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Fingrid Oyj 

PL 503 

00101 Helsinki 

 

Fingrid Oyj:n muutettu ehdotus Nordic kapasiteetin laskenta-alueen yhteisestä kapasiteetin 

laskentamenetelmästä 16.5.2018 

 

Päätös Fingrid Oyj:n ehdotukseen Nordic kapasiteetin las-

kenta-alueen yhteisestä kapasiteetin laskentamenetelmästä 

 

Asianosainen 

Fingrid Oyj 

Vireilletulo 

15.9.2017 

Ratkaisu 

Energiavirasto vahvistaa Fingrid Oyj:n 16.5.2018 toimittaman ehdotuksen Nordic 

kapasiteetin laskenta-alueen yhteisestä kapasiteetin laskentamenetelmästä.  

Fingrid Oyj:n tulee jakaa Nordic kapasiteetin laskenta-alueen siirtoverkonhaltijoi-

den kesken tarvittavat tiedot, jotta tarkoituksenmukainen yhteinen verkkomalli voi-

daan kehittää käytettäväksi koordinoidussa kapasiteetinlaskennassa. 

Fingrid Oyj:n tulee aktiivisesti osallistua tarkoituksenmukaisen yhteisen verkkomal-

lin kehittämiseen. 

Päätös on voimassa toistaiseksi.  

Päätöstä on noudatettava muutoksenhausta huolimatta. 

Selostus asiasta 

Fingridin toimittama ehdotus 

Fingrid Oyj (jäljempänä myös Fingrid) toimitti kapasiteetin jakamista ja ylikuormi-

tuksen hallintaa koskevien suuntaviivojen vahvistamisesta annetun Euroopan ko-

mission asetuksen (EU) 2015/1222 (jäljempänä myös CACM suuntaviivat) 20 ar-

tiklan 2 kohdan mukaisesti vahvistettavaksi ehdotuksen Nordic kapasiteetin las-

kenta-alueen yhteisestä kapasiteetin laskentamenetelmästä Energiavirastoon 

15.9.2017.  

CACM suuntaviivojen 20 artiklan mukaisesti Fingrid toimitti ehdotuksen yhteisestä 

kapasiteetin laskentamenetelmästä 10 kuukauden kuluessa 15 artiklan 1 kohdan 
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mukaisen kapasiteetin laskenta-alueiden määrittämiseen liittyvän ehdotuksen hy-

väksymisestä. Ennen ehdotuksen toimittamista Fingrid järjesti CACM suuntaviivo-

jen 12 artiklan mukaisesti kuulemisen kaikkien alueen siirtoverkonhaltijoiden 

kanssa. 

Siirtoverkonhaltijoiden on laskettava koordinoidusti käytettävissä oleva markki-

noille annettava rajasiirtokapasiteetti. CACM suuntaviivojen mukaan käytettävissä 

oleva kapasiteetti on lähtökohtaisesti laskettava niin sanotulla siirtoperusteisella 

(Flow based, FB) laskentamenetelmällä. Siirtoperusteisessa menetelmässä huomi-

oidaan se, että sähkön siirto voi tapahtua eri reittejä optimoimalla käytettävissä 

oleva kapasiteetti toisistaan voimakkaasti riippuvaisissa verkoissa. Koordinoituun 

nettosiirtokapasiteettiin (coordinated net transmission capacity, CNTC) perustuvaa 

menetelmää tulee soveltaa ainoastaan alueilla, joilla tarjousalueiden välisessä ka-

pasiteetissa on vähemmän keskinäistä riippuvuutta ja jos voidaan osoittaa, että 

siirtoperusteisen lähestymistavan käyttö ei toisi lisäarvoa.  

Käytettävissä oleva rajasiirtokapasiteetti on keskeinen yhteisille sähkömarkkinoille 

annettava lähtötieto. 

Fingrid ja muut Nordic kapasiteetinlaskenta-alueen siirtoverkonhaltijat esittivät 

15.9.2017 toimitetussa ehdotuksessa siirtoperusteista kapasiteetinlaskentamene-

telmää sovellettavaksi vuorokausi- ja päivänsisäisille markkinoille annettavan siir-

tokapasiteetinlaskennassa. Kuitenkin päivänsisäisille markkinoille annettavan ka-

pasiteetin laskentaan väliaikaisena ratkaisuna ehdotus oli soveltaa koordinoituun 

nettosiirtokapasiteettiin perustuvaa menetelmää, kunnes päivänsisäisten markki-

noiden markkina-alustalla on teknisesti mahdollista hyödyntää siirtoperusteisen 

laskennan parametreja. 

Ehdotuksen käsittely 

CACM suuntaviivojen 9 artiklan 10 kohdan mukaan, jos ehtoja ja edellytyksiä tai 

menetelmiä koskevan ehdotuksen hyväksyminen edellyttää useamman kuin yhden 

sääntelyviranomaisten päätöstä, toimivaltaisten sääntelyviranomaisten on kuultava 

toisiaan, tehtävä tiivistä yhteistyötä ja koordinoitava toimiaan sopimukseen pääse-

miseksi. CACM suuntaviivojen 9 artiklan 13 kohdan mukaisesti sääntelyviranomai-

set voivat pyytää siirtoverkonhaltijoita muuttamaan niiden toimittamia ehdotuksia. 

CACM suuntaviivojen 9 artiklan 12 kohdan mukaisesti asianomaisella siirtoverkon-

haltijalla on täydennyspyynnön saatuaan kaksi kuukautta aikaa toimittaa muutettu 

ehdotus asianomaiselle sääntelyviranomaiselle. 

Energiavirasto kuuli sidosryhmiä 15.9.2017 hyväksyttäväksi toimitetusta menetel-

mästä yhdessä muiden kapasiteetinlaskenta-alueen sääntelyviranomaisten kanssa. 

Sidosryhmien lausunnoissa korostui huoli menetelmän toimivuudesta. Sidosryhmät 

katsoivat, että vertailu koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuvan menetel-

män ja siirtoperusteisen menetelmän kesken tulisi tehdä. Lausunnoissa esitettiin, 

että vertailu tulisi tehdä suhteessa toteutuneisiin siirtoihin ja arvioida miten netto-

siirtokapasiteettiin perustuvan menetelmä ja siirtoperusteinen menetelmä eroavat. 

Lausunnoissa esitettiin myös, että kapasiteetinlaskentamenetelmän tulee toimia 

käytännössä ja että, uuden menetelmän täytyy todistetusti parantaa tehokkuutta 

ja tuoda sosioekonomista hyötyä verrattuna nykyiseen ja vaihtoehtoisiin menetel-
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miin. Sidosryhmät katsoivat myös, että ehdotettu menetelmä diskriminoi tarjous-

alueen rajat-ylittäviä sähkön siirtoja asettamalla tarjousalueen sisäiset siirrot etu-

sijalle. Lisäksi sidosryhmät korostivat, että läpinäkyvyys täytyy varmistaa sekä me-

netelmän kehittämisessä että menetelmän käytössä, mikäli siirtoperusteinen me-

netelmä otetaan käyttöön. 

Muutospyyntö 

Energiavirasto sekä muut Nordic kapasiteetin laskenta-alueen kansalliset sääntely-

viranomaiset tulivat ehdotuksen arvioinnin seurauksena yhteiseen tulokseen siitä, 

että menetelmää täytyy muuttaa ennen kuin se voidaan hyväksyä. Energiavirasto 

pyysi 16.3.2018 Fingridiä muuttamaan ehdotustaan Nordic kapasiteetinlaskenta-

alueen sääntelyviranomaisten yhteisesti sopiman muutospyynnön mukaisesti.  

Energiavirasto katsoi, että ehdotettu menetelmä ei ole riittävän selkeä erityisesti 

siirtoperusteisen kapasiteetin laskennan parametrien laskennan suhteen ja pyysi 

muutospyynnössään ehdotukseen lisättävän maininnan siitä, että kyseisten para-

metrien laskennan suorittaa CACM suuntaviivojen vaatimusten mukaisesti koordi-

noitu kapasiteetin laskija. Muutospyynnössä pyydettiin myös tarkentamaan käyttö-

varmuusrajojen toimittamista koordinoidulle kapasiteetin laskijalle. Muutospyyn-

nössä katsottiin, että ehdotuksessa tulisi tarkemmin esittää, miten kapasiteetin ja-

kamisrajoitukset määritetään. Näiden rajoitusten tulee perustua CACM suuntavii-

vojen 23 artiklan 3 kohdan mukaisesti siirtoverkon pitämiseen käyttövarmuusrajo-

jen sisällä tai markkinoiden kansantaloudellisen ylijäämän kasvattamiseen.  

Energiavirasto katsoi, että ehdotuksessa olevia määrittelyjä tarjousalueen sisäisten 

kriittisten verkkoelementtien suhteen tulisi tarkentaa siten, että näiden määrittely 

on yhteinen koko Nordic kapasiteetin laskenta-alueella ja siten, että määrittelyt 

varmistavat mahdollisimman suuren siirron tarjousalueiden välillä. Ehdotuksen kat-

sottiin myös olevan epätarkka liittyen luotettavuusmarginaalin laskentaan. Muutos-

pyyntö edellytti lisäämään ja tarkentamaan ehdotukseen menetelmät marginaalin 

laskemiselle kaikilla eri aikaväleillä. 

