.-12. mars. Grunnet hgy
flyt p& 132 kV nettet mellom Skillemoen og Alta, ba systemansvarlig om at alle aktgrer med
reguleringsressurser gst for Alta anmeldte all tilgjengelig reserve for oppregulering inn til RK-
markedet.

e 21.-22.januar, 1. februar og 18. februar. Grunnet anstrengt driftsituasjon etter utfall av 420 kV
linjen Ofoten-Kobbvatnet, ba systemansvarlig om at alle aktgrer nord for Ofoten (som normalt
deltar i RK-markedet og forbruksaktagrer som har veert deltakere i RKOM innevaerende
sesong) anmelde all tilgjengelig reserve for oppregulering inn til RK-markedet.

e 19. mars-13. april, 16.-19. april. Avslutning av Vestre korridor. Grunnet samtidig planlagte
utkoblinger av 420 kV linjen Sauda-Saurdal og 300 kV linjen Sauda-Hylen, kombinert med
forventet lav produksjon i perioder, ba systemansvarlig om at alle aktgrer med kraftverk
lokalisert i omradet fra Sauda i sgr til Modalen i Nord anmelde alle tilgjengelige
oppreguleringsressurser i RK-markedet.

e 4.5 april. Grunnet lav nettkapasitet som fglge av utfall av ledningen Adamselv-Lakselv, ba
systemansvarlig om at alle aktgrer anmelde alle tilgjengelige oppreguleringsressurser i RK-
markedet for kraftverk som er lokalisert i omradet gst for Lakselv.

e 1.-2.juni. Grunnet samtidig planlagte utkoblinger av 420 kV linjen Kvilldal-Rjukan og 300 kV
linjen Sauda-Hylen, kombinert med forventet lav produksjon kveld og natt, ba systemansvarlig
om at alle aktgrer med kraftverk lokalisert i omradet fra Sauda i ser til Blafalli i nord anmeldte
alle tilgjengelige oppreguleringsressurser i RK-markedet.

e 23.-29. august. Avslutning av Vestre korridor. Grunnet planlagt utkopling av 300kV linje
mellom Sauda-Havik, der forbruk under T3, T4 og T5 forsynes pé radial pa linje Spanne-
Havik. En kombinasjon av hgyt forbruk og hay utetemperatur kan medfgre behov for
reduksjon av forbruk. systemansvarlig ba om at Hydro Aluminium anmeldte minimum 50 MW
oppregulering i RK-markedet for forbruk under T3, T4 og T5 i Havik transformatorstasjon, med
minimum varighet for aktivering til 5 timer, sa lenge det er teknisk mulig.

e 1.-21. september. Avslutning av Vestre korridor. Grunnet samtidig planlagte utkoblinger av
420 kV linjen Sauda-Saurdal og 300 kV linjen Sauda-Hylen, kombinert med forventet lav
produksjon i perioder, ba systemansvarlig om at alle aktgrer (bade produksjon og forbruk)
lokalisert i omradet fra Sauda i ser til Modalen i Nord anmeldte alle tilgjengelige
oppreguleringsressurser i RK-markedet.

| alle vedtakene ble det presisert at minstekvantum og aktiveringstid angitt i vilkarene kunne fravikes. |
alle situasjonene fikk systemansvarlig tilstrekkelige ressurser innmeldt i RK-markedet slik at det ikke
oppstod konsekvenser i operativ drift.



13.1.3 Rekvirering av tilgjengelig regulerbar effekt fra produksjon, jf. fos 12.5

Systemansvarlig redegjorde i fjorarets arsrapport at de fleste vedtakene etter fos § 12 femte ledd
fattes muntlig, mens de tidligere arsrapportene kun har omtalt omfanget av de systemkritiske
vedtakene som har blitt bekreftet skriftlig. Systemansvarlig ser pa muligheter for at det fullstendige
antallet kan rapporter mer eksakt i fremtidige arsrapporter, men dette er forelapig ikke pa plass.

For 2021 er det kun mulig & angi et anslag for antall fos § 12 femte ledd-vedtak. Anslaget ligger pa 30-
100 vedtak pr. ar.

Det var én hendelse som medfarte skriftlig vedtak etter fos § 12 femte ledd:

e 4. juli: Grunnet utfall av forbindelsen mellom NO4 og SE1, Ofoten-Ritsem-Vietas, og utkobling
av Rana-Svartisen ba systemansvarlig om at all tilgjengelig regulerbar effekt i
produksjonsenheter nord for Svartisen benyttes for & opprettholde mest mulig sikker drift. Alle
produsenter ble bedt om & holde et produksjonsniva som kommunisert av Statnetts
Regionsentral Nord i Alta.

13.1.4 Tvangsmessig utkobling av forbruk
Det var ingen tilfeller med TUF i 2021.

13.1.5 Utlgsning av systemvern

Oppsummering 2021.:

Antall utlesninger med PFK: 7
Kostnader PFK: kr 2 026 317,00
Utkoblet PFK: 2847 MW
Antall BFK hendelser: 1
Utkoblet BFK: 290 MW
Kostnader BFK: kr 18 346 942,00
Antall nettsplitt: 11
Antall ngdeffekthendelser: 0
Ngdeffekt HVDC: 0

Tabell 11: Oppsummering systemvern 2021

13.3 Beskrivelse av rekvirering av effekt eller tvangsmessig utkobling av
forbruk

Beskrivelsen av rekvirering av effekt er beskrevet i kapittel 13.1.3. Det var ingen tilfeller med TUF i
2021.



14 Balanse og effektkraft

Forbindelse Balansekraft Effektkraft Kommentarer

(MNOK) (MNOK)

SK- Ubalanser: Priser hgyere enn normalt. Volum ubalanser

forbindelsen 15 99 stgrre pa SK enn andre HVDC-forbindelser. Effektkraft: Mye
balanseregulering.

NorNed -1 0 Ute i to lange perioder. Fa driftsforstyrrelser.

NSL 19 0 | drift fra oktober. Flere utfall gir hgye volum balansekraft med
hgy kostnad.

NordLink 27 0 Mange utfall medfarer store volum Balansekraft og
kostnader.

NO1 - SE3 389 20 Store ubalanser (balansekraft). Effektkraft er utvekslet
Systemregulering.

NO3 - SE2 453 0 Store ubalanser (Balansekraft).

NO4 - SE2 222 0 Store ubalanser (Balansekraft).

NO4 - SE1 103 3 Store ubalanser (balansekraft). Effektkraft er utvekslet

Systemregulering.

Tabell 12: Balansekraft og effektkraft per utenlandsforbindelse

Netto kostnader er oppgitt bokfart fra TSO-TSO oppgjar. De hgye kostnader Balansekraft mellom
Norge og Sverige fremkommer som fakturerte kostnader mellom Statnett og SvK.

Det er helt normalt med store volum Balansekraft mellom Norge og Sverige. | 2021 gkte kostnadene
med hgye priser pa slutten av aret.

Sk-forbindelsen er spesiell i forhold til at det utveksles mye Effektkraft av kategori Balanseregulering.
Balansekraft kostnad er hgy, Det skyldes dels at ubalansene, forskjellen mellom plan og malt
overfgringsenergi er giennomsnittlig hgyere her enn normal ubalanse pa de andre hvdc-forbindelsene
(NSL, NorNed, NordLink) og dels at ubalanseprisene ble hgye i siste kvartal.

NordLink og NSL: Mange utfall (Disturbance) pa planlagt eksportflyt, driver Balansekraft-kostnadene

opp.



15 Samlede systemansvarskostnader
Statnett har i tidligere rapporteringer kun beskrevet utviklingen i kostnader knyttet til kjgp av tjenester

fra aktgrene, angitt i tabell 14. De samlede kostnadene for Statnett som systemansvarlig, kostnader til

drift og utvikling, har gkt betydelig de seneste arene. Hovedgrunnen til dette er:

Statnett har brukt mer ressurser til oppfalging av arbeid i ENTSO-E. Dette for & pavirke
regelverksutformingen og ivareta norske interesser

@kt ressursbruk knyttet til implementering av det europeiske regelverket, metodeutvikling og
omfattende regulatorprosesser

@kt bemanning pa Statnetts sentraler pa grunn av endringer i beredskapsforskrift og

handtering av en mer kompleks drift med bl.a. flere utenlandsforbindelser og mer vindkraft
e Store nordiske utviklingsprosjekt for & handtere og utvikle norsk og nordisk systemdrift. De

stgrste er:

o Nordic balancing model (NBM). Automatisert systemdrift basert pa ACE og nye
nordiske markedslgsninger. Kobling til Europeiske plattformer, Mari, Picasso etc.

o Regional coordination center (RSC). Oppbygging av system og rutiner pa kontoret i

Kgbenhavn og hos Statnett knyttet til felles nordisk driftsplanlegging. Kostnader

knyttet til ENTSO-Es applikasjoner, plattformer og kommunikasjonslgsninger

15.1 Sammendrag av systemansvarskostnader

@kte kostnader knyttet til drift av og avskrivinger pa nye IT-lgsninger

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021
Frmeerreserver (FCR) 98 135 104 104 85 87 114 134 98 273
e Grunnleveranse 24 30 21 21 21 21 19 21 19 17
e Marked 84 147 103 130 97 105 164 162 93 281
e Salg -10 -42 -20 -48 -33 -39 -70 -49 -14 -26
Sekunderreserver (aFRR) 12 62 20 29 7 13 32 47 44 229
Tertizerreserver (NFRR) 65 87 34 46 75 66 106 52 38 429
Spesialregulering 124 104 275 173 146 110 121 88 104 214
Systemvern 9 13 9 13 11 15 16 39 3 1
Produksjonsflytting 9 9 5 4 7 7 13 6 3 15
Produksjonsglatting 6 10 9 17 14 3 31
Energiopsjoner 35 30 28 20 5 - - - - -
Reaktiv effekt 3 6 6 4 6 6 6 7 9 9
Omberamming av planlagte driftsstanser 1 2 1 1 1 2 8 4 2 0
FFR 8 28
Netto kjgp av balanse- og effektkraft 22 19 32 20 15 10 8 13 97 71
Sum 378 467 514 420 368 325 441 399 409 1299

Tabell 13: Systemdriftskostnader og inntekter 2012-2021 (MNOK)



15.2 Utviklingen i kostnader over tid (2012-2021)

De totale systemdriftskostnadene hadde en stigende tendens fra 2012 til 2014, mens kostnadsnivaet i
perioden etterpa var avtagende. Fra 2017 til 2018 steg igjen kostnadene, for deretter & synke noe og
flate ut til litt under gjennomsnitt for perioden for bade 2019 og 2020. Systemdriftskostnadene i 2021
star som et markant skille sammenlignet med det relativt jevne nivaet de foregaende ni arene. Det er
flere grunner til den store kostnadsgkningen, men hovedarsaken er at kostnadene til reservekapasitet
og produksjonsflytting/-glatting er sterkt knyttet til kraftprisene, som var rekordhgye i siste halvar.

Alle systemdriftskostnader vil alltid i starre eller mindre grad veere avhengig av tilfeldigheter eller
forhold systemansvarlig ikke har kontroll pa. Dette kan veere hydrologiske forhold som pavirker
prisnivaet i markedet og utvekslingen av energi med utlandet, vintertemperaturen som avgjgar
forbruksnivaet, planlagte utkoblinger eller store/langvarige feil i nettet som kan medfare haye
spesialreguleringskostnader.