Ehdotuksen katsottiin myös olevan epäselvä sen liitteenä lähetettävän liitedoku-

mentin suhteen. Energiaviraston näkemyksen mukaan hyväksyttävän ehdotuksen 

tulee olla selkeä itsenäinen kokonaisuus ja mahdolliset ristiviitteet muihin selven-

täviin liitedokumentteihin tulee poistaa. Muutospyynnössä pyydettiin myös tarken-

tamaan kansallisille sääntelyviranomaisille ja markkinaosapuolille toimitettavien 

tietojen muotoa sekä toimitusaikaa ja -tapaa. Menetelmän tulisi lisäksi tarkentaa 

arviota sen kansantaloudellisista vaikutuksista. Mainittujen kohtien lisäksi muutos-

pyyntö sisälsi muita menetelmään, implementointiaikatauluun, terminologiaan, 

määrittelyihin ja kirjoitusvirheisiin liittyviä korjauspyyntöjä.  

Muutettu ehdotus ja sen käsittely 

Fingrid toimitti muutetun ehdotuksen menetelmästä 16.5.2018 Energiavirastoon 

CACM suuntaviivojen mukaisessa aikataulussa kahden kuukauden kuluessa sään-

telyviranomaisten vaatimusten esittämisestä. Energiavirasto katsoi, että muutettu 

menetelmä oli monelta osin muuttunut ja tarkentunut, joten virasto katsoi tarpeel-

liseksi kuulla sidosryhmiä myös muutetusta menetelmästä. Energiavirasto kuuli si-
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dosryhmiä muutetusta ehdotuksesta 16.5.-29.5.2018 välisenä aikana. Energiavi-

rastolle annetussa lausunnossa korostettiin, että ehdotettu menetelmä kaipaa edel-

leen kehittämistä kolmessa keskeisessä asiassa: siirtokapasiteetin laskennan tulee 

toimia; menetelmä ei sisällä johdonmukaista varmistusta, että alueen sisäisten ra-

joitusten ei lähtökohtaisesti annettaisi rajoittaa siirtokapasiteetteja; läpinäkyvyys 

tulee varmistaa.  

Energiavirastolle annetussa lausunnossa katsottiin, että muutetun menetelmän 

käyttöönottoaikataulun olevan parannus aiempaan ehdotukseen verrattuna ja pa-

remmin varmistavan menetelmän toimivuus myös käytännössä. Lausunnossa to-

dettiin kuitenkin huoli yhteisen verkkomallin puuttumisesta ja että siirtoverkonhal-

tijoiden tulee taata, että tarvittava verkkomalli voidaan kehittää. Lisäksi lausun-

nossa esitettiin huoli alueellisen koordinoidun kapasiteetin laskijan ohittamisesta ja 

että yhteisen kapasiteetinlaskennan sijaan menetelmä vaikuttaa kokoelmalta siir-

toverkonhaltijoiden erillisisiä menetelmiä. 

Annetun lausunnon mukaan menetelmän lähtökohta vaikuttaa tietyissä tilanteissa 

olevan sellainen, että sisäisten rajoitteiden annettaisiin vaikuttaa siirtokapasiteet-

teihin, vaikka niin sanotut korjaavat toimenpiteet, kuten vastakaupat olisivatkin 

huomioituja. Tästä huolimatta selkeää kirjausta sisäisten rajoitteiden ehkäisemistä 

korvaavilla toimenpiteillä pidettiin hyvänä. 

Läpinäkyvyyden osalta lausunnossa esitettiin, että menetelmä kaipaa kehittämistä, 

jotta markkinaosapuolilla on riittävästi tietoa menetelmän toimivuudesta eikä siir-

tokapasiteetteihin vaikuttavia sisäisiä rajoituksia voitaisi piilottaa. 

Lausunnossa todettiin myös, että vertailu CACM suuntaviivojen mukaisten vaihto-

ehtoisten lähestymistapojen kesken puuttuu. Tämän lisäksi ennen kuin siirtoperus-

teinen laskentatapa otetaan käyttöön, tulee osoittaa, että se ei ole tehottomampi 

kuin koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuva menetelmä. 

 

Energiaviraston toimivalta 

Euroopan parlamentin ja neuvoston direktiivin 2009/72/EY 35 artiklan mukaan kun-

kin jäsenvaltion on nimettävä yksi kansallinen sääntelyviranomainen kansallisella 

tasolla. 

Lain Energiavirastosta (870/2013) 1 §:n 2 momentin mukaan Energiavirasto hoitaa 

kansalliselle sääntelyviranomaiselle kuuluvat tehtävät, joista säädetään:  

3) sähkön sisämarkkinoita koskevista yhteisistä säännöistä ja direktiivin 

2003/54/EY kumoamisesta annetun Euroopan parlamentin ja neuvoston direktiivin 

2009/72/EY, jäljempänä sähkömarkkinadirektiivi, nojalla annetuissa, suuntaviivoja 

koskevissa komission asetuksissa tai päätöksissä.  
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Asiaan liittyvä lainsäädäntö 

Komission asetus (EU) 2015/1222 kapasiteetin jakamista ja ylikuormituksen hallin-

taa koskevien suuntaviivojen vahvistamisesta 

CACM suuntaviivojen 3 artiklan mukaan: 

” Tämän asetuksen tavoitteena on 

a) edistää tehokasta kilpailua sähkön tuotannossa, kaupassa ja toimittamisessa; 

b) varmistaa siirtoinfrastruktuurin optimaalinen käyttö; 

c) varmistaa käyttövarmuus; 

d) optimoida alueiden välisen kapasiteetin laskenta ja jakaminen; 

e) varmistaa siirtoverkonhaltijoiden, nimitettyjen sähkömarkkinaoperaattoreiden, 

viraston, sääntelyviranomaisten ja markkinaosapuolten oikeudenmukainen ja syr-

jimätön kohtelu; 

f) varmistaa tietojen avoimuus ja luotettavuus ja parantaa niitä; 

g) edistää Euroopan sähkönsiirtoverkon ja sähköalan tehokasta toimintaa ja kehit-

tämistä pitkällä aikavälillä; 

h) ottaa huomioon tarve taata oikeudenmukaiset ja säännönmukaisesti toimivat 

markkinat sekä oikeudenmukainen ja säännönmukainen hinnanmuodostus; 

i) luoda tasapuoliset toimintaedellytykset nimitetyille sähkömarkkinaoperaatto-

reille; 

j) tarjota syrjimätön pääsy alueiden väliseen kapasiteettiin.” 

 

CACM suuntaviivojen 6 artiklan mukaan: 

” 6.Seuraavia ehtoja ja edellytyksiä tai menetelmiä koskeville ehdotuksille tarvitaan 

kaikkien sääntelyviranomaisten hyväksyntä: 

b) 15 artiklan 1 kohdan mukaiset kapasiteetin laskenta-alueet;” 

 

CACM suuntaviivojen 9 artiklan mukaan: 

” 10. Jos ehtoja ja edellytyksiä tai menetelmiä koskevan ehdotuksen hyväksyminen 

edellyttää useamman kuin yhden sääntelyviranomaisten päätöstä, toimivaltaisten 

sääntelyviranomaisten on kuultava toisiaan, tehtävä tiivistä yhteistyötä ja koordi-

noitava toimiaan sopimukseen pääsemiseksi. Toimivaltaisten sääntelyviranomais-

ten on soveltuvissa tapauksissa otettava huomioon viraston lausunto. Sääntelyvi-
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ranomaisten on tehtävä 6, 7 ja 8 kohdan mukaisesti ehdotettuja ehtoja ja edelly-

tyksiä tai menetelmiä koskevat päätökset kuuden kuukauden kuluessa siitä, kun 

sääntelyviranomainen tai, soveltuvissa tapauksissa, viimeinen asianosainen sään-

telyviranomainen on vastaanottanut ehdot ja edellytykset tai menetelmät. 

13. Ehtoja ja edellytyksiä tai menetelmiä koskevan ehdotuksen laatimisesta vas-

taavat siirtoverkonhaltijat tai nimitetyt sähkömarkkinaoperaattorit ja niiden hyväk-

symisestä 6, 7 ja 8 kohdan mukaisesti vastaavat sääntelyviranomaiset voivat pyy-

tää näiden ehtojen ja edellytysten tai menetelmien muuttamista. 

Ehtojen ja edellytysten tai menetelmien muuttamista koskevista ehdotuksista on 

järjestettävä kuuleminen 12 artiklassa säädetyn menettelyn mukaisesti, ja ehdo-

tukset on hyväksyttävä tässä artiklassa säädetyn menettelyn mukaisesti.” 

 

CACM suuntaviivojen 20 artiklan mukaan. 

”1. Vuorokausimarkkinoiden aikavälillä ja päivänsisäisten markkinoiden aikavälillä 

yhteisissä kapasiteetin laskentamenetelmissä sovellettavan lähestymistavan on ol-

tava siirtoperusteinen lähestymistapa, paitsi jos 7 kohdassa asetettu vaatimus täyt-

tyy. 

2. Kunkin kapasiteetin laskenta-alueen kaikkien siirtoverkonhaltijoiden on viimeis-

tään 10 kuukauden kuluttua kapasiteetin laskenta-alueita koskevan 15 artiklan 1 

kohdan mukaisen ehdotuksen hyväksymisestä annettava ehdotus yhteisestä koor-

dinoidusta kapasiteetin laskentamenetelmästä asianomaisen alueen osalta. Ehdo-

tuksesta on järjestettävä kuuleminen 12 artiklan mukaisesti. 

7. Siirtoverkonhaltijat voivat yhdessä pyytää toimivaltaisia sääntelyviranomaisia 

soveltamaan koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuvaa lähestymistapaa 

muilla kuin 2–4 kohdassa tarkoitetuilla alueilla ja tarjousalueiden rajoilla, jos asi-

anomaiset siirtoverkonhaltijat kykenevät osoittamaan, ettei siirtoperusteiseen lä-

hestymistapaan perustuvan kapasiteetin laskentamenetelmän soveltaminen olisi 

vielä tehokkaampaa koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuvaan lähesty-

mistapaan verrattuna, kun oletetaan käyttövarmuuden olevan sama kyseisellä alu-

eella.” 