Kostnadene for tertizerreserver skyldes at systemansvarlig sikrer tilgang pa effektressurser gjennom
Regulerkraftopsjonsmarkedet (RKOM). RKOM er delt i to markeder: RKOM-sesong og RKOM-uke
(som er underdelt i RKOM man-fre og RKOM helg). RKOM-sesong er farst og fremst for aktagrer som
trenger forutsigbarhet for & stille reserver. RKOM-uke er for aktgrer som vil bevare fleksibilitet mellom
elspotmarkedet og RKOM, og ikke binde effekt for en hel sesong. Kravet til tertiserreserve
fremkommer i Nordisk systemdriftsavtale, men Statnett anskaffer reserver utover dette for & dekke
ubalanser i Norge. Kostnadene til tertiszerreserver i 2021 var rekordhgye, en gkning pa 1000 % fra
forrige ar. 2021 har veert preget av langvarig kulde pa vinteren, haye kraftpriser, seerlig i siste halvar,
og heyt kjgreanske til tross for lav magasinfylling, noe som gir lavere tilgang pa reserver.
Anskaffelsesanalyser viste derfor at en stgrre andel av ngdvendige reserver matte sikres i
ukemarkedet for RKOM, samtidig som systemansvarlig fra Q4 2021 gkte sitt selvpalagte mal om
reserver for & handtere ubalanser. Slik situasjonen har veert i 2021 har prisene i RKOM hengt direkte
sammen med de haye kraftprisene. RKOM-tilslaget m& kompensere aktgrene for inntektene de ellers
ville fatt for leveranse i day-ahead-markedet. Kostnadene har historisk palgpt hovedsakelig i perioden
november-mars, men sesongen med behov for & sikre reserver har blitt lenger de seneste arene fordi
eksportkapasiteten har gkt. Dette gjelder saerlig for 2021 da bade NordLink og NSL er satt pa drift, og
det er forventet at kostnaden til sikring av tertizerreserver vil ligge pa et hgyere niva fremover
sammenlignet med arene frem til 2021.

Det er i hovedsak produsenter med magasinverk som leverer primaerreserver, og kostnadene er neert
knyttet kjgregnske hos disse, som igjen avhenger av den hydrologiske situasjonen og prisbildet.
Perioder med mye import og lav produksjon i magasinverk gir hgye kostnader ved at aggregat ma
holdes roterende i perioder hvor prisbildet i energimarkedet tilsier at de burde statt. Det kan ogsa bl
heye priser i perioder hvor magasinverkene gnsker & produsere opp mot maksimal effekt. Dette er
fordi leveranse av primaerreserver krever ledig effekt pa aggregatet. Begge disse arsakene har veert
gjeldende i 2021, og er forklaringen pa de gkte kostnadene. For fremtidig kostnadsutvikling vil gkt
importkapasitet og starre innslag av ikke-regulerbar produksjon kunne ytterligere fortrenge produksjon
fra magasinverk i lavlastperioder, og dermed gi gkte kostnader. Om gkt utvekslingskapasitet totalt sett
aker kostnadene, avhenger av den hydrologiske situasjonen og prisbildet i sommermanedene. | en
eksportsituasjon kan den gkte utvekslingskapasiteten tvert om redusere kostnadene grunnet gkt
produksjon fra magasinverk.

Fra 2014 er det kjgpt sekundaerreserver i timene med forventet stgrst endring i utveksling og forbruk. |
lgpet av 2021 har bade antall timer med innkjgp, samt volum i enkelte timer, gkt. Kostnadene i 2021
ligger langt over tidligere niva. Det skyldes delvis starre innkjgp, men hovedsakelig skyldes
kostnadsgkningen at prisene i kapasitetsmarkedet for sekundeerreserver er neert knyttet til
kraftprisene, som var rekordhgye i 2021. Antall timer og volum med sekundaerreserve vil sannsynligvis
gke i arene fremover, og det forventes saledes at kostnadene jevnt over ogsa vil gke, men variere
sammen med prishildet.



Spesialreguleringskostnadene i 2021 ble en dobling av kostnadene fra 2020, og hgyere enn
gjennomsnittet for siste 10-ars periode. Omtrent halvparten av kostnadene i 2021 kommer fra
handtering av driftssikkerhet (snitt/overlast enkeltkomponenter) ved intakt nett, mens planlagte
utkoblinger stod for omtrent 40% av de totale kostnadene. Det var relativt lave kostnader knyttet til
feil/utfall. Spesialreguleringskostnadene henger tett sammen med energisituasjonen, hvor spesielt
terre og vate perioder medfgrer behov for stor overfgring i nettet og dermed regionale flaskehalser. |
2021 la fyllingsgraden i norske vannmagasin godt under medianen fra slutten av 1. halvar og ut aret.
Det var spesielt Vestland og Rogaland som opplevde tilsigssvikt, og enkelte aktgrer hadde meget lav
fyllingsgrad for arstiden. | samme periode pagikk ogsa de siste store utkoblingene for ferdigstillelse av
Vestre korridor. Mange samtidige utkoblinger, krevende snitt & overholde og en stram energisituasjon
pavirket til sammen bade reguleringsbehov og aktgrenes prissetting av reguleringsressursene. Se
ogsa omtale av de 10 dyreste spesialreguleringsarsakene i kapittel 18.2. Sammenliknet med fjoraret
var totalt spesialreguleringsvolum noe lavere, mens oppreguleringsvolumet var mer enn doblet. |
perioder med stram energisituasjon vil gkning i spesialreguleringsvolum opp kunne resultere i en
gkning i spesialreguleringskostnadene sammenliknet med en periode med mer normal energisituasjon
og -priser. Dagens elspotinndeling vurderes som robust med tanke pa & handtere mange ulike
situasjoner i planfasen, med mindre bruk av spesialregulering, bade ved intakt nett og utkoblinger.

Antall systemvern har gkt de siste arene, noe som vil medfgre en gkning i kostnadene til systemvern
fremover. Noen systemvern blir ogsa fjernet fordi investeringer i nettet gjgr dem overflgdige, men det
totale antall systemvern gar likevel opp. Kostnadene for systemvern vil alltid variere ettersom deler av
kostnadene er knyttet til feil i nettet som gir utlgsning av systemvernfunksjon. Kostnadene for
systemvern fordeler seg mellom PFK og BFK. For aktivering av BFK/PFK palgper det ingen
kostnader. Kostnader for BFK kommer ved utlgsning, dvs. at feil i nettet kobler ut forbruk. 2021 har
den laveste registrerte kostnaden for 10-arsperioden. Dette skyldes fa tilfeller av utlast systemvern, og
spesielt forbruksfrakoblinger som kan medfgre betydelige kostnader.

For 2021 er kostnadene for produksjonsglatting og produksjonsflytting pa det hgyeste nivaet for 10-
arsperioden. Kostnaden for begge disse produktene er direkte koblet til volumet som blir flyttet/glattet,
og energiprisen. Volumet knyttet til produksjonsglatting og produksjonsflyttinger er gkt fra 2020 til
2021, og sammen med hgyere kraftpriser forklarer dette gkningen i kostnadene.

@vrige systemdriftskostnader har variert noe fra ar til ar, uten at det er en fast trend. Raske
effektreserver (Fast Frequency Reserves - FFR) er en ny reserve i Norden til bruk i perioder der nivaet
av inertia i synkronsystemet er lavt. Fremtidig kostnadsutvikling er usikker da det henger sammen med
modning av reservemarkedet og antall aktgrer, samt utvikling i reservebehov.

Statnett bruker interne ressurser pa utvikling av markedslgsningene og kjgp av de ulike
systemtjenestene i Statnetts markedsordninger. Disse kostnadene fremkommer ikke i tabell 14.
Omfanget av markedsordninger har gkt, og gkt utnyttelse av nettet har gitt en mer kompleks
systemdrift. Dette har medfgrt at den totale ressursbruken i Statnett knyttet til systemansvaret er
starre enn tidligere. Kommende ar skal flere markeder endres slik at innkjgpene blir gjort oftere, med
kortere tidshorisont. Dette vil medfgre gkt ressursbruk til innkjgp av systemtjenester. Utvikling av
markedslgsninger har gitt vesentlig ressursbruk knyttet til utvikling av IT-systemer.



16 Handelsgrenser og budomrader

16.1 Arlig tilgjengelighet pad HVDC-forbindelsene siden de ble idriftsatt

De endelige tallene er ikke klare enna. For dette rapporteringspunktet gnsker systemansvarlig a vise
til den arlige publikasjonen ETSO-E HVDC Utilisation and Unavailability Statistics. Denne rapporten
offentliggjgres hvert ar (i mai), og dekker informasjonen som dette rapporteringspunktet omfatter.
Systemansvarlig ber derfor RME om & vurdere & ta ut dette rapporteringspunktet i fremtidige
arsrapporter.

16.2 Redegjgrelse for gitt handelskapasitet mellom norske budomrader
Handelskapasitet mellom norske budomrader fastsettes daglig, og gjares kjent for markedet.
Prinsippene for fastsettelsen av handelskapasitet fglger av retningslinjer til forskrift om systemansvar,
og dokumentet 'Principles for determining the transfer capacities in the Nordic power market'.
Dokumentet er publisert pad NUCS (Data View | Nordic Unavailability Collection System (nucs.net).

Redegjgrelse for de viktigste reduksjonene i handelsgrenen er gitt i neste kapittel.

16.3 Redegjarelse for reduserte handelsgrenser

Gjennom aret har handelskapasitetene mot utlandet veert lavere enn normalt, og dette skyldes bl.a.
langvarige begrensninger i handelskapasitet begrunnet med driftssikkerhet internt i Sverige, Tyskland
og Nederland. Alle reduksjoner i gitt handelskapasitet fremkommer i egne markedsmeldinger publisert
pa NUCS. Under gis en begrunnelse pa de viktigste faktorene som har redusert handelskapasiteten:

e NO2-NL: Kapasiteten pa NorNed har veert redusert grunnet ombygging i Feda og utkoblinger i
det norske nettet knyttet til avslutningen av Vestre korridor, samt i lange periode pa dagtid
grunnet driftssikkerhet i det nederlandske nettet.

e NO2-DK1: Skagerakforbindelsene har hatt relativ fa feil/eller utfall. Det er imidlertid en
langvarig begrensing p& Skagerrak pol 4 (feil pa dansk side) som reduserer kapasiteten i en
retning, og i 2021 var begrensningen lagt var importkapasitet fra Danmark. Enkelte perioder
med begrensninger grunnet utkoblinger i det norske nettet knyttet til avslutningen av Vestre
korridor.

¢ NOZ2-DE: Begrensningene i kapasiteten er hovedsakelig knyttet til driftssikkerhet i det tyske
nettet. Mange kortvarige utfall av forbindelsen, men ikke en vesentlig del av reduksjonen i
handelskapasiteten sett over aret. Enkelte perioder med begrensninger grunnet utkoblinger i
det norske nettet knyttet til avslutningen av Vestre korridor.

e NO2-GB: NSL-forbindelsen ble satt i drift i oktober, i prgvedrift med 700 MW kapasitet gitt til
markedet. Langvarig feil pa Poll har gitt reduksjon p& 700 MW ut aret.

e NOI1-SE3: Kapasitet til Sverige over Hasle har veert redusert i alle &rets timer, og
hovedbegrensningene skyldes svenske forhold. Svenska kraftnat har gjennom hele aret
begrenset var importkapasitet grunnet driftssikkerhet i Sverige (gst-vest-flyt), og i perioder
eksportkapasiteten grunnet ombygginger i Skogséater stasjon. | sommer fgrte skjevflyt inn mot
Hasle til at var eksportkapasitet matte settes noe ned. Fra slutten av november besluttet
Statnett a drifte nettet og kapasiteten NO1-SE3 etter samme prinsipper som svenskene har
driftet sitt nett, og kapasiteten fra Norge mot Sverige ble fastsatt uten bruk av systemvern pa
norsk side, noe som farte til at kapasiteten pa eksport fra @stlandet gikk noe ned.

e NO3-SE2: Kapasiteten har veert redusert grunnet planlagte driftsstanser bade pa norsk og

svensk side, bl.a. utkobling av Storfinnforsen-Midskog-Rétan i april og mai, samt utkoblinger

Ofoten-Ritsem, Rana-Svartisen og Ofoten-Kobelv-Salten.