 

CACM suuntaviivojen 21 artiklan mukaan: 

”1. Edellä 20 artiklan 2 kohdassa määriteltyä kapasiteetin laskenta-alueen yhteistä 

kapasiteetin laskentamenetelmää koskevan ehdotuksen on sisällettävä vähintään 

seuraavat osatekijät kullekin kapasiteetin laskennan aikavälille: 

a) kapasiteetin laskennan syöttötietojen laskentamenetelmät, mukaan luettuina 

seuraavat parametrit: 

i) menetelmä luotettavuusmarginaalin määrittämiseksi 22 artiklan mukaisesti; 
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ii) menetelmät 23 artiklan mukaisesti sovellettavien käyttövarmuusrajojen, kapa-

siteetin laskennan kannalta merkityksellisten vikatapahtumien ja kapasiteetin ja-

kamisrajoitusten määrittämiseksi; 

iii) menetelmä tuotannon muutoskertoimien määrittämiseksi 24 artiklan mukai-

sesti; 

iv) menetelmä kapasiteetin laskennassa huomioon otettavien korjaavien toimenpi-

teiden määrittelemiseksi 25 artiklan mukaisesti. 

b) yksityiskohtainen kuvaus kapasiteetin laskemiseen sovellettavasta lähestymis-

tavasta, mukaan luettuina seuraavat: 

i) matemaattinen kuvaus sovellettavasta kapasiteetin laskennan lähestymistavasta 

ja erilaiset kapasiteetin laskennan syöttötiedot; 

ii) säännöt, joilla vältetään syrjintä sisäisen ja alueiden välisen kaupan välillä ja 

varmistetaan asetuksen (EY) N:o 714/2009 liitteessä I olevan 1.7 kohdan noudat-

taminen; 

iii) säännöt siitä, kuinka aiemmin jaetut alueiden väliset kapasiteetit otetaan huo-

mioon soveltuvissa tapauksissa; 

iv) säännöt, jotka koskevat kriittisten verkkoelementtien kautta kulkevien sähkön-

siirtojen tai alueiden välisen kapasiteetin mukauttamista korjaavien toimenpiteiden 

johdosta 25 artiklan mukaisesti; 

v) siirtoperusteisen lähestymistavan osalta matemaattinen kuvaus tehonjakautu-

miskertoimien ja kriittisissä verkkoelementeissä käytössä olevien marginaalien las-

kennasta; 

vi) koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuvan lähestymistavan osalta aluei-

den välisen kapasiteetin laskentaa koskevat säännöt, mukaan lukien säännöt siitä, 

kuinka kriittisten verkkoelementtien sähkönsiirtokyky jaetaan tehokkaasti eri tar-

jousalueiden rajojen kesken; 

vii) kun alueiden väliset sähkökaupat toisilla kapasiteetin laskenta-alueilla vaikut-

tavat kriittisten verkkoelementtien kautta kulkeviin sähkönsiirtoihin, säännöt siitä, 

kuinka kriittisten verkkoelementtien sähkönsiirtokyky jaetaan eri kapasiteetin las-

kenta-alueiden kesken näiden siirtojen toteuttamiseksi. 

c) menetelmä alueiden välisen kapasiteetin vahvistamiseksi 26 artiklan mukaisesti. 

2. Päivänsisäisellä kapasiteetin laskennan aikavälillä kapasiteetin laskentamenetel-

mässä on ilmoitettava myös kapasiteetin uudelleenarvioinnin tiheys 14 artiklan 4 

kohdan mukaisesti sekä arviointitiheyden valinnan perustelut. 

3. Kapasiteetin laskentamenetelmään on sisällyttävä varamenettely sellaisia ta-

pauksia varten, joissa alkuperäinen kapasiteetin laskenta ei ole tuloksekas. 
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CACM suuntaviivojen 22 artiklan mukaan: 

”1. Yhteistä kapasiteetin laskentamenetelmää koskevaan ehdotukseen on sisällyt-

tävä menetelmä luotettavuusmarginaalin määrittämiseksi. Luotettavuusmarginaa-

lin määrittelymenetelmään on sisällyttävä kaksi vaihetta. Ensin asianomaisten siir-

toverkonhaltijoiden on arvioitava kapasiteetin laskennan toteutusajankohtana odo-

tettujen siirtojen ja reaaliaikaisten toteutuneiden siirtojen välisten poikkeamien to-

dennäköisyysjakauma. Tämän jälkeen lasketaan luotettavuusmarginaali johtamalla 

arvo todennäköisyysjakaumasta. 

2. Luotettavuusmarginaalin määrittelymenetelmässä on vahvistettava kapasiteetin 

laskennan toteutusajankohtana odotettujen siirtojen ja reaaliaikaisten toteutunei-

den siirtojen välisten poikkeamien todennäköisyysjakauman laskennan periaatteet 

sekä yksilöitävä, mitkä epävarmuustekijät otetaan huomioon laskelmassa. Epävar-

muustekijöiden määrittämiseksi menetelmissä on erityisesti otettava huomioon 

seuraavat: 

a) sellaiset fyysisten sähkönsiirtojen tahattomat poikkeamat markkina-aikayksikön 

sisällä, jotka johtuvat vastuualueella tai vastuualueiden välillä tasaisen taajuuden 

ylläpitämiseksi toteutetusta sähkönsiirtojen mukauttamisesta; 

b) epävarmuustekijät, jotka voisivat vaikuttaa kapasiteetin laskentaan ja joita voisi 

esiintyä kapasiteetin laskennan aikavälin ja reaaliajan välillä kyseessä olevassa 

markkina-aikayksikössä. 

3. Siirtoverkonhaltijoiden on luotettavuusmarginaalin määrittelymenetelmässä 

vahvistettava yhteiset yhdenmukaistetut periaatteet luotettavuusmarginaalin joh-

tamiselle todennäköisyysjakaumasta. 

4. Siirtoverkonhaltijoiden on 1 kohdan mukaisesti hyväksyttyjen menetelmien pe-

rusteella määriteltävä luotettavuusmarginaali noudattaen käyttövarmuusrajoja ja 

ottaen huomioon epävarmuustekijät kapasiteetin laskennan aikavälin ja reaaliajan 

välillä sekä kapasiteetin laskennan jälkeen käytettävissä olevat korjaavat toimen-

piteet. 

5. Asianomaisten siirtoverkonhaltijoiden on määriteltävä kutakin kapasiteetin las-

kennan aikaväliä varten luotettavuusmarginaali kriittisille verkkoelementeille, kun 

sovelletaan siirtoperusteista lähestymistapaa, ja alueiden väliselle kapasiteetille, 

kun sovelletaan koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuvaa lähestymista-

paa.” 

 

CACM suuntaviivojen 23 artiklan mukaan: 

”1. Kunkin siirtoverkonhaltijan on noudatettava käyttövarmuusanalyysissa sovel-

lettuja käyttövarmuusrajoja ja vikatapahtumia. 

2. Jos kapasiteetin laskennassa ei käytetä samoja käyttövarmuusrajoja ja vikata-

pahtumia kuin käyttövarmuusanalyysissa, siirtoverkonhaltijoiden on kuvailtava yh-

teistä kapasiteetin laskentamenetelmää koskevassa ehdotuksessa menetelmä ja 
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kriteerit, joita ne ovat soveltaneet kapasiteetin laskennassa käytettyjen käyttövar-

muusrajojen ja vikatapahtumien määrittelyssä. 

3. Jos siirtoverkonhaltijat soveltavat jakamisrajoituksia, ne voidaan määritellä ai-

noastaan käyttäen 

a) rajoitteita, joita tarvitaan siirtoverkon pitämiseksi käyttövarmuusrajojen sisällä 

ja joita ei voida tehokkaasti muuntaa kriittisten verkkoelementtien kautta kulkeviksi 

enimmäissiirroiksi; tai 

b) rajoitteita, joiden tarkoituksena on kasvattaa yhteenkytkettyjen vuorokausi-

markkinoiden tai päivänsisäisten markkinoiden kansantaloudellista ylijäämää.” 

 

CACM suuntaviivojen 24 artiklan mukaan: 

”1. Yhteistä kapasiteetin laskentamenetelmää koskevaan ehdotukseen on sisällyt-

tävä ehdotus menetelmästä, jonka avulla määritellään yhteinen tuotannon muu-

toskerroin kullekin tarjousalueelle ja kullekin 18 artiklan mukaisesti laaditulle ske-

naariolle. 

2. Tuotannon muutoskertoimien on edustettava parasta ennustetta tarjousalueen 

nettotilanteen muutoksen muuntamisesta erityiseksi tuotannon tai kulutuksen 

muutokseksi yhteisessä verkkomallissa. Ennusteessa on otettava huomioon etenkin 

tuotanto- ja kulutustietojen toimitusmenetelmällä tuotetut tiedot.” 

 

CACM suuntaviivojen 25 artiklan mukaan: 

”1. Kunkin kapasiteetin laskenta-alueen jokaisen siirtoverkonhaltijan on erikseen 

määriteltävä käytettävissä olevat korjaavat toimenpiteet, jotka on otettava huomi-

oon kapasiteetin laskennassa tämän asetuksen tavoitteiden saavuttamiseksi. 

2. Kunkin kapasiteetin laskenta-alueen jokaisen siirtoverkonhaltijan on koordinoi-

tava saman alueen muiden siirtoverkonhaltijoiden kanssa kapasiteetin laskennassa 

huomioon otettavien korjaavien toimenpiteiden käyttöä ja niiden käytännön sovel-

tamista reaaliaikaisessa toiminnassa. 