NO4-SE1: | hovedsak samme arsaker som forrige punkt.

NO4-SE2: | hovedsak samme arsaker som forrige punkt.

NO4-NO3: | hovedsak samme arsaker som forrige punkt.

NO2-NO1: Redusert i flere perioder gjennom aret grunnet begrensninger som fglge av

utkoblinger i det norske nettet knyttet til avslutningen av Vestre korridor.

NO5-NO1: Noen reduksjoner grunnet flere planlagte driftsstanser.

e NO2-NOS5: Fa reduksjoner begrunnet i planlagte driftsstanser, men kapasiteten har veert
begrenset innenfor normalt variasjonsomrade ved intakt nett.

e NO1A-NO1: Lite redusert.


https://www.nucs.net/transmission-domain/transferCapacity/show

e NO5-NO3: Redusert innenfor normalt variasjonsomrade og periodevis last kapasitet pga.
prognosert flyt mot prisretning.

16.4 Redegjarelse for arsakene til prisforskjellene internt i Norge

De store prisforskjellene mellom Sgr-Norge (NO1, NO2 og NO5) og resten av Norge (NO3 og NO4) i
2021 skyldes flere arsaker. Prisforskjellen er en del av en stgrre nordisk flaskehals mellom nord og
sgr. Den samlede kapasiteten mellom de nordlige og serlige omradene i Norden kommer farst og
fremst fra de mange ledningene gjennom Sverige. Kapasiteten pa disse har veert redusert i 2021.
Kombinert med et stort overskudd i de nordlige omradene har dette fart til veldig hay andel tid med
eksport for & unnga tap av vann, som senker prisene. Det store overskuddet fra stor vekst i vindkraft i
Nord-Sverige de siste arene samt mye vannkraft — bade hgy magasinfylling ved inngangen av aret og
betydelig tilsig i 2021.

Prisene i sgr har samtidig gkt til de hgyeste nivaene noensinne. Det skyldes utviklingen i europeiske
kraftpriser, som har gkt pa grunn av haye kostnader til termisk brensel — gass, kull og karbon.
Prisene i sgr har altsd gkt, samtidig som et stort kraftoverskudd i nord har gjort at de ma holde veldig
lave priser for & unnga & tape kraft. Til sammen har dette fert til de enormt hgye prisforskjellene vi har
setti 2021.



17 Flaskehalsinntekter og -kostnader

17.1 Utviklingen av markedskostnader ved flaskehals mellom elspotomrader
Markedskostnadene? er presentert i tabell 15. For at de beregnede kostnadene skal kunne relateres til
forhold Statnett kan pavirke i driften, tas det bare hensyn til kostnader som kommer av feil/utfall eller
planlagte driftsstanser. Feil/utfall og planlagte driftsstanser pa utenlandsk side er tatt med nar de
pavirker handelsgrensene. Flaskehalskostnader ved intakt nett er ikke tatt i denne oversikten.

Alle bakgrunnsdata for 2021, inklusive plassering av flaskehalsene, varighet, hyppighet og starrelse,
oversendes som eget vedlegg.

Korridor Arsak 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Feil/utfall 0 4 0 12 164 34 15 0 113 0

Feil/utfall 0 0 0 0 0 0 0 2 0 0

Feil/utfall 0 0 0 2 0 3 0 19 0 7

Feil/utfall 0 0 0 1 0 1 0 3 0 3

Feil/utfall 0 0 0 7 0 20 5 189 720 174

Feil/utfall 1 147 3 0 4 4 63 43 70 129

Feil/utfall 40 115

Feil/utfall 1028

Feil/utfall 8 9 5 4 41 27 0 0 2 0

Feil/utfall 0 0 0 4 87 14 0 0 0 0

Feil/utfall 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

Feil/utfall 0 0 0 1 0 2 0 3 0 5

Feil/utfall 0 0 0 0 0
Sum 321 599 453 470 869 872 534 753 2708 3343
Tabell 14: Markedskostnader (MNOK) ved bortfall av overfgringskapasitet

2 Markedskostnader beregnes som: kapasitetsreduksjon x prisforskjell (mellom omradene), og dette er en
forenkling.

3 NSL-kabelen til Engeland ble satt i prevedrift 1. oktober 2021, med 700 MW kapasitet til markedet. Kapasitet
pa kabelen er 1400, og beregningene i denne tabellen tar utgangspunkt ev. reduksjoner fra full kapasitet. |
beregningene er det benyttet timepriser i Engeland og NO2-priser.



17.2 Flaskehalsinntekter og overfgringstap pa mellomlandsforbindelsene

17.2.1 Flaskehalsinntekter pa alle forbindelser

Tabell 16 viser Norges andel av flaskehalsinntektene internt og mot andre land pa arsbasis, mens tabell 17 viser dette pA manedsbasis for de to siste arene.

Statnett far 50 % av flaskehalsinntektene pa alle grenseforbindelser, og 100 % av flaskehalsinntektene pa forbindelsene internt i Norge.

Kraftmarkedet i 2021 har veert preget av sveert hgye europeiske kraftpriser og perioder med store prisforskjeller mellom norske og utenlandske priser. Det er

farst og fremst de stadige stigende gassprisene i Europa og hgye priser pa utslippskvoter som har gitt gjennomgéaende nye rekordhgye kraftpriser pa
kontinentet og i Sar-Norge.

| tillegg bidrar lavere fyllingsgrad i de norske magasinene enn normalt til hgye kraftpriser i Sgr-Norge. Hgye priser i sgr, overskudd pa& vannkraftproduksjon i
nordomradene og begrenset overfgringskapasitet sgrover og fra Sverige farte til store prisforskjeller mellom Sar- og Nord-Norge.

Store prisforskjeller internt i Norge og fra Sgr-Norge mot kontinentet medfarte derfor rekordhgye flaskehalsinntekter i 2021.

NO1- NO1- NO1- NO2- NO3- NO3- SumNO- NO1- NO3- NO4- NO4- DK1- NO2- NO2- NO2- SUM

NO2 NO3 NO5 NO5 NO4 NO5 internt SE3 SE2 SE1 SE2 NO2 NL DE UK FLHI
2014 1,7 4 53 0,2 0,6 0 11,8 21,8 1.9 1,6 0,5 20,2 41 0 98,8
2015 2,1 1,8 2,4 0,4 4,1 0 10,8 14,3 15 15 0,6 23 58,1 0 109,8
2016 17,9 2,7 30,5 1,6 13,7 -3,8 62,6 14,7 2,3 5,3 0,9 17,2 18,5 0 121,5
2017 3,4 0,3 4,4 0,4 15,4 0,8 24,7 12,7 3,6 91 1,8 22,9 29,1 0 103,9
2018 7,7 0 13,7 0,6 4,6 2,6 29,2 8,4 2,3 3 0,9 23,1 26,6 0 93,5
2019 1,6 -0,4 0,8 0 1,9 -0,3 3,6 9 3,3 2,5 0,5 24,4 12,7 0 56,0
2020 0,3 -0,5 2,7 0,4 3,7 -0,8 58 57,5 9,4 9,2 2,5 84,2 54,8 2,5 225,9
2021 19,5 38,4 4,4 3,2 316 554 152,6 48,4 52 10,8 3,8 111,7 75,2 80,4 77,5 565,6

Tabell 15: Norges andel av flaskehalsinntektene mot utlandet og mellom budomradene i Norge [MEUR] for hvert ar 2014-2021



NO1- NO1- NO1- NO2- NO3- NO3- NO1- NO3- NO4- NO4- DK1- NO2- NO2- NO2- SUM

NO2 NO3 NO5 NOS NO4 NOS SE3 SE2 SE1 SE2 NO2 NL DE UK FLHI
2020 Jan 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,8 0,1 0,1 0,0 1,0 1,7 0,0 3,7
Feb 0,2 0,0 0,0 0,0 0,0 -0,1 2,2 0,3 0,3 01 31 2,5 0,0 8,5
Mar 0,1 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 1,8 0,0 0,0 0,0 4,1 4,4 0,0 10,4
Apr 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 01 2,0 0,1 0,0 0,0 53 3,9 0,0 11,4
Mai 0,1 0,0 0,0 0,0 0,0 0,2 2,4 0,1 0,0 0,0 4,0 2,5 0,0 9,3
Jun 0,0 -0,1 0,0 0,0 0,0 -0,3 5,6 11 0,6 0,3 59 2,5 0,0 15,7
Jul 0,0 -0,1 0,0 0,0 0,0 -0,2 2,9 0,2 0.9 0,3 8,8 3,9 0,0 16,8
Aug 0,0 -0,5 0,4 0,0 04 -0,3 10,1 2,3 14 0,4 13,1 6,7 0,0 33,9
Sep 0,0 -0,1 0,2 0,0 15 0,0 9,7 2,8 2,2 0,9 11,7 7,7 0,0 36,8
Okt 0,0 -0,1 1,0 0,2 0,9 -0,1 59 1,3 2,3 0,1 6,2 6,2 0,0 23,9
Nov 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,1 6,7 0,3 0,3 0,1 11,2 6,4 0,0 25,2
Des 0,0 04 11 0.1 0,7 -0,2 7,5 0,9 1,2 0,3 9,6 6,3 2,5 30,4
2021 Jan 0,3 04 0,2 0,0 54 -0,4 0,4 0,2 1.9 0,4 14 1,0 1,0 12,2
Feb 11,7 0,2 0,2 0,2 0,9 AL L) 0,6 0,1 0,2 0,1 1,0 0,0 1,0 14,3
Mar 0,0 0,2 0,0 0,0 0,1 -0,3 2,4 0,0 0,1 0,0 53 0,2 2,2 10,3
Apr 0,6 0,1 1,8 0,2 0,6 0,3 2,0 0,2 0,2 0,1 4,0 2,6 3,5 16,3
Mai 0,1 0,5 0,1 0,0 18 17 2,8 0,5 0,7 0,3 55 31 4,7 21,8
Jun 3,9 0,4 0,0 19 2,6 1,4 0,5 0,1 1,2 0,4 9,5 53 51 32,4
Jul 15 0,8 0,0 0,4 9,5 1,7 2,7 1,3 3,5 0,9 10,3 54 6,4 44,3
Aug 0,0 1,0 0,0 0,0 8,0 2,4 1,1 0,3 0,3 0,8 6,4 3,4 4,1 28,0
Sep 0,0 59 0,0 0,0 1,3 9,8 3,4 0,5 0,8 0,3 10,2 4,6 4,7 41,7
Okt 1,2 6,7 1,0 0,3 12 13,7 7,4 0,2 0,2 0,2 15,8 16,3 10,2 26,7 101,0
Nov 0,0 4,5 0,0 0,0 0,0 12,4 7,1 0,4 0,4 0,1 21,8 18,8 16,5 26,0 108,1
Des 0,1 17,8 1,0 0,1 0,1 14,5 17,9 1,2 13 0,3 20,6 14,5 211 24,8 135,2

Tabell 16: Norges andel av flaskehalsinntektene mot utlandet og mellom budomradene i Norge [MEUR] for hver maned i 2020 og 2021



Tabell 18 viser Statnetts inntekter fra utveksling av systemtjenester og flaskehalsinntekter for hvert ar i
perioden 2015-2021, og per kvartal for 2021.