3. Jotta korjaavat toimenpiteet voidaan ottaa huomioon kapasiteetin laskennassa, 

kunkin kapasiteetin laskenta-alueen kaikkien siirtoverkonhaltijoiden on sovittava 

sellaisten korjaavien toimenpiteiden käytöstä, jotka vaativat useamman kuin yhden 

siirtoverkonhaltijan toimia. 

4. Kunkin siirtoverkonhaltijan on varmistettava, että korjaavat toimenpiteet ote-

taan huomioon kapasiteetin laskennassa sillä edellytyksellä, että laskennan jälkeen 

käytettävissä olevat korjaavat toimenpiteet ja 22 artiklassa määritelty luotetta-

vuusmarginaali riittävät yhdessä varmistamaan käyttövarmuuden. 

5. Kunkin siirtoverkonhaltijan on otettava kapasiteetin laskennassa huomioon kus-

tannuksia aiheuttamattomat korjaavat toimenpiteet. 
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6. Kunkin siirtoverkonhaltijan on varmistettava, että kapasiteetin laskennassa huo-

mioon otettavat korjaavat toimenpiteet ovat samat kaikilla kapasiteetin laskennan 

aikaväleillä, ottaen huomioon niiden tekniset toteuttamismahdollisuudet kullakin 

kapasiteetin laskennan aikavälillä.” 

 

CACM suuntaviivojen 26 artiklan mukaan: 

”1. Kunkin siirtoverkonhaltijan on vahvistettava kyseisen siirtoverkonhaltijan tar-

jousalueiden rajojen tai kriittisten verkkoelementtien kannalta merkityksellinen alu-

eiden välinen kapasiteetti, jonka koordinoidun kapasiteetin laskijat ovat laskeneet 

27–31 artiklan mukaisesti, ja sillä on oikeus korjata tätä kapasiteettia. 

2. Kun sovelletaan koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuvaa lähestymis-

tapaa, kapasiteetin laskenta-alueen kaikkien siirtoverkonhaltijoiden on sisällytet-

tävä 21 artiklassa tarkoitettuun kapasiteetin laskentamenetelmään sääntö, joka 

koskee alueiden välisen kapasiteetin korjauksen jakamista eri tarjousalueiden ra-

jojen kesken. 

3. Kukin siirtoverkonhaltija voi käyttövarmuuteen liittyvistä syistä vähentää aluei-

den välistä kapasiteettia 1 kohdassa tarkoitetun alueiden välisen kapasiteetin vah-

vistamisen yhteydessä. 

4. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on koordinoitava kapasiteetin lasken-

taa ja vahvistamista viereisten koordinoidun kapasiteetin laskijoiden kanssa. 

5. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on ilmoitettava kolmen kuukauden vä-

lein kaikki 3 kohdan mukaisesti 

suoritetun alueiden välisen kapasiteetin vahvistamisen yhteydessä tehdyt vähen-

nykset kapasiteetin laskenta-alueen kaikille sääntelyviranomaisille. Ilmoitukseen 

on sisällyttävä alueiden välisen kapasiteetin vähennyksen paikka ja suuruus sekä 

sen perustelut. 

6. Kapasiteetin laskenta-alueen kaikkien sääntelyviranomaisten on päätettävä siitä, 

julkaistaanko 5 kohdassa tarkoitettu ilmoitus kokonaan tai osittain.” 

 

CACM suuntaviivojen 29 artiklan mukaan: 

1. Kunkin siirtoverkonhaltijan on ilmoitettava koordinoidun kapasiteetin laskijoille 

ja kaikille muille kyseisen kapasiteetin laskenta-alueen siirtoverkonhaltijoille kulta-

kin kapasiteetin laskennan aikaväliltä seuraavat seikat: käyttövarmuusrajat, tuo-

tannon muutoskertoimet, korjaavat toimenpiteet, luotettavuusmarginaalit, kapasi-

teetin jakamisrajoitukset ja aiemmin jaettu alueiden välinen kapasiteetti. 

2. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on tehtävä käyttövarmuusanalyysi so-

veltaen käyttövarmuusrajoja ja käyttäen kunkin skenaarion osalta 28 artiklan 5 

kohdan mukaisesti laadittua yhteistä verkkomallia. 



Päätös  11 (16) 

   

   

 1712/433/2017 

       

 

 

 

 

 

3. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on alueiden välistä kapasiteettia las-

kiessaan 

a) käytettävä tuotannon muutoskertoimia tarjousalueen nettotilanteen muutosten 

vaikutuksen ja tasasähköyhteyksien siirtojen laskemiseksi; 

b) jätettävä huomioimatta ne kriittiset verkkoelementit, joihin tarjousalueen netto-

tilanteiden muutokset eivät vaikuta merkittävästi, 21 artiklassa määritellyn mene-

telmän mukaisesti; ja 

c) varmistettava, että kaikissa tarjousalueen nettotilanteissa ja tasasähköyhteyk-

sien siirroissa, jotka eivät ylitä alueiden välistä kapasiteettia, noudatetaan luotet-

tavuusmarginaaleja ja käyttövarmuusrajoja 21 artiklan 1 kohdan a alakohdan i ja 

ii alakohdan mukaisesti ja otetaan huomioon aiemmin jaettu alueiden välinen ka-

pasiteetti 21 artiklan 1 kohdan b alakohdan iii alakohdan mukaisesti. 

4. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on optimoitava alueiden välinen kapa-

siteetti käyttäen käytettävissä olevia korjaavia toimenpiteitä, jotka on otettu huo-

mioon kapasiteetin laskennassa 21 artiklan 1 kohdan a alakohdan iv alakohdan 

mukaisesti. 

5. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on sovellettava 21 artiklan 1 kohdan 

b alakohdan vi alakohdan mukaisesti laadittuja jakamista koskevia sääntöjä. 

6. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on noudatettava 21 artiklan 1 kohdan 

b alakohdan i alakohdan mukaisesti laaditun sovellettavan kapasiteetin laskennan 

lähestymistavan matemaattista kuvausta. 

7. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan, joka soveltaa siirtoperusteista lähes-

tymistapaa, on 

a) käytettävä käyttövarmuusrajoja koskevia tietoja kriittisten verkkoelementtien 

kautta kulkevien enimmäissiirtojen laskemiseen; 

b) käytettävä yhteistä verkkomallia, tuotannon muutoskertoimia ja vikatapahtumia 

tehonjakautumiskertoimien laskemiseen; 

c) käytettävä tehonjakautumiskertoimia kapasiteetin laskenta-alueella aiemmin 

jaetusta alueiden välisestä kapasiteetista johtuvien siirtojen laskemiseen; 

d) laskettava kriittisten verkkoelementtien kautta kulkevat siirrot kussakin skenaa-

riossa (vikatapahtumat huomioon ottaen) ja mukautettava ne olettamalla, ettei ka-

pasiteetin laskenta-alueella tapahdu alueiden välisiä sähkökauppoja, soveltaen 21 

artiklan 1 kohdan b alakohdan ii alakohdan mukaisia sääntöjä, joilla vältetään syr-

jintä sisäisten ja alueiden välisten sähkökauppojen välillä; 

e) laskettava, vikatapahtumat huomioon ottaen, kriittisissä verkkoelementeissä 

käytettävissä olevat marginaalit, joiden on oltava yhtä suuret kuin enimmäissiirrot 

vähennettynä d alakohdassa tarkoitetuilla mukautetuilla siirroilla, luotettavuusmar-

ginaaleilla ja aiemmin jaetusta alueiden välisestä kapasiteetista johtuvilla siirroilla; 
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f) mukautettava kriittisissä verkkoelementeissä käytettävissä olevia marginaaleja 

tai tehonjakautumiskertoimia käyttäen kapasiteetin laskennassa huomioon otettuja 

käytettävissä olevia korjaavia toimenpiteitä 25 artiklan mukaisesti. 

8. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan, joka soveltaa koordinoituun nettosiir-

tokapasiteettiin perustuvaa lähestymistapaa, on 

a) käytettävä yhteistä verkkomallia, tuotannon muutoskertoimia ja vikatapahtumia 

suurimman sähkökaupan laskemiseen tarjousalueiden rajoilla; suurimman sähkö-

kaupan on oltava yhtä suuri kuin suurin laskettu kahden tarjousalueen välinen 

kauppa tarjousalueiden rajan jommallakummalla puolella, kun noudatetaan käyt-

tövarmuusrajoja; 

b) mukautettava suurinta sähkökauppaa käyttäen kapasiteetin laskennassa huomi-

oon otettuja korjaavia toimenpiteitä 25 artiklan mukaisesti; 

c) mukautettava suurinta sähkökauppaa soveltaen 21 artiklan 1 kohdan b alakoh-

dan ii alakohdan mukaisia sääntöjä, joilla vältetään syrjintä sisäisten ja alueiden 

välisten sähkökauppojen välillä; 

d) sovellettava 21 artiklan 1 kohdan b alakohdan vi alakohdan mukaisesti vahvis-

tettuja sääntöjä siitä, kuinka kriittisten verkkoelementtien sähkönsiirtokyky jaetaan 

tehokkaasti eri tarjousalueiden rajojen kesken; 

e) laskettava alueiden välinen kapasiteetti, jonka on oltava yhtä suuri kuin suurin 

sähkökauppa mukautettuna luotettavuusmarginaalilla ja aiemmin jaetulla alueiden 

välisellä kapasiteetilla. 

9. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on toimittava yhteistyössä viereisten 

koordinoidun kapasiteetin laskijoiden kanssa. Viereisten siirtoverkonhaltijoiden on 

varmistettava tämä yhteistyö vaihtamalla ja varmentamalla asianomaisten alueel-

listen koordinoidun kapasiteetin laskijoiden kanssa keskinäistä riippuvuutta koske-

via tietoja kapasiteetin laskentaa ja vahvistamista varten. Viereisten siirtoverkon-

haltijoiden on annettava koordinoidun kapasiteetin laskijoille keskinäistä riippu-

vuutta koskevia tietoja ennen kapasiteetin laskentaa. Arvio näiden tietojen tark-

kuudesta ja korjaavat toimenpiteet on tarvittaessa sisällytettävä 31 artiklan mu-

kaisesti laadittavaan kaksivuotisraporttiin. 

10. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on laskettava 

a) siirtoperusteiset parametrit kullekin kapasiteetin laskenta-alueella sijaitsevalle 

tarjousalueelle, jos sovelletaan siirtoperusteista lähestymistapaa; tai 

b) alueiden välisen kapasiteetin arvot kullekin kapasiteetin laskenta-alueella sijait-

sevalle tarjousalueiden rajalle, jos sovelletaan koordinoituun nettosiirtokapasiteet-

tiin perustuvaa lähestymistapaa. 

11. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on toimitettava kullekin kyseisen ka-

pasiteetin laskenta-alueen siirtoverkonhaltijalle alueiden välinen kapasiteetti vah-

vistettavaksi 21 artiklan 1 kohdan c alakohdan mukaisesti.” 
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CACM suuntaviivojen 30 artiklan mukaan: 

”1. Kunkin siirtoverkonhaltijan on vahvistettava alueellisen kapasiteetin laskennan 

tulokset tarjousalueensa rajoilla tai kriittisissä verkkoelementeissään 26 artiklan 

mukaisesti. 

2. Kunkin siirtoverkonhaltijan on lähetettävä kapasiteetin vahvistuksensa ja jaka-

misrajoituksensa asianomaisille koordinoidun kapasiteetin laskijoille ja asianomai-

sen kapasiteetin laskenta-alueen muille siirtoverkonhaltijoille. 

3. Kunkin koordinoidun kapasiteetin laskijan on toimitettava vahvistetut alueiden 

väliset kapasiteetit ja jakamisrajoitukset kapasiteetin jakamista varten 46 ja 58 

artiklan mukaisesti.” 

 

Perustelut 

Fingrid Oyj toimitti muutetun ehdotuksen Nordic kapasiteetin laskenta-alueen yh-

teisestä kapasiteetin laskentamenetelmästä 16.5.2018.  

CACM suuntaviivojen mukaan, jos ehtoja ja edellytyksiä tai menetelmiä koskevan 

ehdotuksen hyväksyminen edellyttää useamman kuin yhden sääntelyviranomaisten 

päätöstä, toimivaltaisten sääntelyviranomaisten on kuultava toisiaan, tehtävä tii-

vistä yhteistyötä ja koordinoitava toimiaan sopimukseen pääsemiseksi. Energiavi-

rasto on tätä päätöstä valmisteltaessa tehnyt tiivistä yhteistyötä ja koordinoinut 

toimiaan muiden Nordic kapasiteetin laskenta-alueen toimivaltaisten sääntelyviran-

omaisten kanssa. Energiaviraston päätös noudattaa alueen sääntelyviranomaisten 

yhteisesti sopimaa linjaa, joka on esitetty tämän päätöksen liitteinä olevissa doku-

menteissa ”Approval by all Regulatory Authorities of CCR Nordic on the TSOs’ Pro-

posal for a Capacity Calculation Methodology in accordance with Article 20.2 of 

Commission Regulation (EU) 2015/1222 of 24 July 2015 establishing a Guideline 

on Capacity Allocation and Congestion Management on the Determination of Ca-

pacity Calculation Regions, 10 July 2018” ja “Annex 1, 10 July 2018”. 

Energiavirasto katsoo, että siirtoverkonhaltijoiden muutettu ehdotus Nordic kapa-

siteetin laskenta-alueen yhteisestä kapasiteetin laskentamenetelmästä on parantu-

nut alkuperäisestä 15.9.2017 toimitetusta ehdotuksesta. Energiavirasto katsoo, 

että muutettu menetelmä pääpiirteissään täyttää CACM suuntaviivojen vaatimuk-

set ja tavoitteet. 

 Laskentamenetelmien välisestä vertailusta 

Energiavirasto toteaa, että pohjoismaisesta näkökulmasta ehdotettu siirtoperustei-

nen laskentamenetelmä tulee olemaan muutos siirtoverkonhaltijoiden tapaan las-

kea ja jakaa siirtokapasiteetteja. 

CACM suuntaviivojen mukaan alueiden välisen kapasiteetin laskentaan voidaan so-

veltaa kahta lähestymistapaa: siirtoperusteista lähestymistapaa ja koordinoituun 

nettosiirtokapasiteettiin perustuvaa lähestymistapaa. Siirtoperusteista lähestymis-

tapaa on käytettävä ensisijaisena lähestymistapana vuorokautisen ja päivänsisäi-
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sen kapasiteetin laskennassa, kun alueiden välisessä kapasiteetissa on suurta kes-

kinäistä tarjousalueiden välistä riippuvuutta. Koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin 

perustuvaa lähestymistapaa tulee soveltaa ainoastaan alueilla, joilla tarjousaluei-

den välisessä kapasiteetissa on vähemmän keskinäistä riippuvuutta ja jos voidaan 

osoittaa, että siirtoperusteisen lähestymistavan käyttö ei toisi lisäarvoa. Siirtover-

konhaltijat voivat yhdessä pyytää toimivaltaisia sääntelyviranomaisia soveltamaan 

koordinoituun nettosiirtokapasiteettiin perustuvaa menetelmää, jos asianomaiset 

siirtoverkonhaltijat kykenevät osoittamaan, ettei siirtoperusteiseen menetelmän 

soveltaminen olisi vielä tehokkaampaa verrattuna koordinoituun nettosiirtokapasi-

teettiin perustuvaan menetelmään samalla käyttövarmuuden oletetulla tasolla. 

Energiavirasto toteaa, että CACM suuntaviivat asettavat siirtoperusteisen menetel-

män ensisijaiseksi, josta poikkeamiseksi edellyttäisi, että siirtoverkonhaltijat osoit-

taisivat, ettei menetelmän soveltaminen olisi tehokkaampaa. 

Vuorokausimarkkinoille annettavan kapasiteetin laskennan osalta Energiavirasto 

katsoo, että siirtoverkonhaltijat eivät ole osoittaneet, että siirtoperusteinen mene-

telmä ei olisi tehokkaampi kuin nettosiirtokapasiteettiin perustuva menetelmä. Toi-

saalta Energiavirasto katsoo, että virastolle toimitetun aineiston perusteella ei voida 

myöskään todeta, että siirtoperusteinen menetelmä olisi juuri tehokkaampi kuin 

nettosiirtokapasiteettiin perustuva menetelmä verrattuna, mutta ensisijaisena me-

netelmänä siirtoperusteista menetelmää tulee soveltaa. 

Päivänsisäisille markkinoille annettavan kapasiteetin laskennan osalta Energiavi-

rasto toteaa, että siirtoverkonhaltijat eivät myöskään ole osoittaneet, että siirtope-

rusteinen menetelmä ei olisi tehokkaampi kuin koordinoituun nettosiirtokapasiteet-

tiin perustuva menetelmä. Täten siirtoperusteista menetelmää on pidettävä ensisi-

jaisena menetelmänä. Toisaalta Energiavirasto ymmärtää, että päivänsisäisten 

markkinoiden markkina-alustalla ei ole teknisesti mahdollista hyödyntää siirtope-

rusteisen laskennan parametreja eikä tätä päätöstä antaessa ole varmuutta siitä, 

että milloin alustalle voidaan kehittää tai onko edes mahdollista kehittää tarvittava 

kyvykkyys. Energiavirasto katsoo, että on perustelua soveltaa koordinoitua netto-

siirtokapasiteettiin perustuvaa menetelmää, kunnes päivänsisäisten markkinoiden 

markkina-alusta kykenee hyödyntämään siirtoperusteisen laskennan parametreja. 

Energiavirasto toteaa kuitenkin, että CACM suuntaviivoissa on erikseen vaadittu, 

että siirtoperusteisen menetelmä tulee ottaa käyttöön vasta sen jälkeen, kun mark-

kinaosapuolia on kuultu ja niille on annettu riittävästi aikaa valmistautua, jotta siir-

tyminen tapahtuisi sujuvasti. Energiavirasto katsoo, että 16.5.2018 toimitetun 

muutetun ehdotuksen toteutussuunnitelma mahdollistaa riittävän pitkän siirtymä-

ajan, jotta markkinaosapuolet voivat valmistautua menetelmän käyttöönottoon. 

Koordinoidun kapasiteetin laskijan roolista 

Energiavirasto katsoo, että muutettu ehdotus ei ole täysin selkeä niin sanotun koor-

dinoidun kapasiteetin laskijan ja yksittäisten siirtoverkonhaltijoiden roolien suh-

teen, etenkin liittyen dynaamisen stabiilisuuden laskentaan. Energiavirasto katsoo, 

että siirtokapasiteetinlaskenta on alueellinen tehtävä, jota hoitaa koordinoitu kapa-

siteetin laskija. Energiavirasto katsoo, että Fingridin tulee muiden alueen siirtover-

konhaltijoiden kanssa aloittaa tällä päätöksellä vahvistettavan menetelmän kehit-

täminen tarvittavilla prosesseilla ja toimilla, jotta koordinoitu kapasiteetin laskija 
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voi laskea alueellisesti myös dynaamiseen stabiilisuuden vaikutukset siirtokapasi-

teetteihin. Energiavirasto on myös sopinut muiden Nordic kapasiteetinlaskenta-alu-

eiden sääntelyviranomaisten kanssa, että alueen siirtoverkonhaltijoita pyydetään 

raportoimaan edistymisestään edellä mainitussa asiassa. Energiavirasto on myös 

sopinut alueen sääntelyviranomaisten kanssa pyytävänsä muutoksia tällä päätök-

sellä vahvistettavaan menetelmään vuoden 2018 aikana. Tässä muutospyynnössä 

tullaan tarkentamaan koordinoidun kapasiteetin laskijan ja yksittäisten siirtover-

konhaltijoiden vastuita ja rooleja kapasiteetinlaskennassa. 