Skagerrak Systemtjenester Inntekter Jylland- Sum gvrige handelsinntekter
(mill. €) Tyskland (mill. €) Skagerrak (mill. €)
2015 6,4 2,8 9,2
2016 6,9 0,9 78
2017 6,7 2,9 9,6
2018 6,9 2,6 9,5
2019 7,7 1,4 91
2020 0,0 4,0 4,0
2021 0,0 57 5,7
1.kvartal-21 0,6
2.kvartal-21 0,7
3.kvartal-21 0,5
4.kvartal-21 39

Tabell 17: Statnetts inntekter fra systemtjenester Skagerrak og Jylland-Tyskland [MEUR]

17.2.2 Flaskehalsinntekter og kostnader for overfgringstap pa
likestramsforbindelsene til utlandet

Tabell 19 viser de totale flaskehalsinntektene for likestramsforbindelsene, per ar, med tilhgrende
tapskostnader i forbindelse med overfgringstap. Tapskostnadene er avhengig av prisnivaet i
eksporterende land, der tapene for hver time kjgpes til spotprisen i det eksporterende land. Dette
resulterer i at forholdet mellom flaskehalsinntekt og tapskostnad kan variere betydelig. Tabellene
under viser dette forholdet for hvert ar, og per maned i 2021. Mens tapskostnadene i 2020 var sveert
lave og skyldtes de lave prisene i Norge, har tapskostnaden i 2021 veert sveert hgye pga. det kraftig
stigende prisnivaet utover i 2021.

Tabell 20 viser den samme oversikten per maned i 2021



DK1-NO2 NO2-NL NO2-DE NO2-UK

FLHI Tapskostn.  Andel FLHI Tapskostn.  Andel FLHI Tapskostn.  Andel FLHI Tapskostn.  Andel

2014 20,2 24 121% 41,0 3,0 7,2%

2015 23 2,1 9,1% 58,1 2,2 3,9 %

2016 17,2 2,7 16,0% 18,5 20 10,7%

2017 22,9 29 125% 29,1 2,8 9,6 %

2018 23,1 40 174% 26,6 33 126%

2019 24,4 35 1.45% 12,7 25 194%

2020 84,2 1,2 1,4 % 54,8 0,8 1,4 %

2021 111,7 10,2 9,1% 75,2 4,7 6,3 % 80,4 5,9 7,3% 77,5 2,5 3,2%

Tabell 18: Statnetts andel av arlige flaskehalsinntekter (FLHI) og tapskostnader pa likestrems-forbindelsene [MEUR] for hvert ar 2014-2021
DK1-NO2 NO2-NL NO2-DE NO2-UK

2021  FLHI Tapskostn.  Andel FLHI Tapskostn.  Andel FLHI Tapskostn.  Andel FLHI Tapskostn.  Andel
Jan 14 0,2 14,0 % 1,0 0,1 11,8 % 1,0 0,2 16,1 %
Feb 1,0 0,1 12,0 % 0,0 0,0 1,0 0,1 11,1 %
Mar 53 0,6 10,4 % 0,2 0,0 8,7 % 2,2 0,2 8,7%
Apr 4,0 0,5 13,1 % 2,6 0,3 11,0 % 3,5 0,3 8,5%
Mai 55 0,6 10,9 % 3,1 0,3 10,3 % 4,7 0,4 7,9 %
Jun 9,5 0,8 8,4 % 5,3 0,4 8,0 % 51 0,4 8,7 %
Jul 10,3 0,7 6,9 % 54 0,4 7,3 % 6,4 0,4 6,9 %
Aug 6,4 0,9 13,9 % 34 0,3 8,8 % 4,1 0,4 10,7 %
Sep 10,2 14 135% 4,6 0,4 8,9 % 4,7 0,7 14,7 %
Okt 15,8 1,1 6,8 % 16,3 0,8 4,8 % 10,2 0,6 6,3 % 26,7 0,7 2,6 %
Nov 21,8 1,3 6,0 % 18,8 0,8 4,1% 16,5 0,7 4,2 % 26,0 0,7 2,6 %
Des 20,6 2,1 10,0 % 14,5 0,9 6,4 % 21,1 14 6,6 % 24,8 11 4,5 %
Sum 111,7 10,2 9,1 % 75,2 4.7 6,3 % 80,4 5,9 7,3% 77,5 2,5 3.2%

Tabell 19: Statnetts andel av manedlige flaskehalsinntekter (FLHI) i 2021 og tilhgrende tapskostnader pa likestrems-forbindelsene [MEUR]



17.2.3 Andel timer der kostnadene ved overfaringstap pa likestreamsforbindelsene
overstiger flaskehalsinntektene

Figur 31 under viser andelen timer der tapskostnaden pa kablene overgar flaskehalsinntekten.

I november 2015 ble implisitt tapshandtering innfart pa NorNed, og 19.februar 2021 ble implisitt
tapshandtering innfart pad Skagerak. For NorLink og NSL har det veert implisitt tapshandtering fra
oppstart.

Skagerrak kablene har jevnt over hatt en betydelig starre andel timer der tapskostnaden overstiger
flaskehalsinntektene, og arsaken til dette er mange timer med lik pris i NO2 og DK1. Etter innfaringen
av implisitt tapshandtering p& Skagerak, s& ser vi at denne andelen reduseres kraftig fra og med Q2-
2021.

NordLink var delvis fortsatt i testdrift i Q1-2021, derfor er ikke andelen timer helt representativt i den
perioden.

Andel timer der tapskostnaden overstiger FLHI
90 %

B0 %

50 %
40 %

30%

0%
0%

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

—y—NorNed Skagerrak =g MNordLink NSL

Figur 36: Andel timer der tapskostnaden overstiger flaskehalsinntekten

Tabellen under viser gjennomsnittet for andel timer per ar de 10 siste arene

NorNed Skagerrak NordLink NSL
2012 11% 49 %
2013 17% 52 %
2014 12 % 42 %
2015 3% 67 %
2016 10 % 61 %
2017 7% 53 %
2018 10 % 58 %
2019 13% 45 %
2020 1% 25 %
2021 6 % 15% 16 % 1%

Tabell 20: Andel timer der tapskostnaden overstiger flaskehalsinntekten




18 Spesialregulering

18.1 Oversikt over spesialreguleringer
Spesialreguleringer er delt inn i fglgende hovedtyper:

e Intakt nett overlast: Reguleringer for & unnga overlast eller overskride N-1 ved intakt nett.

e Intakt nett spenning: Reguleringer for & ha tilfredsstillende spenning ved intakt nett.

e Revisjoner: Reguleringer ved planlagte driftsstanser.

o Feil/utfall: Reguleringer etter feil/utfall i nettet.

e Annet: Reguleringer pa grunn av stor last- eller produksjonsendring, problemer i naboland og

andre spesielle arsaker.
2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Intakt nett, overlast 44 38 84 45 58 29 43 25 42 99
Intakt nett, spenning 2 1 4 2 0 3 1 1 1 0
Revisjoner 54 43 159 88 70 64 65 44 51 84
Feil/utfall 19 20 20 29 8 10 10 16 7 25
Annet 2 2 3 9 9 4 2 2 2 6
Totalt 121 104 270 173 145 110 121 83 103 214

Tabell 21: Spesialreguleringskostnader (MNOK) fordelt pa hovedtypene

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021

Regulert opp 242 366 804 528 274 125 194 256 162 360

Regulert ned 791 475 1159 1000 1138 762 677 372 1067 725

Totalt 1033 841 1963 1528 1412 887 871 628 1229 1085

Tabell 22: Mengde (GWh) spesialregulering

18.2 De viktigste/starste spesialreguleringene
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Figur 37: De 10 dyreste (i kr) spesialreguleringsarsakene



Beskrivelse av de viktigste/starste spesialreguleringene:

132 kV Saltennettet: Omradet mellom Siso og Sundsfjord har bade mye produksjon,
kraftkrevende industri (Elkem Salten verk) og alminnelig forsyning (bl.a. til Bodg og Fauske).
Omradet har mange interne snitt/begrensninger som overvakes av systemansvarlig, og
omradet krever spesialregulering bade i perioder med overskudd og underskudd. | tillegg
benyttes ulike koblingsbilder og 'gaffelkoblinger'. Omradet krever mye fokus fra operatarene
pa Landssentralen.

132 kV Siso-Salten. Ledningen er skilt ut fra oppsamlingen av Saltennettet som er gjort i
forrige punkt, da den ogsa inkluderer produksjonen i Siso kraftverk. Ut over det, sa er det
tilsvarende problemstillinger som forrige punkt.

420 kV Sauda-Saurdal, Hylen-Sauda: Utkoblinger i flere perioder for ombygging og avslutning
av prosjektet Vestre korridor.

Salten T1: Havari 21. september av Salten transformator T1. Ny transformator satt i drift 9.
desember. Omradet ble i perioden forsynt via Sundsfjord, og det ble benyttet
produksjonstilpasning for & handtere hovedbegrensningene i nettet. | tillegg var det behov for
spesialregulering for & handtere grensene i operativ drift. Ellers ogsa noe spesialregulering for
a handtere kapasiteten pa 'gamle T1' fgr havariet, og da av samme arsak som beskrevet i
farste kulepunkt.

420 kV Sauda-Saurdal: Utkoblinger i flere perioder for ombygging og avslutning av prosjektet
Vestre korridor.

420 Saurdal-Sauda og 300 Kvanndal-Nesflaten: Reguleringer for & hindre at utfall av 420 kV
Saurdal-Sauda vil gi overlast pa gjenvaerende 300 kV linje Kvandal-Nesflaten. Ogsa denne
reguleringsposten henger sammen med avslutningen av Vestre korridor.

132 kV Flesaker-Nore2: Utfall 4. januar av 132 kV linjen Flesaker 1-Djupdal-Rollag-
Mykstufoss-Nore2(linel) grunnet jordfeil, og fra far 14 Flesaker-Nore2(linje2) ute for feil. Full
forsyning gjenopprettet 8. januar.

132 kV Trollheimsomradet: Det er flere ulike snitt det reguleres for, og der ulike koblingsbilder
flytter snittproblemene til nye linjer. Reguleringer av Smgla vindkraftverk og Trollheim kraftverk
for & overholde snitt grunnet for lite nettkapasitet ut fra Trollheimomradet.

300 kV Nuken-Sogndal: Flaskehals ved intakt nett som oppstar i perioder med hgy produksjon
i Indre Sogn.

Aura-Orkdal: Planlagt driftsstans.

18.3 Spesialregulering for oppgradering og bygging av regional- og sentralnett
Etter avklaring med RME i mgte 12.2.2021 rapporteres det ingen eksplisitte kostnader som direkte kan
knyttes til oppgradering og bygging av regional- og sentralnettet. Dette grunnet at mange av disse
reguleringene skjer i kombinasjon med eller i skyggen av andre planlagte driftsstanser i eksisterende
kraftsystem. | oversikten over de 10 stgrste spesialreguleringene i forrige delkapittel er det seerlig
utkoblingene knyttet til avslutningen av Vestre korridor og oppgraderingen av Sauda-Saurdal og
Hylen-Sauda som bidrar med de starste spesialreguleringskostnadene knyttet til oppgradering av
nettet. Disse utkoblingene, i kombinasjon med andre planlagte driftsstanser, ga flere utfordringer og
andre snittproblemer enn det som er angitt i oversikten over de 10 stgrste
spesialreguleringskostnadene ovenfor. Se ogsa beskrivelse i kapittel om bruk og konsekvenser av fos
§ 12. fierde ledd og om beskrivelse av arsaker til reduserte handelskapasiteter.

Det vil fortsatt veere behov for mange driftsstanser i forbindelse med oppgradering av kraftnettet ogsa
de kommende arene.