Energiavirasto katsoo yhdessä muiden alueen sääntelyviranomaisten kanssa, että 

1. Koordinoitu kapasiteetin laskija laskee siirtokapasiteetit perustuen voima-

järjestelmän teknisiin rajoituksiin, joilla varmistetaan järjestelmän käyttö-

varma toiminta. Nämä käyttövarmuusrajat on määritelty CACM suuntavii-

voissa hyväksyttävissä oleviksi käyttörajoiksi, joilla varmistetaan verkon 

turvallinen toiminta, kuten termiset rajat, jänniterajat, oikosulkukestoisuus, 

sekä taajuusstabiilisuuden ja dynaamisen stabiilisuuden rajat. 

2. Jokaisen siirtoverkonhaltijan tulee toimittaa koordinoidulle kapasiteetin las-

kijalle käyttövarmuusrajat tarkoituksen mukaisessa formaatissa ja tarvit-

tava tieto kyseisten käyttövarmuusrajojen käyttämiseksi siirtokapasiteet-

tien laskennassa. Tarkoituksen mukainen formaatti käyttövarmuusrajojen 

laskennalle ei sisällä sellaista etukäteistä laskentaa yksittäiseltä siirtover-

konhaltijalta, jossa käyttövarmuusrajat muutettaisiin megawattiarvoilla il-

maistaviksi. 

Tietojen jakamisesta verkkomallia varten 

Ehdotettu kapasiteetin laskentamenetelmä käyttää kaikkien sääntelyviranomaisten 

hyväksyvää menetelmää yhteisestä verkkomallista. Energiavirasto katsoo yhdessä 

muiden Nordic kapasiteetin laskenta-alueen sääntelyviranomaisten kanssa, että 

alueen jokaisen siirtoverkonhaltijan tulee jakaa keskenään tarvittavat tiedot, mu-

kaan lukien dynamiikkadata, jotta tarkoituksenmukainen yhteinen verkkomalli voi-

daan kehittää. Lisäksi jokaisen alueen siirtoverkonhaltijan tulee aktiivisesti osallis-

tua tarkoituksenmukaisen yhteisen verkkomallin kehittämiseen. Koordinoitu kapa-

siteetin laskija tulee käyttämään siirtokapasiteettien laskennassa tarkoituksenmu-

kaista yhteistä verkkomallia, joka sisältää myös dynamiikkadatan. 

Muuta ehdotuksesta 

Energiavirasto katsoo, että 16.5.2018 toimitettu muutettu menetelmä pyrkii var-

mistamaan, että tarjousalueen sisäisten siirtojen ei annettaisi rajoittaa siirtokapa-

siteetteja. Lähtökohtana Energiavirasto pitää hyvänä, että käytettävissä olevat kor-

jaavat toimet, kuten vastakaupat, pyritään tekemään, jotta markkinoille annettavia 

kapasiteetteja ei rajoitettaisi. 

Energiavirasto katsoo, että 16.5.2018 toimitettu muutettu menetelmä on parantu-

nut läpinäkyvyyden suhteen ja sisältää sääntelyviranomaisten muutospyynnön mu-

kaisen listan julkistettavista asioista. 
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Energiavirasto katsoo, että 16.5.2018 toimitettu muutettu menetelmä voidaan hy-

väksyä, mutta samalla Virasto katsoo, että menetelmän kehittämisestä tulee edel-

leen seurata tiiviisti, jotta voidaan varmistua siitä, että CACM suuntaviivojen tavoit-

teet koordinoidusta kapasiteettien laskennasta tulevat täytetyiksi. Ehdotettua me-

netelmää tullaan testaamaan käytössä olevan menetelmän rinnalla, mikä antaa 

alueen sääntelyviranomaisille ja markkinaosapuolille lisätietoa uuden menetelmän 

toimivuudesta käytännössä sekä mahdollisista kehitystarpeista. Alueen sääntelyvi-

ranomaiset tulevat seuraamaan siirtoverkonhaltijoiden kehitystyön etenemistä tii-

viissä yhteistyössä sääntelyviranomaisten yhteistyöjärjestön ACERin kanssa. Sään-

telyviranomaiset tulevat tarvittaessa pyytämään muutoksia vahvistettavaan mene-

telmään. 

Energiavirasto katsoo, että Fingridin 16.5.2018 toimittama muutettu ehdotus Nor-

dic kapasiteetin laskenta-alueen yhteisestä kapasiteetin laskentamenetelmästä 

täyttää CACM suuntaviivojen vaatimukset. 

Sovelletut säännökset 

Komission asetus (EU) 2015/1222 3 artikla, 9 artikla, 12 artikla, 20–30 artiklat 

Laki sähkö- ja maakaasumarkkinoiden valvonnasta (590/2013) 36 §  

Muutoksenhaku 

Muutoksenhakua koskeva ohjeistus liitteenä. 

 

Liitteet Valitusosoitus Markkinaoikeuteen 

 

Approval by all Regulatory Authorities of CCR Nordic on the TSOs’ Proposal for a 

Capacity Calculation Methodology in accordance with Article 20.2 of Commission 

Regulation (EU) 2015/1222 of 24 July 2015 establishing a Guideline on Capacity Al-

location and Congestion Management on the Determination of Capacity Calculation 

Regions, 10 July 2018 

 

Annex 1, 10 July 2018 

 

All TSOs’ of the Nordic Capacity Calculation Region proposal for capacity calculation 

methodology in accordance with Article 20(2) of Commission Regulation (EU) 

2015/1222 of 24 July 2015 establishing a guideline on capacity allocation and con-

gestion management, 16 May 2018 

 

Jakelu Fingrid Oyj 

Tiedoksi  

 

 



  1 (2) 

   

   

  

  

 

 

Valitusosoitus 

1 Muutoksenhakuoikeus 

Energiaviraston päätökseen saa hakea muutosta valittamalla siten kuin hallintolainkäyttölaissa 

(586/1996) säädetään. Valituskelpoisella päätöksellä tarkoitetaan toimenpidettä, jolla asia on 

ratkaistu tai jätetty tutkimatta. 

Valitusoikeus on sillä, johon päätös on kohdistettu tai jonka oikeuteen, velvollisuuteen tai etuun 

päätös välittömästi vaikuttaa. 

2 Valitusviranomainen 

Valitusviranomainen Energiaviraston päätökseen on Markkinaoikeus. 

3 Valitusaika 

Valitus on tehtävä 30 päivän kuluessa päätöksen tiedoksisaannista. Valitusaikaa laskettaessa 

tiedoksisaantipäivää ei oteta lukuun. 

4 Valituskirjelmän sisältö 

Valitus tehdään kirjallisesti. Valituksen voi tehdä myös hallinto- ja erityistuomioistuinten asioin-

tipalvelussa osoitteessa https://asiointi2.oikeus.fi/hallintotuomioistuimet. Valituskirjelmässä on 

ilmoitettava: 

• valittajan nimi ja kotikunta 

• postiosoite ja puhelinnumero, joihin asiaa koskevat ilmoitukset valittajalle voi-

daan toimittaa  

• päätös, johon haetaan muutosta 

• miltä kohdin päätökseen haetaan muutosta ja mitä muutoksia siihen vaaditaan 

tehtäväksi sekä 

• perusteet, joilla muutosta vaaditaan. 

Valittajan, laillisen edustajan tai asiamiehen on allekirjoitettava valituskirjelmä. Jos valittajan 

puhevaltaa käyttää hänen laillinen edustajansa tai asiamiehensä tai jos valituksen laatijana on 

muu henkilö, on valituskirjelmässä ilmoitettava myös tämän nimi ja kotikunta. 

5 Valituskirjelmän liitteet 

Valituskirjelmään on liitettävä: 

• muutoksenhaun kohteena oleva päätös alkuperäisenä tai jäljennöksenä 

• todistus siitä, minä päivänä päätös on annettu tiedoksi tai muu selvitys valitus-

ajan alkamisajankohdasta sekä 

• asiakirjat, joihin valittaja vetoaa vaatimuksensa tueksi, jollei niitä ole jo aikai-

semmin toimitettu Energiavirastolle tai markkinaoikeudelle. 
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Asiamiehen on liitettävä valituskirjelmään valtakirja, jollei päämies ole valtuuttanut häntä suul-

lisesti valitusviranomaisessa. Asianajajan ja yleisen oikeusavustajan tulee esittää valtakirja ai-

noastaan, jos valitusviranomainen niin määrää. 

7 Valituskirjelmän toimittaminen valitusviranomaiselle 

Valituskirjelmä on toimitettava valitusajan kuluessa Markkinaoikeudelle, jonka osoite on: 

Markkinaoikeus 

Radanrakentajantie 5 

00520 Helsinki 

 

Faksi: 029 56 43300 

Sähköposti: markkinaoikeus@oikeus.fi 
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Approval by all Regulatory Authorities of CCR Nordic  

on the TSOs’ Proposal for a Capacity Calculation Methodology in 

accordance with Article 20.2 of Commission Regulation (EU) 2015/1222 of 

24 July 2015 establishing a Guideline on Capacity Allocation and 

Congestion Management on the Determination of Capacity Calculation 

Regions  

 
This document elaborates an agreement of All Regulatory Authorities of the CCR Nordic together 

with the Norges vassdrags og energidirektorat (NVE) (hereafter referred to as NRAs), agreed 

electronically 10 July, on the all TSOs of CCR Nordic together with Statnets’ (hereinafter referred 

to as TSOs) Proposal for a Capacity Calculation Methodology in accordance with Article 20.2 of 

Commission Regulation (EU) 2015/1222 of 24 July 2015 establishing a Guideline on Capacity 

Allocation and Congestion Management (hereafter referred to as respectively “CCM Proposal” and 

“Regulation 2015/1222”), as submitted in May 2018. 

 

This agreement of NRAs shall provide evidence that a decision on the amended CCM Proposal does 

not, at this stage, need to be adopted by ACER pursuant to Article 9(11) of Regulation 2015/1222. 

This agreement is intended to constitute the basis on which All Regulatory Authorities will each 

subsequently adopt a decision to the CCM Proposal pursuant to Article 9 (7) (b). 

 

The legal provisions relevant to the submission and approval of the CCM Proposal can be found in 

Articles 3, 9, 12 and 20-30 of Regulation 2015/1222. 

 

The CCM Proposal  

TSOs (original) proposal was submitted to NRAs 17th September 2017. NRAs Request for 

Amendment was later submitted to the TSOs 16th March 2018. The TSOs amended proposal was 

submitted 16th May 2018, whereas draft amended proposal was distributed informally for information 

and feedback 1 May 2018. 

 

Regulation 2015/1222 requires NRAs to consult and closely cooperate and coordinate with each other 

to reach agreement, and make decisions within six months following receipt of submissions of the last 

Regulatory Authority concerned. In the event that one or several regulatory authorities request an 

amendment to approve the proposal, the competent regulatory authorities shall decide on the amended 

proposal within two months following their submission. A decision is therefore required by each 

Regulatory Authority of the Nordic CCR (Denmark, Finland and Sweden) by 16 July 2018. 

 

NRAs’ position 

NRAs acknowledge that TSOs have improved the CCM Proposal compared to the initial version.  In 

general, the Capacity Calculation Methodology fulfils the NRAs request for amendments. Thus the 

amended CCM proposal should yield added welfare to the Nordic region by enabling more efficient 



  

 

utilisation of the capacity in the electricity system. The conditions for approving the amended proposal 

are fulfilled. Each Regulatory Authority of the Nordic CCM therefore agrees to approve the amended 

proposal in a national decision. 

Actions / conclusion 

NRAs have assessed, consulted and closely cooperated and coordinated to reach the agreement that 

the CCM Proposal meets the requirements of Regulation 2015/1222 and as such can be approved by 

all Regulatory Authorities of CCR Nordic. 

 

NRAs must therefore, on the basis of this agreement, make their national decisions by 16 July 2018. 

The CCM Proposal will be adopted upon the decision of the last NRA of CCR Nordic concerned. 

Following the national decisions by all, TSOs will be required to publish the CCM Proposal as 

approved, in line with Article 9(14) of Regulation 2015/1222. All TSOs must respect the 

implementation deadlines provided in the CCM Proposal. 

Next steps 

The Regulatory Authorities of the Nordic CCR has also reached an agreement on the next steps to be 

taken by the Regulatory Authorities of the Nordic CCR after the CCM Proposal, see Annex 1. 
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Annex 1 

Agreement by all Regulatory Authorities of CCR Nordic  

on the next step after the approval of TSOs’ Proposal for a Capacity 

Calculation Methodology in accordance with Article 20.2 of Commission 

Regulation (EU) 2015/1222 of 24 July 2015 establishing a Guideline on 

Capacity Allocation and Congestion Management on the Determination of 

Capacity Calculation Regions  

 

The CCM Proposal  

The TSOs (original) proposal for a Capacity Calculation Methodology was submitted to NRAs 17th 

September 2017. The NRAs made a Request for Amendment that was submitted to the TSOs 16th 

March 2018. The TSOs amended proposal was submitted to the NRAs 16th May 2018.  

 

The Regulatory Authorities of CCR Nordic together with the Norges vassdrags og energidirektorat 

(NVE) have assessed, consulted and closely cooperated and coordinated and have reach an agreement 

on 10 July 2018 that the CCM Proposal meets the requirements of Regulation 2015/1222 and as such 

can be approved. Each Regulatory Authority of the Nordic CCM has also agreed to approve the 

amended proposal in a national decision. These national decisions must be taken by 16 July 2018 at 

the latest.  

 

The next steps  

 

Although the Regulatory Authorities has agreed that CCM proposal is generally deemed compliant 

with relevant articles of Regulation 2015/1222, the Regulatory Authorities of CCR Nordic note that 

capacity calculation is a regional task which according to CACM should be assigned to the 

Coordinated Capacity Calculator (hereinafter referred to as “CCC”) in the Nordic Capacity 

Calculation Region. The proposal does not provide sufficient clarity on the roles in capacity 

calculation, especially regarding dynamic stability calculation. The Regulatory Authorities of CCR 
Nordic agree that the TSOs should start preparing to refine the now agreed methodology with 

processes and elements to enable for the CCC to handle dynamic stability in capacity calculation on a 

regional level. The Regulatory Authorities of CCR Nordic agree to ask the TSOs for updates on a 

regular basis. The Regulatory Authorities of CCR Nordic agree also to initiate a request for amendment 

of the Capacity Calculation Methodology to clarify the roles and responsibilities of the CCC and 

individual TSOs by the end of 2018.   

Without prejudice to each TSOs’ task to ensure operational security, all Regulatory Authorities of CCR 
Nordic agree that the model for operational capacity calculation for the Nordic region in the future 

includes that: 

1. CCC shall calculate the capacities using the technical limitations of the system needed to ensure 

secure system operation i.e. operational security limits, defined in CACM as the acceptable 



       

 

operating boundaries for secure grid operation such as thermal limits, voltage limits, short-

circuit current limits, frequency and dynamic stability limits. 

2. Each Nordic TSO is required to provide the operational security limits to the CCC in an 

appropriate format1 as well as all the relevant data needed to use the security limits in the 

regionally coordinated capacity calculation process. The appropriate format for the operational 

security limits shall not include any pre-calculation by the individual TSO where the operational 

security limits are transposed to flow limits presented with MW values.  

Other remarks  

This proposal considers the current Common Grid Model (CGM), which has been approved by all EU 

NRAs.2 All the Regulatory Authorities of CCR Nordic agrees, as regards the development and future 

use of a CGM for dynamic stability calculations each Nordic TSO is required to share all relevant data, 

including dynamic data, among the TSOs to ensure that an appropriate CGM can be developed. Also, 

each Nordic TSO is required to contribute actively to the development of an appropriate version of 

CGM, which includes also dynamic data. The CCC shall use the appropriate version of CGM for 

capacity calculation.  

Also, although the Regulatory Authorities of CCR Nordic and NVE have agreed to approve the 

methodology, the The Regulatory Authorities of CCR Nordic foresee that the methodology should be 

evaluated further to ensure that CACM objectives for coordinated capacity calculation are fully 

realized. The up-coming implementation process, especially the parallel runs, will give the Regulatory 
Authorities of CCR Nordic and market players valuable knowledge on how the methodology will work 

in practice and how it might be developed. The Regulatory Authorities of CCR Nordic will follow the 

work by the TSOs in close cooperation with NVE and the Agency for the Cooperation of Energy 

Regulators. The Regulatory Authorities of CCR Nordic agrees to come back with request for 

amendments when/if it is deemed appropriate.  

 

 

 

 

 

                                                 
1. Operational security limits can be effectively presented in appropriate units describing a specific power system physical property 

such as thermal limits in MVA, voltage limits per unit, frequency relative to nominal and dynamic stability limits per unit for 

voltages and damping for electromechanical oscillations. 

2. All TSOs’ proposal for a common grid model methodology in accordance with Article 17 of Commission Regulation (EU) 
2015/1222 of 24 July 2015 establishing a guideline on capacity allocation and congestion management  
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All TSOs of the Nordic Capacity Calculation Region, taking into account the following: 

Whereas 

 

(1) This document describes a common methodology developed by all Transmission System 

Operators (hereafter referred to as “TSOs”) of the Nordic Capacity Calculation Region (hereafter 

referred to as “CCR Nordic”) as defined in accordance with Article 15 of Commission Regulation 

(EU) 2015/1222 establishing a guideline on Capacity Allocation and Congestion Management 

(hereafter referred to as the “CACM Regulation”) regarding a methodology for Capacity 

Calculation (hereafter referred to as “CCM”) in accordance with Article 20 and Article 21 of the 

CACM Regulation.   

 

(2) This CCM takes into account the general principles, goals and other methodologies set in the 

CACM Regulation, Commission Regulation (EU) 2017/1485 of 2 August 2017 establishing a 

guideline on electricity transmission system operation (hereafter referred to as "SO Regulation"), 

and Regulation (EC) No 714/2009 of the European Parliament and of the Council of 13 July 2009 

on conditions for access to the network for cross-border exchanges in electricity (hereafter 

referred to as “Regulation (EC) No 714/2009”).  

 

(3) The goal of the CACM Regulation is the coordination and harmonisation of cross-zonal capacity 

calculation and capacity allocation in the day-ahead and intraday markets, and it sets requirements 

for the TSOs to cooperate on the level of capacity calculation regions (hereinafter referred to as 

“CCRs”), on a pan-European level and across bidding zone borders. The CACM Regulation also 

sets rules for establishing capacity calculation methodologies based either on the flow-based 

approach (hereafter referred to as “FB approach”) or the coordinated net transmission capacity 

approach (hereafter referred to as “CNTC approach”). 