19 Forholdet til forvaltningsloven og offentleglova
19.1 Oversikt over antall ikke systemkritiske enkeltvedtak

Fos §

Beskrivelse

Antall vedtak

8§ 7 forste ledd
§ 12 farste ledd
8 13 farste ledd

§14

§ 17 annet ledd
§ 17 tredje ledd
§ 17 fjerde ledd

8§18
8§19
8 20 farste ledd
8 21 farste ledd
8 27
§ 27
8§ 27

Overfgringsgrenser

Planer for & gjenopprette normal drift

Planer for tvangsmessig utkobling av forbruk
Fastsettelse og oppfalging av funksjonalitet i anlegg i
kraftsystemet

Vedtak om godkjent planlagt driftsstans

Avslag pa sgknad om planlagt driftsstans
Vedtak om omprioritering (endring av tidspunkt)
Vedtak om omprioritering (avlyst driftsstans)
Malinger og meldinger

Jordstrgmkompensering

Vern og reléplanlegging

Systemvern

Betaling for systemtjenester

Betaling for hendelsesstyrte systemvern
Betaling for omprioritering av driftsstanser

238
0
0

174

4075
132
1520
552

o

39
78
14

Tabell 23: Antall ikke systemkritiske vedtak



19.2 Oversikt over antall systemkritiske vedtak

Spesialregulering, kvartersflytting, driftsmessig overfaringsgrenser og fastsettelse av koblingsbilder er
ogsa i dag eksempler pa vedtak det er mulig & telle pa flere forskjellige méter, og som foregar i en
daglig/kontinuerlig handtering av systemdriften, og de inngar derfor ikke tabellen under.

Fos § Antall vedtak Kommentar
§ 5 annet og 0
tredje ledd
Tallet inkluderer bade normale vedtak og
§8 194 vedtak om produksjonstilpasninger systemkritiske vedtak. Tallet er knyttet til hver
enkelt driftsstans, men det kan veere flere
vedtak pr. driftsstans.
§ 9 farste
1
punktum
§11 0
Antall samordninger av inngrep ved
driftsforstyrrelser: ca. 100 Anslag
Antall fastsettelser av hvem som skal
§ 12 annet i utgve frekvensregulering: ca. 2 Anslag
femte ledd

§ 13 annet og
tredje ledd

§15

§17 tredje og
fierde ledd

§ 21 fjerde ledd

Rekvirere all tilgjengelig regulerytelse
anmeldes i regulerkraftmarkedet: 14

Bruk av tilgjengelig effekt ved vanskelig
driftssituasjon: 1

TUF effektknapphet: 0

TUF starre driftsforstyrrelser: 0

Antall ganger produsenter har fatt vedtak

om & endre produksjonen av reaktiv
effekt: 22

Vedtak om godkjent ikke planlagt
driftsstans: 675

Avslag pa sgknad om ikke planlagt
driftsstans: 28

Omprioriteringer (endring av tidspunkt):
825

Omprioritering: (avlysning): 552
Antall aktiveringer: 1524

Ett skriftlig vedtak, samt et anslag pa 30-100
muntlige vedtak.

| forhold til tidligere ar er metodikken for
opptelling av systemkritiske vedtak for §17
annet og tredje ledd noe justert. Tidligere tolket
vi det slik at alle driftsstanser som ble meldt
inn < 3 mnd fer planlagt oppstart var
systemkritisk, mens vi na tydeligere skiller
mellom hva som er planlagt og ikke-planlagt,
noe konsesjoneer selv opplyser om ved
rapportering av driftsstans. Ny tolkning
innebeerer at det er registrert faerre
systemkritiske vedtak enn tidligere ar.

Tabell 24: Systemkritiske vedtak.



20 Videreutvikling av systemdriften
20.1 Piloter og prosjekter for videreutvikling av systemdriften i 2021

aFRR

Vellykket oppstart av et nytt nasjonalt D-1 aFRR kapasitetsmarked, som et fgrste trinn mot et felles
nordisk D-1 kapasitetsmarked for aFRR.

Implementeringen av et felles nordisk aFRR-kapasitetsmarked er avhengig av kvaliteten pa ny metode
for kapasitetsfastsettelse i day-ahead-markedet, den sakalte "flowbased"-metoden, som er under
implementering i Norden.

For & sikre god trinnvis innfaring av et felles nordisk aFRR-kapasitetsmarked brukes na ny felles
nordisk IT-lgsningen som verktgy i nasjonalt marked, som et farste trinn slik at:
o Aktgrer er kommet over pa ny teknisk lasning for & sende inn bud, som reduserer ledetiden for
neste tinn som er felles nordisk marked.
e Den nye Igsningen gir bedre markedsdesign (D-1, mindre budstgrrelse), med nytteverdi bade
for aktgrer og Statnett
e @kt grad av harmonisering av nasjonale aFRR-markeder pa tvers av nordiske land

Aktiveringen av aFRR skjer fortsatt etter en pro-rata metode som innebaerer at alle kapasitetsbud med
tilslag regulerer i parallell. Med en slik aktiveringsprosess er det i praksis umulig & sjekke behov for
aktivering mot om det er ledig overfaringskapasitet i nettet for de flytvariasjoner som oppstar. Som en
konsekvens av dette tilstreber man i utgangspunktet a fordele aFRR-lokalisering pa en gunstig mate i
det nordiske kraftsystemet i forhold til kjiente dominerende nettbegrensninger mellom NO1 og SES3,
nemlig Hasle-snittet og snitt 2 i Sverige, samtidig som man matte ta hensyn til tilgang pa
reguleringsressurser i et nordisk perspektiv. For Norge medfarte dette at man startet med a bygge
aFRR reguleringsevne i omraddene NO1, NO2 og NO5 i Sgr-Norge.

Ved idriftsettelse av nytt nasjonalt aFRR-kapasitetsmarked gjelder fortsatt begrensningen knyttet til
lokasjon. Mulighet for & levere aFRR fra NO3 og NO4 i Nord-Norge vil méatte koordineres mellom de
nordiske TSOene i takt med utvikling av det nordiske aFRR-kapasitetsmarkedet og etter hvert ved
innfgring av et aFRR-aktiveringsmarked.

iFleks — Priseksperimenter for & avdekke prisfalsomhet hos sluttbrukerne

| forskningsprosjektet iFleks (implisitt fleksibilitet) var hovedmalet & kvantifisere kortsiktig prisfalsomhet
blant husholdninger og nzeringsbygg pa variable priser for strgm og hvordan dette pavirker forbruket i
topplastperioden i framtiden. prosjektet er at det ble det gjennomfart priseksperimenter med ca. 4200
husholdninger og noen neeringsbygg og offentlige kunder i de starste byene i Norge. Vi testet ulike
nivaer og mgnster pa prissignalene slik at resultatene kan brukes for alle mulige framtidige
prissignaler, uansett om de kommer fra spotprisen, forskjellige typer effekttariffer eller andre
prissignaler som kanskje blir innfart i framtiden for & endre stramforbruksmensteret.

Selve iFleks-eksperimentene er avsluttet og viser at husholdninger responder pa prissignaler selv uten
automatisering og stramforbruket er i gjennomsnitt mellom 2 — 11 % lavere i timer med hgye priser
sammenlignet med kontroligruppen. Omtrent 50 % av husholdningene responderte pa prissignalene
og brukte framfor alt elektrisk oppvarming som fleksibilitetskilde. Sluttrapporten ble publisert januar
2022.

eFleks — Pilot for testing av 1 MW bud med elektronisk bestilling i NO1

| piloten eFleks (eksplisitt fleksibilitet) inviterte vi nye og eksisterende markedsaktgrer til & teste nye
teknologier og metoder i mFRR-markedet (regulerkraftmarkedet). Innovasjon hadde hgyere prioritet


https://www.statnett.no/for-aktorer-i-kraftbransjen/nyhetsarkiv/mindre-respons-pa-prissignaler-enn-ventet2/

enn mengden nytt reservevolum de kunne tilby. | piloten senket vi minste budkvantum i mFRR fra 5 til
1 MW i prisomrade NO1, samt satte krav til at aktgrene skulle benytte seg av elektronisk budbestilling.

Piloten ble gjennomfart i 2019-2020. Evalueringsrapport ble publisert i februar 2021. | denne omtales
de ulike fasene; forberedelse av ressursene for mFRR-deltagelse, aktgrenes integrasjon opp mot
Statnetts lgsning for elektronisk bestilling, testing og verifisering i markedet og markedsdeltagelse,
samt oppsummering av laeringen og noen utvalgte tema for videre arbeid. Rapporten legger vekt pa
pilotaktgrenes erfaringer.

Norflex — test av lokale fleksibilitetsmarkeder mot mFRR

Norflex er et ENOVA-stgttet innovasjonsprosjekt hvor vi undersgker hvordan vi kan stimulere tilgang
pa gkt bruk av fleksibilitet med et lokalt fleksibilitetsmarked. NorFlex bestar av samarbeidspartnere
Agder Energi, som er prosjekteier, Glitre Energi, markedsplass NODES og Statnett. Prosjektet ble
startet i 2019 og avsluttes 2022.

| prosjektet tester vi markedsbasert Izsning hvor fleksibilitet handles farst pA markedsplass NODES av
lokale nettselskap. Fleksibilitet som ikke har fatt tilslag lokalt, aggregeres av NODES og tilbys til
Statnett sitt mMFRR marked. | prosjektet fungerer NODES som balanseansvarlig og kan aggregere
fleksibilitet fra flere andre balanseansvarlige. Minste budkvantum er senket til 1 MW i piloten.

En viktig del av prosjektet er & se p& hvordan aggregering, handel og aktivering av fleksibilitet kan
gjgres sd sgmlgst og automatisk som mulig. Spesielt viktig er dette inn mot Statnett, som forelgpig
ikke er i stand til & handtere mange sma bud. Statnett bruker elektronisk bestilling nar budene
aktiveres, og NODES videreformidler signalene videre til aggregatorene og sluttkunder. Nodes har
utviklet elektronisk bestillingslgsning i 2021 og den er klar til bruk.

| 2021 har det pagatt handel pa lokale markedsplasser. Aggregering av bud til mFRR-markedet testes
i prosjektets siste fase i 2022. Dette vil gi kunnskap om hvordan distribuert fleksibilitet kan gjgres
tilgjengelig for bade nettselskaper og Statnett.

Frequency Containment Process (FCP)

Primaerreserver, eller Frequency Containment Reserves (FCR) er en automatisk reserve som har i
oppgave & handtere umiddelbare ubalanser i kraftsystemet. Gjeldende spesifikasjoner til FCR-
leveranse er under revurdering for a forbedre frekvenskvalitet i normaldrift samt sikre tilstrekkelig
rask/stabil respons ved hendelser. Markedsbasert FCR-N (primeerreserver for normaldrift) og FCR-D
opp- og nedregulering (primeerreserver for driftsforstyrrelser) skal ligge til grunn for den nordiske
frekvensstabiliteten i fremtiden, samtidig som dagens krav til grunnleveranse vil fases ut. FCP
pilotprosjektet er et fellesnordisk prosjekt som arrangeres av systemoperatagrene i Norge, Finland,
Sverige og Danmark. Hensikten med piloten er & undersgke om skjerpede krav til dynamisk respons
og stabilitet blir mulig & overholde i praksis pa ulike typer anlegg.

I juni 2021 ble det inngétt avtaler for FCR-testing pa totalt 8 anlegg fordelt pa 7 deltagere, men ett
anlegg ble tidlig tatt ut av piloten grunnet tekniske problemer og pilotens tidsbegrensing. | den
resulterende portefgljen deltok/deltar 6 forskjellige vannkraftprodusenter (4 francis, 2 pelton), samt én
aktar innen laststyring av ladestasjoner for elbil.

De farste testene ble gjennomfgrt pa senhgsten 2021. Det var opprinnelig @nsket at all testing kunne
fullfgres i 2021, men utsettelser hos flere av deltagere fgrte til at kun 3 anlegg gjennomfgrte komplett
testprogram far arsskiftet. Arsaken til utsettelsene har veert omfattende og tett testprogram (samme
underleverandgr av turbinregulator for fem av deltagerne), i tillegg til haye kraftpriser i
november/desember 2021 som har gjort det lite attraktivt & ta ut produksjonsanlegg fra markedet for
giennomfaring av pilottesting.


https://www.statnett.no/contentassets/5f177747331347f1b5da7c87f9cf0733/2021.02.24-results-from-the-efleks-pilot-in-the-mfrr-market--.pdf

Under piloten har Statnett hatt god dialog med deltagere og underleverandarer underveis og slik fatt
verdifulle tilbakemeldinger pa FCR-spesifikasjoner, giennomfaring av testprogram og evaluering av
testresultater.

De resterende anleggene er planlagt & veere testet ferdig innen utgangen av mars 2022. Deretter
falger endelig fastsettelse av tekniske krav og regulatoriske prosesser.
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Figur 38: Veikart for overgang til ny FCR spesifikasjon og avvikling av grunnleveranse

20.2 Digitaliseringsarbeid relevant for utviklingen av utgvelsen av

systemansvaret

Systemansvarligs oppdaterte tiltaksplan fra desember '21 gir en adekvat oppsummering av hva som
er blitt giennomfart ila aret knyttet til digitalisering/automatisering av balanseringsprosessen. Det gis
derfor en kort beskrivelse av tiltakene under. Dette arbeidet blir i all hovedsak gjennomfgrt innenfor
rammen til det nordiske balanseringsprogrammet (Nordic Balancing Model, NBM), og skjer i stor grad i
felleskap med SvK:

Generelt for flere elementer nevnt under, sa har lgsninger og verktgy blitt tatt i drift i det som kalles
"shadow operation" eller skyggedrift, som en del av implementering av NBM. Malet med skyggedriften
er a bruke Igsningene i parallell med dagens balansering, for & kunne bygge erfaring med nye
lgsninger far de blir tatt i skarp drift i samband med oppstart automatisert mFRR prosess ("mFRR
EAM").

Utvikle bedre prognoser for kortsiktig ubalanse, forbruk og vindkraft

En fgrste versjon av ubalanseprognose er satt i drift og brukes i skyggedrift. Denne versjonen er basis
for kontinuerlig videreutvikling/forbedring av Igsning frem til, og forbi, oppstart av mFRR EAM. Arbeid
med prognoser for forbruk og vindkraft er under replanlegging.

Utvikle budfiltrering bud utvelgelse for flaskehalshandtering

Flaskehalshandtering er en sentral del av systemdriften i Norge, og star for en stor andel av
aktiveringene i nettet. | tillegg ma bud som ikke kan aktiveres uten & skape nettproblemer filtreres bort
fra budvalget. For & kunne oppna tilstrekkelig grad av automatisering i mFRR EAM m4 ogsa disse
prosessene automatiseres, og en prototype for dette er utviklet, testet og inngér i skyggedriften. Dette
er krevende arbeid som stiller store krav til nye analysemetoder, samt til nettmodell og gvrig
datakvalitet Arbeid med en "produksjonsversjon" har pabegynt. Planen er at en lgsning for budfiltrering
og systemaktiveringer skal vaere operativ sammen med gvrige elementer som er knyttet til
automatisering av mFRR-prosessen.

Utvikle optimal budutvelgelse (AOF) (for mFRR- prosessen)

Den nordiske optimaliseringsfunksjonen, som velger hvilke bud som skal aktiveres i et mFRR-
aktiveringsmarked, inngar na i skyggedriften.

Systemet velger den mest kostadseffektive kombinasjonen av bud gitt TSOenes behov og
Systemet skal tas i bruk i samband med oppstart av mFRR EAM 20234, og veere i drift frem til
tilknytting til europeisk plattform for balansering (MARI, 2023/2024).

4 Pagaende re-planlegging der nytt, mer presist data for golive skall defineres.



Viderefgring av elektronisk bestilling av mFRR (regulerkraft) og produksjonsflytting

Elektronisk bestilling av mFRR bidrar til en mer robust og sikker kommunikasjon mellom
systemoperatgr og balanseansvarlige aktgrer. Kommunikasjonslgsningen for nye mFRR-markedet
bygger videre pa den eksisterende Igsningen for elektronisk bestilling. Produksjonsflytting vil bli
erstattet av en budatributt i mFRR kalt "period shift" som tillater at budet kan forskyves i tid.

De aller fleste produsentene er na over pé elektronisk bestilling, det gjenstar kun noen f& som er i siste
fase av testlgpet. Flere forbruksaktarer har ogsa tatt i bruk Igsningen, gjerne ved bruk av en
tjenesteyter. Industrien har fatt utsatt frist til varen 22. Etter dette vil de ikke fa delta i RKOM uten & ha
elektronisk bestilling. Vindkraften har ogsa fatt utsettelse da dagens lgsning ikke er tilpasset maten de
reguleres pa i dag.

Systemansvarlig har i hgringsforslag til nye retningslinjer for praktisering av systemansvaret foreslatt
at det innfgres krav om elektronisk bestilling av mFRR og produksjonsflytting fra 1. juli 2021. Endelig
forslag til nye retningslinjer skal sendes til RME innen 1. april 2021 for behandling.

Alle de nordiske TSOene og aktgrene i mFRR-markedet er i gang med & utvikle lgsninger i henhold til
for mFRR EAM. Dette er krevende arbeid og de nordiske TSOene har varslet at oppstarten av mFRR
EAM blir forsinket.

20.3 Status for arbeid med videreutvikling av Fosweb for & sike systemer og
rutiner som sikrer en effektiv rapportering av data

Kraftsystemfunksjonalitet (KSF) (systemansvarsforskriften § 14)
Lansering av digitalt sgknadsskjema for fos § 14-sgknader for a effektivisere sgknadsprosessen. |
tillegg utvikles lgsninger for mer effektiv intern saksbehandling.

Selskap- og brukeradministrasjon i Fosweb

Lansering og tilrettelegging av selskap- og brukeradmin pa ny applikasjon (KSF) i Fosweb
e Utvidelser og logging av endringer pa& bruker- og selskapsniva
e Kontroll og varsling pa inaktive brukere i Fosweb

Kraftsystemdata (KSD) (energilovsforskriften § 6-1, systemansvarsforskriften § 7,
systemansvarsforskriften § 20)
e Integrasjon med KSF applikasjon i Fosweb
o Samspill og dataintegrasjon mellom fos § 14- sgknader og rapportering av
kraftsystemdata i KSD
e Tilstandsdata pa transformator
o Laft av datakvalitet pa oljepraverapporter
e Forbedring av grensesnitt/funksjonalitet i KSD
e Autofos
o Onboarding/statte til deltagende selskaper
o Ferdig med CIM-mapping av produksjonsanlegg med unntak av PV-anlegg

FASIT-data og spenningskvalitetsinformasjon (systemansvarsforskriften 822 og §22b,
leveringskvalitetsforskriften)
PQ Portal er opprettet, dvs. en portal for presentasjon og sgk etter leveringskvalitetsinformasjon.

Datagrunnlaget oppdateres og tilgjengeliggjeres kontinuerlig, og er basert pa data i fra
konsesjonaerene. Lgsningen utvikles videre og funksjonalitet blir tilgjengelig for brukerne fortlgpende.
Eksempler pa hva du finner i PQ Portal:

o Feilstatistikk 2009 — pr. i dag

e Statistikk over overholdelse av rapporteringsfrister iht. fos §22 og fol

e Visning av spenningskvalitetsparametere (overharmoniske, flimmer m.m.) fra instrumenter
som er delt med systemansvarlig



21 Internasjonal koordinering

21.1 Nordisk og europeisk arbeid for & utvikle utgvelsen av systemansvaret
Internasjonal koordinering

Et effektivt kraftmarked er sentralt for utgvelsen av systemansvaret. Norge er giennom E@S-avtalen et
fullverdig medlem av det indre energimarkedet og samarbeider med EU i en rekke energispgrsmal. En
effektiv utgvelse av systemansvaret er derfor tett knyttet til utviklingen i Norden og Europa.

Det europeiske energisystemet inne i en omfattende omstilling. Elektrifiseringen gjgr samfunnet mer
avhengig av kraftsystemet og i EU tar stadig nye steg mot malet om mer effektiv energibruk, gkt
fornybar kraftproduksjon og reduserte klimagassutslipp. EUs gkte miljg- og klimaambisjoner gjennom
Clean Energy Package (CEP) og Green Deal forsterker utviklingen.

For TSOene vil utviklingen til havs veere et viktig omrade fremover. Spesielt vil EUs offshorestrategi og
eventuelt pafalgende regelverk veere av betydning for utviklingen av havvind. Strategien legger bl.a. til
rette for at nettutviklingen til havs gar fra radielle forbindelser og mellomlandsforbindelser til mer
masket nett. Det er viktig at fremtidige lgsninger effektivt integreres med det europeiske kraftmarkedet
og at systemdriften hensyntas for hele kraftsystemet. Utviklingen skaper nye utfordringer for TSOene,
og for a ivareta forsyningssikkerheten og gke utnyttelsen av kraftsystemet ma de systemansvarlige
nettselskapene gke samhandlingen og stadig utvikle og ta i bruk nye verktgy. Statnett har derfor som
medlem i European Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-E) veert med &
utforme TSO- posisjoner for hvordan systemdriften til havs ma sees i sammenheng med systemdriften
pa land.

ENTSO-E

European Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-E) har omfattende
lovpalagte oppgaver, blant annet i utviklingen og implementeringen av vedtatt regelverk. Gjennom
tredjepakke er Statnett fullverdig medlem av ENTSO-E. Gjennomfgring av lovpalagte oppgaver er et
omfattende omrade som vil kreve mye ressurser av TSOene og regulatorene fremover. Dette gjelder
utvikling og implementering av eksisterende regelverk, men ogsa i forhold til utviklingen til havs som
beskrevet ovenfor. ENTSO-E er Statnetts viktigste europeiske arena for a ivareta nordiske og norske
interesser. Statnett var i 2021 representert i Assembly og komiteene. Statnett deltar i utvalgte
arbeidsgrupper for & sikre at ENTSO-E kan levere pa oppgavene og i ivareta norske interesser.
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Figur 39: Organisering av ENTSO-E

Utvikling av regelverket

Mye av det som Statnett na utvikler og implementerer innenfor system- og markedsutvikling har
bakgrunn i europeiske regelverk. Det konkrete arbeidet skjer giennom utvikling og implementering av
metoder, handelslgsninger/plattformer samt direkte krav i regelverket, sakalte Terms, Conditions and
Methodologies (TCM). Der det skal utvikles metoder eller Igsninger er det i all hovedsak ENTSO-E og
TSOene som legger frem forslag som ACER eller regulatorene skal godkjenne. Etter dette er det
bindende regelverk.

Forslagene kan ha ulike former og formal, eksempelvis metode for budomradestudier, krav til felles
spot- og intradagmarked, hvordan 70% kapasitetskravet skal oppfylles, utvikling av felles nettmodell,
plattform for utveksling av balanseenergi, opprettelse av Regional Coordination Center (RCC) med
tilhgrende oppgaver, definisjon av system operation regions (SOR), bruk av flaskehalsinntekter, vilkar
for deltagelse og inntektsfordeling i kapasitetsmarkeder, datautveksling osv.

Mye av implementeringsarbeidet skjer regionalt i Norden. Prosjekter slik som nordisk arbeid med
flytbasert markedskobling, finerer tidsopplgsning og felles nettmodeller (Common Grid Model) er
viktige prosjekter for systemansvarlig.

| lys av europeisk regelverk utarbeides det en rekke store europeiske IT-plattformer for handel og
utveksling av balanseringsressurser. TSOene og ENTSO-E trenger god koordinering av dette
ressurskrevende arbeidet. Statnett er videre opptatt av at den europeiske utviklingen ma balansere
behovet for felles regler mot behovet for a ta regionale hensyn. Mange viktige beslutninger om
utvikling av det nordiske synkronsystemet vil fremdeles matte skje regionalt. Samarbeid i Norden for &
sikre felles interesser er derfor viktig.



Videre deltar vi i arbeid med a lage Ten-Year Network Development Plan (TYNDP), samt europeiske
og regionale forsyningssikkerhetsanalyser. Effektive markedslgsninger gjiennom markedskobling for
spothandel og et effektivt intradagmarked er viktig for en god norsk ressursutnyttelse. Statnett deltar
derfor i utforming, videreutvikling og implementering av felles-europeiske lgsninger pa dette. | tillegg
pagar det en rekke andre initiativ der det forventes at Statnett og TSOene er med og bruker ressurser.
Eksempelvis ser man at mer og mer ressurser gar med til rapportering av data og generell informasjon
til nasjonale og europeiske myndigheter.

Regionalt driftssamarbeid

Kraftmarkedet slik vi kjenner det i Norge i dag har utviklet seg fra et norsk, norsk-svensk og nordisk
samarbeid til et europeisk marked. | takt med utviklingen p& markedssiden har ogsa samarbeidet og
koordineringen mellom TSOene utviklet seg. Gjennom nasjonale nettmodeller og driftserfaring har de
nordiske TSOene tildelt overfgringskapasitet.

Omstillingen av kraftsystemet med mer ikke-regulerbar produksjon, gkt forbruk, produkter med kortere
tidshorisont og flere mellomlandsforbindelser setter ytterligere krav til koordinering i Norge, Norden og
Europa.

Tradisjonelt har driftsplanleggingen hos TSOene videre hatt et mer langsiktig fokus og mange
beslutninger tas i operativ drift. Etter hvert som endringene i produksjon og forbruk rett far driftstimen
blir starre, trenger TSOene stadig bedre prognoser for & giennomfgre balanseringen og
flaskehalshandteringen pa en effektiv mate. Behovet for en styrket driftsplanlegging ogsa med
kortsiktig tidshorisont har gkt, og vil ske enda mer fremover i takt med fornybar utbygningen bade péa
land og til havs.

Omstillingen av kraftsystemet med mer ikke-regulerbar produksjon og flere mellomlandsforbindelser
skaper et behov for bedre koordinering i Norge, Norden og Europa. For & mate utfordringene med et
endret kraftsystem har TSOene etablert Regional Security Coordinators (RSC). En nordisk RSC er
etablert i Kgbenhavn.

For videre & styrke det regionale driftssamarbeidet skal det opprettes regionale selskap, de sakalte
Regional Coordination Centres (RCC). RCC som er en viderefgring av RSC. RCCen blir tillagt flere
oppgaver. Dette er regulert i europeisk regelverk.

Statnett deltar i bAde nordisk RSC og etableringen av nordisk RCC.

Beregningene som skal gjgres i dagens RSC, og den fremtidige RCCen, blir sentrale i
driftsplanleggingen fremover. De nasjonale, regional og europeiske nettmodellene som na blir utviklet,
vil blant annet vaere grunnlaget for kapasitetsfastsettelsen (day ahead og intradag) bade ved
innfaringen av flytbasert markedskopling (Norcap) og for den automatiske balanseringen gjennom den
nordiske balanseringsmodellen (NBM).

Samarbeidet og koordineringen gjelder i fgrste rekke utarbeidelsen av informasjonsunderlaget for
driftsplanleggingen og analyser i for- og etterkant av operativ drift. De endelige beslutningene i
operativ drift, inkludert kapasitetsfastsettelsen, vil foretas av de nasjonale TSOene. Et regionalt og
europeisk samarbeid i driftsplanleggingen vil imidlertid veere viktig for en sikker og mer effektiv drift av
det norske og nordiske kraftsystemet.

21.2 Status for nordiske investeringsplaner

21.2.1 Mellomlandsforbindelser internt i Norden

De nordiske TSOer publiserer hvert andre ar en nordisk nettutviklingsplan. For detaljer rundt de
enkelte planer og prosjekt vises til Nordic Grid Development Plan, Ten Year Network Development
Plan, de nasjonale nettutviklingsplaner samt den enkelte TSOs hjemmesider. Nedenfor gis en status
for ulike nordiske prosjekt:

Status for de 5 prioriterte snitt er:

e Nea-Jarpstrommen: 420 kV-ledning mellom Midt-Norge og Midt-Sverige til erstatning for
eksisterende 300kV-ledning. Viktig for forsyningssikkerheten i Midt-Norge. Idriftsatt i 2009.




Storebeaelt: 600 MW HVDC-forbindelse mellom Vest-Danmark og @st-Danmark, som knytter
sammen det synkrone nordiske og kontinentale system. Idriftsatt i 2010.

Fennoskan 2: 800 MW HVDC-forbindelse mellom Finland og Sverige (link nummer to). Viktig
bade som falge av kjernekraftutbygging i Finland samt gkt overfaringsbehov Sverige-Finland
(til dels store prisforskjeller). Idriftsatt januar 2012.

Skagerrak 4: 700 MW HVDC-forbindelse mellom Danmark Vest (Jylland) og Norge
(Kristiansand). Kabelen har en kapasitet pa 700 MW og ble idriftsatt desember 2014.

Sgdra lenken (SydVest-linken): 1200 MW HVDC(AC)-forbindelse mellom Midt- og Sar-
Sverige. Nordre del (AC) ble idriftsatt 2015, mens sgndre del (DC) ble idriftssatt juli 2021.
Forbindelsen var tidligere planlagt med en gren mot Norge, men denne ble i 2013 av Statnett
og SvK besluttet terminert.

@vrige internordiske mellomlandsforbindelser

Aurora Line (3.AC-forbindelse Sverige-Finland). Basert pa store forskjeller i nasjonal
energibalanse (Sverige overskudd, Finland underskudd), er prisforskjellene tidvis store. Som
falge av dette har Fingrid og Svenska Kraftnat konsesjonssgkt en 3dje AC-forbindelse i nord
(SE1-FI), noe som vil gke kapasiteten med ca.800 MW. Ledningen er konsesjonssgkt og
planlegges idriftsatt 2025. | tillegg har langtidsplanlegging av en 4.AC (Aurora line 2) ogsa
startet.

Reinvestering FennoSkan 1 (Kvarken). Svenska Kraftnat og Fingrid har startet vurderinger
rundt en eventuell reinvestering av FennoSkan 1. FennoSkan 1 er pd 500 MW og ble bygget i
1989. En eventuell reinvestering vurderes lengre nord enn dagens forbindelse (SE2-FI), men
vurderes forelgpig som mindre aktuell.

Reinvestering Sverige-Danmark. SvK og Energinet har skiftet ut @resundskablene mellom
Sjeelland og SE4. Kablene ble opprinnelig lagt i 1973, mens nye kabler ble idriftsatt i 2020. |
tillegg har SvK og Energinet startet vurderinger rundt reinvestering av Kontiskan-forbindelsen
(Jylland-SE3). En ser pa et konsept med dobling av dagnes kapasitet (700 MWa1400 MW)
med estimert idriftssettelse ar 2032.

Nordisk Nettutviklingsplan 2019: Gjennom planen utredet de nordiske TSOer 5 korridorer
der en har vurdert fremtidig forsterkningsbehov. De fem korridorer er: Norge-Danmark, Norge-
Sverige (NO1-SE3), Norge-Finland, Sverige-Finland og Sverige-Danmark. Nordisk
Nettutviklingsplan 2019 ble offentliggjort august 2019.

21.2.2 Mellomlandsforbindelser ut av Norden

| 2021 passerte utvekslingskapasiteten ut av det nordiske synkrone systemet 10.000 MW. Status for
nye forbindelser ut av Norden er:
Realiserte forbindelser etter 2014:

Estlink 2: HVDC-forbindelsen Estlink mellom Finland og Estland ble idriftsatt i januar 2007
med en overfgringskapasitet pa 350 MW. | februar 2014 idriftsatte Fingrid og Elering
(estlandsk TSO) Estlink 2 (kapasitet 650 MW). Samlet kapasitet Finland-Estland: 1000 MW.
NordBalt: 700 MW HVDC-forbindelse mellom Sverige og Litauen. Viktig for integreringen av
det baltiske markedet. Eies 50/50 av Svk/LitGrid. Ble satt i drift februar 2016.

COBRA Cable: 700 MW HVDC-link mellom Jylland (Endrup) og Nederland (Eemshaven).
Eies 50/50 av Energinet og TenneT. Idriftsatt september 2019.

NordLink: 1400 MW HVDC-link mellom Norge (Ertsmyra/Sirdal) og Tyskland (Wilster,
Schleswig-Holstein). Eies 50/50 av Statnett og tysk systemoperatgr TenneT. Idriftsatt
desember 2020.

Kriegers Flak: En 400 MW-AC-forbindelse fra Danmark via vindparkene Kriegers Flak, Baltic
1 og Baltic 2 ble idriftssatt desember 2020. Maksimal produksjonskapasitet 600 MW pa
Kriegers Flak og 336 MW pa Baltic 1 og 2.

Jylland-Tyskland (@dstkysten): Kapasiteten Jylland-Tyskland (@stkyst) ble i 2012 oppgradert
til 1500 MW i nordgaende retning og 1780 MW i sydgéende retning. | lapet av 2020 ble
forbindelsen spenningsoppgradert (220a400 kV), noe som bidrar til & gke den teoretiske
kapasiteten til 2500 MW i begge retninger. Som fglge av gkt vindkraftvolum i Tyskland har
kapasiteten pa forbindelsen tidvis veert svaert begrenset.

North Sea Link: 1400 MW HVDC-link mellom Norge (Kvilldal) og England (Blyth). Eies 50/50
av Statnett og National Grid. Forbindelsen ble gitt konsesjon i 2014 og investeringsbesluttet



mars 2015. Prosjektet ble idriftsatt i 2021.

Under bygaing:
e Viking Link: Energinet og National Grid har startet byggingen av en 1400 MW kabel mellom
Danmark og England (770 km). Prosjektet planlegges idriftsatt desember 2023.

Konsesjonssgkte

e NorthConnect: En gruppe bestdende av Vattenfall, ECO, Lyse og Agder Energi planlegger
en ny 1400 MW forbindelse mellom Sima (Norge) og Peterhead (Skottland). Forbindelsen er
konsesjonssgkt, og planlegges idriftsatt i 2027.

e Hansa Power Bridge: Svenska Kraftnat og tysk TSO (50Hertz Transmission) undertegnet i
mars 2014 en intensjonsavtale for realisering av ny forbindelse mellom Sverige og Tyskland.
Den konsesjonssgkte forbindelsen er p& 700 MW og planlegges idriftsatt i 2026.

e Jylland-Tyskland (Vestkysten): Energinet og TenneT har besluttet & bygge en ny
vestkystforbindelse (400 kV) Jylland-Tyskland, noe som vil Igfte den teoretiske kapasiteten fra
2500 til 3500 MW. Forbindelsen planlegges realisert i lgpet av 2023.

Under utredning

o Danske energigyer: Det danske Folketinget besluttet i 2020 bygging av 2 offshore vindhub'er
i Nordsjgen og i Dstersjgen med til sammen 5 GW offshore vindkraft. @yene planlegges
tilknyttet Danmark, men ogsa andre land. Dansk og belgisk TSO (Elia) har inngatt
intensjonsavtale om hybrid forbindelse Danmark-Belgia via energigy. Tilsvarende er
intensjonsavtale mellom Danmark og Tyskland undertegnet for energigyen utenfor Bornholm.
Energigyene planlegges etablert innen 2032.

e Hansa Power Bridge 2: Svenska Kraftnat og tysk TSO (50Hertz Transmission) utreder
muligheten for ytterligere en kabel (700 MW) Sverige-Tyskland.

e LaSGo Link. I den europeiske nettutviklingsplanen utredes muligheten for en ny link Sverige-
Gotland-Latvia (700/500 MW). Prosjektet er et sdkalt tredjepartsprosjekt (non-TSO).

21.3 Status for den nordiske koordineringsenheten, RSC, og etableringen av
den nordiske RCCen

Nordisk koordinering og samarbeid med RSC-kontoret blir en sentral del av systemdriften for Statnett i
tiden som kommer. Den nordiske RSCen skal kunne benytte hver av de nordiske TSOers IGM
(Individual Grid Model), sla disse sammen til nordiske CGMer og basere nordisk driftskoordinering for
forskjellige tidshorisonter pa denne. All datautveksling skal etter hvert forega pa CIM/CGM-relaterte
formater for & muliggjere effektiv dataflyt og integrasjoner. CGMer fra de ulike RSC-regionene skal
slas sammen til en felles europeisk CGM og gi grunnlag felleseuropeiske analyser. All informasjon
skal deles p& OPDE-plattformen. TSOene far tilgang til bAde den europeisk sammenslatte modellen
og CGMen fra sin respektive region, og kan benytte disse i egne analyser.

Det forpliktende nordiske og europeiske arbeidet med & videreutvikle RSCens tjenester, har fortsatt i
2021. Det har veert hgy aktivitet rundt tienesteutvikling og innfgring av nye arbeidsprosesser. Flere
grenseflater mot andre prosjekter i Statnett, som eksempelvis NBM, medfarer strengere krav til intern
forankring og gjennomgang av hvordan vi jobber i de ulike tidshorisontene. @kt kompleksitet i driften
av kraftsystemet og koordineringen mot RSC-kontoret, medfarer strenge krav til interne systemer,
sporbarhet og gode brukergrensesnitt pa Statnett-interne og nordiske applikasjoner.

Tre Statnettansatte har veert i 100%-stillinger ved RSC-kontoret i ferste halvar 2021, bade som
operatgrer og som utviklere for den nordiske tjenesten de er involvert i. | andre halvar var to
Statnettansatte ved kontoret i Kgbenhavn.



21.3.1 Common Grid Model (CGM)

Statnett forplikter seqg til fglgende forsendelser RSC-kontoret:
o D-2IGM skal sendes daglig fra Statnett til Nordisk RSC kl. 19:00 til videre bruk for flytbasert
kapasitetskalkulering (CCC)
o D-1IGM skal sendes daglig fra Statnett til Nordisk RSC kl. 18:00 til videre bruk for nordiske
sikkerhetsanalyser (CSA)

| lgpet av 2021 har D-2 og D-1 IGM blitt sendt daglig til RSC via automatiske forsendelser til gjeldende
tidsfrister. Vi har iverksatt oppfalging av forsendelsen pa dagtid, og kommer i 2022 til & utvide dette til
a gjelde oppfaelging av forsendelsen samme kveld. Utvikling og leveranser av Year Ahead (Y-1),
Intraday (ID) og Observed State (OS) er planlagt i lgpet av 2022.

Den internutviklede applikasjonen Cactus produserer modellene og deretter gjgr en validering og
kvalitetsvurdering fgr automatisk leveranse til RSC. Prosjektet har jobbet mye med a utvikle
brukergrensesnittet som gjare det mulig for operatgrer raskt & kunne vurdere kvaliteten p4 modellene.
Cactus er tiltenkt a statte alle RSC-relevante dataforsendelser, og informere operatarene om status pa
samtlige dataleveranser mot RSC. Hgsten 2021 ble det gjort mye for & forbedre D-2 og D-1
grunnmodellene, for & sikre tilfredsstillende kvalitet far ekstern parallellkjgring for flytbasert
markedskapasiteter i november 2021.

21.3.2 Flytbasert Kapasitetsfastsettelse (CCC)

NorCap-prosjektet (den nordiske implementeringen av flytbasert markedskalkulering) hadde som mal
a starte ekstern parallellkjgring med publisering av resultatene til alle bergrte aktgrer i 2021. Det
nordiske prosjektet for metodeutvikling og kvalitetsansvar for flytbasert (CCM) avgjorde imidlertid i
november 2021 3 utsette ekstern parallellkjgring til Q1 2022. De flytbaserte domenene har siden
november 2021 daglig blitt validert kl 08.00 av Landssentralen. Som forberedelse til ekstern
parallellkjgring har vi deltatt i intern parallellkjgring fra august 2021.

RSC har veert ansvarlig for overfaring av NTC kapasiteter til NordPool siden 28. august 2018.
Kapasitetene koordineres og sendes via Nordic Outage Information System (NOIS).

21.3.3 Koordinerte Sikkerhetsanalyser (CSA)

Om det skjer et utfall i nettet som har pavirkning p& nabolands flyt skal dette pa forhand identifiseres
og studeres. Den nordiske sikkerhetskoordineringen skal utfgres pa D-1 nettmodell, og avbgtende
tiltak skal koordineres der markedet ikke Igser fastsatte kapasitetsgrenser.. | 2021 har resultatene blitt
daglig kalkulert og presentert i NGSO (Nordic Grid Situation Overview), en RSC-utviklet plattform for
resultatvisning av sikkerhetsanalysen. Prosessen presenterer driftsoverskridelser, men medfarer
ingen koordinering av tiltak (Remedial actions) pa dette stadiet.

Statnett har i lgpet av 2021 deltatt med semi-automatisk forsendelse av tilleggsdata til tienesten
ettersom det gjenstar utvikling for automatisk innsending av alle tilleggsdata til RSC. Det nylig
ferdigstilte europeiske arbeidet med et godkjent standardisert CSA Exchange format muliggjer effektiv
utvikling av automatiserte lgsninger. Mye utviklingsaktivitet vil paga pa dette omradet fgrste halvar
2022, deriblant informasjonsutveksling om systemvern inn til D-1 — analysene.

21.3.4 Nordisk og europeisk koordinering av driftsstanser (OPC)

Ukentlige nordisk koordineringsmgte om utkoblinger som har pavirkning elspotkapasiteten, har blitt
viderefgrt hele 2021. RSC legger til rette for gjennomgang av planene som er registrert i det
eksisterende planverktgyet NOIS. Det ukentlige OPC-mgtet har funnet sted hver uke siden juli 2018.
Den nordiske koordineringen av arsplan inngar ogséa i OPC-tjenesten.



Nordisk arlig koordinering av driftsstanser skal i lgpet av 2022 forega med Y-1 CGM som basis. Det
har veert aktiviteter i 2021 knyttet til forberedelsene av dette. Dette betyr i praksis at NOIS ikke lenger
skal benyttes som hovedverktay for Y-1 OPC etter 2022.

21.3.5 Nordisk og europeisk overvakning av effektbalanse (STA)

Tjenesten sammenstiller nordiske prognoser for kapasitet, produksjon og last, og skal varsle om fare
for effektbrist i Norden. Tjenesten ble satt i drift i 2019, og Statnett sender daglige oppdaterte
prognoser for de kommende 7 dager. Ved avdekket fare for effektbrist skal RSC veere koordinator
mellom de nordiske TSOene for & avtale tiltak som kan bedre situasjonen. Videreutvikling av tjenesten
har ikke veert prioritert fra Statnett eller fra RSC i 2021.

21.3.6 Informasjonssikkerhet

| lzpet av 2021 har Statnett arbeidet mot & f& oppfylt kravene til MVS Security Plan, for & kunne
utveksle data over ENTSO-E sin datautvekslingsplattform, OPDE. | desember 2021 ble det europeiske
CGM-programmet godkjent for operativ drift. Statnett ble definert "compliant” og fikk dermed tilgang til
OPDE nettverket. Firmaet BDO sto bak tredjepartsrevisjon type 1 (2019/2020) og type 2 (2021), og
konkluderte med at det fortsatt var en for hgy risiko for deling av konfidensielle data (K3) data over
OPDE. Det er anbefalt at Statnett utsetter deling av data inntil de identifiserte risikoene er redusert og
under kontroll.

21.3.7 Etablering av RCC

Opprettelsen av RCC er et eget prosjekt med en nordisk styringsgruppe. Selskapet Nordisk RCC er
opprettet og styresammensetningen med en person fra hver TSO er besluttet. Arbeidet med & ansette
CEO er i gang. Det arbeides med ulike avtaler knyttet til opprettelse av selskapet, ansettelse av
personell og avtaler med tienesteleverandgrer. Alt tyder pa at selskapet vil veere i operativ drift som
planlagt fra 1 juli 2022.

21.4 Status for arbeidet med NBM

Arbeide i NBM har gatt fremover i 2021 og flere viktige felles nordiske samt nasjonale milepaeler har
blitt passert:

» Vellykket implementering av "Single Price" i Norden

Innebaerer overgang til ny modell for prising av ubalanser (enpris).

> Oppstart av nasjonalt kapasitetsmarked (D-1) for aFRR basert p& en ny felles nordisk
plattform.

» Oppstart av skyggedrift for automatisert aktiveringsmarked for mFRR.

Se forklaring i tidligere avsnitt.

» Sluttfart forstudie for hva som kreves for tilknytning til PICASSO, europeisk plattform for
aFRR.

| lgpet av 2021 har vi nadd gkt forstaelse for hva som skal til for & lykkes med overgang til
automatisert balansering (MFRR EAM). Dette gjelder alt fra

- omfang av IT-utvikling hos Statnett

- behovet for gode fallback Igsninger og rutiner for & handtere hendelser

- tiden som vil trenges for opplaering/trening, i Statnett samt pa tvers i norden

- tiden for eksterne aktarer og leverandgrer av balansetjenester til & bli klare med sine
tilpasninger.



Basert pa dette har vi sett at det vil kreves mer tid for vi er klare til & starte automatisert balansering.
Det vil arbeides videre med & definere en ny tidsplan mFRR EAM, og som resultat av dette revidere
tidsplanen for gvrige milepaeler i og utenfor programmet.

21.5 Status for arbeidet med flytbasert markedskobling

Det nordiske samarbeidet for a introdusere flytbasert markedskopling ble pabegynt i 2012. 1 2015 ble
den europeiske forordningen for kapasitetstildeling og flaskehalshandtering (CACM) introdusert, og
Norden fikk dermed ogsa et palegg om a introdusere flytbasert. Den nordiske metoden for flytbasert
markedskopling ble formelt godkjent av de nordiske regulatorene i 2020, og utviklingen av flytbasert er
na inne i en periode med intern parallellkjgring. | denne perioden testes lgsningen med reelle
markeds-bud, og TSOene foretar ngdvendige justeringer av input-data til kapasitetsberegningen. |
henhold til planen vil TSOene starte ekstern parallellkjaring i lapet av mars 2022. Dette er en periode
der alle data om kapasitet og markedsresultater publiseres fortiapende slik at markedsaktgrene skal fa
anledning til & gjgre seg kjent med den nye lgsningen. Det planlegges for & sette flytbasert
markedskopling i drift i mars 2023.