 

(4) This CCM takes into account the Common Grid Model (hereafter referred to as “CGM”) 

methodology and assumes that the CGM developed accordingly, is available in order to execute 

capacity calculation for the day-ahead and intraday timeframes. Thus the frequency of the 

reassessment of intraday capacity depends on the availability of the CGM for the intraday 

timeframe. 

 

(5) This CCM also takes into account specific situations in the Nordic power system, incorporating 

active and reactive power flow and voltage analyses in steady state and, where appropriate, 

voltage and dynamic stability analyses. This entails that, in the long term, a CGM with dynamic 

data is to be developed in accordance with Article 19(6) of the CACM Regulation. 

 

(6) Article 9(9) of the CACM Regulation requires that the expected impact of the CCM on the 

objectives of the CACM Regulation is described. The impact is presented below (points (7) to 

(15) of this Whereas Section). 

 

(7) The CCM contributes to and does not in any way hamper the achievement of the objectives of 

Article 3 of the CACM Regulation. In particular, the CCM serves the objectives of promoting 

effective competition in the generation, trading and supply of electricity (Article 3(a) of the 

CACM Regulation), ensuring optimal use of the transmission infrastructure (Article 3(b) of the 

CACM Regulation), ensuring operational security (Article 3(c) of the CACM Regulation), 

optimising the calculation and allocation of cross-zonal capacity (Article 3(d) of the CACM 

Regulation), ensuring and enhancing the transparency and reliability of information (Article 3(f) 

of the CACM Regulation), contributing to the efficient long-term operation and development of 

the electricity transmission system and electricity sector in the Union (Article 3(g) of the CACM 
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Regulation), respecting the need for a fair and orderly market and fair and orderly price formation 

(Article 3(h) of the CACM Regulation) and providing non-discriminatory access to cross-zonal 

capacity (Article 3(j) of the CACM Regulation). 

 

(8) The CCM promotes effective competition in the generation, trading and supply of electricity 

(Article 3(a) of the CACM Regulation) since the CCM supports fair and equal access to the 

transmission system as it applies to all market participants on all bidding zone borders in CCR 

Nordic. Market participants will have access to the same reliable information on cross-zonal 

capacities and allocation constraints for day-ahead allocation, in a transparent way. The FB 

approach does not implicitly pre-select or exclude bids from market players and, hence the 

competitiveness of bidding is the only criteria on which bids of market players are selected during 

the matching, yet taking the significant grid constraints into consideration. The CCM applies 

remedial actions (hereafter referred to as “RAs”), increasing cross-zonal capacity and capacity on 

internal CNEs and PTCs in order to improve effective competition between internal and cross-

zonal trades, taking operational security and economic efficiency into account. 

 

(9) The CCM secures optimal use of the transmission capacity (Article 3(b) of the CACM 

Regulation) as it takes advantage of the FB approach, representing the limitations in the 

alternating current (hereafter referred to as “AC”) grids. There is no predefined and static split of 

the capacities on critical network elements (hereafter referred to as “CNE”), and the flows within 

CCR Nordic and between CCR Nordic and adjacent CCRs are decided based on economic 

efficiency during the capacity allocation phase. The CCM treats all bidding zone borders within 

the CCR Nordic and adjacent CCRs equally, and provides non-discriminatory access to cross-

zonal capacity. The CCM applies Advanced Hybrid Coupling (hereafter referred to as “AHC”) for 

the efficient integration of HVDC interconnections into the FB CCM. The approaches aim at 

providing the maximum available capacity to market participants within the operational security 

limits. For the intraday timeframe, a CNTC approach ensures better use of transmission capacity 

compared to the currently-applied method until the FB approach is implemented. Non-costly RAs 

are taken into account if they are available.  

 

(10) The CCM secures operational security (Article 3(c) of the CACM Regulation) as the grid 

constraints are taken into account in the day-ahead and intraday timeframe providing the 

maximum available capacity to market participants within the operational security limits, hereby 

not allowing for more cross-zonal exchange possibilities than can be supported by available costly 

RAs. This supports operational security in a short time perspective, where bidding zone re-

configuration will be used in a mid-term perspective and grid investments in the long-term 

perspective. 

 

(11) The CCM serves the objective of optimising the calculation and allocation of cross-zonal capacity 

in accordance with Article 3(d) of the CACM Regulation since the CCM is using the FB approach 

for the day-ahead timeframe and also for the intraday timeframe - when conditions for 

implementation have been fulfilled - providing optimal cross-zonal capacities to market 

participants. Better optimisation in the intraday timeframe, compared to current methods, can be 

achieved with a CNTC approach until a FB approach is implemented. Moreover, optimisation of 

capacity calculation is secured based on coordination between Nordic TSOs, hereby applying 

CGM and a Coordinated Capacity Calculator.  

 

(12) The CCM serves the objective of transparency and reliability of information (Article 3(f) of the 

CACM Regulation) as the CCM determines the main principles and main processes for the day-

ahead and intraday timeframes. The CCM enables TSOs to provide market participants with the 

same reliable information on cross-zonal capacities and allocation constraints for day-ahead and 

intraday allocation in a transparent way. To facilitate transparency, the TSOs should publish data 

to the market on a regular basis to help market participants to evaluate the capacity calculation 

process. The TSOs should engage stakeholders in dialogue to specify necessary and useful data to 
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this effect. The publication requirements are without prejudice to confidentiality requirements 

pursuant to national legislation.  

 

(13) The CCM does not hinder an efficient long-term operation in CCR Nordic and adjacent CCRs, 

and the development of the transmission system in the European Union (Article 3(g) of the 

CACM Regulation). The CCM, by taking most important grid constraints into consideration, will 

support efficient pricing in the market, providing the right signals from a long-term perspective. 

 

(14) The CCM contributes to the objective of respecting the need for a fair and orderly market and 

price formation (Article 3(h) of the CACM Regulation) by making available in due time the 

cross-zonal capacity to be released in the day-ahead and intraday market. 

 

(15) The CCM provides non-discriminatory access to cross-zonal capacity (Article 3(j) of the CACM 

Regulation). Application of RAs to increase capacity on internal constraints - based on 

operational security and economic efficiency - contributes to avoiding undue discrimination 

between internal and cross-zonal power exchanges. The CCM includes two tests to be fulfilled in 

order to increase the available margin on internal CNEs and PTCs. The test for operational 

security aims at quantifying available costly RAs in order to increase the available margin of 

internal CNEs and PTCs, without compromising operational security. The available margin of 

internal CNEs and PTCs will only be increased if costly RAs can be expected to be available and 

to have impact on the internal CNE/PTC (by applying node-to-line PTDF matrices). The test for 

economic efficiency aims at assessing if adding more available margin to an internal CNE/PTC, 

will increase social welfare. Both tests have to be fulfilled simultaneously in order to increase the 

available margin. The CCM also ensures a transparent and non-discriminatory approach to 

facilitate cross-zonal capacity allocation.  

 

(16) In conclusion, the CCM contributes to the general objectives of the CACM Regulation to the 

benefit of market participants and electricity end consumers. 

 

SUBMIT THE FOLLOWING CCM TO ALL REGULATORY AUTHORITIES OF THE CCR 

NORDIC:  

 

TITLE I  
General 

Article 1 
Subject matter and scope 

1. The CCM is the common methodology of TSOs in CCR Nordic in accordance with Article 20(2) 

and Article 21 of the CACM Regulation. 

 

2. This CCM applies solely to the CCR Nordic as defined in accordance with Article 15 of the 

CACM Regulation.  

 

3. This CCM covers the capacity calculation methodologies for the day-ahead and intraday 

timeframes. 

 

Article 2 
Definitions and interpretation 

1. For the purposes of the Proposal, the terms used shall have the meaning given to them in Article 2 

of Regulation (EC) 714/2009 of the European Parliament and of the Council of 13 July 2009 on 

conditions for access to the network for cross border exchanges in electricity and repealing 
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Regulation (EC) no 1228/2003, Article 2 of the Commission Regulation (EU) 2015/1222 of 24 

July 2015 establishing a guideline on capacity allocation and congestion management (hereafter 

referred to as “CACM Regulation”), Article 3 of Commission Regulation (EU) 2017/1485 of 2 

August 2017 establishing a guideline on electricity transmission system operation (hereafter 

referred to as "SO Regulation"), Article 2 of the Commission Regulation (EU) 2017/2195 of 23 

November 2017 establishing a guideline on electricity balancing (hereafter referred to as 

“Balancing Regulation”), and Article 2 of Commission Regulation (EU) No 543/2013 of 14 June 

2013 on submission and publication of data in electricity markets and amending Annex I to 

Regulation (EC) No 714/2009 of the European Parliament and of the Council (hereafter referred 

to as "Transparency Regulation").  

2. In addition, in this CCM, the following terms shall have the meaning below: 

a) “advanced hybrid coupling” (AHC) means the integration of HVDC interconnections, 

and AC interconnections between CCRs, in a FB approach by applying virtual bidding 

zones;  

b) “base case” means the CGM scenario for a specific market time unit, including the best 

available forecast for the state of the power system. The base case combines the expected 

grid topology, load and generation forecast on a nodal basis;  

c) “internal CNE” means a critical network element (CNE) that is located inside a bidding 

zone and that is limiting the amount of power that can be exchanged between bidding 

zones;  

d) “network element” means a component in the power system or several components in the 

power system, such as PTCs; 

e) “PTC” means power transfer corridor, being a set of several transmission lines or other 

grid components imposing a MW limit for operational security reasons; 

f) “snapshot” means like a photo of a TSO’s power system state taken from the TSOs’ 

control system, showing the voltage, currents, and power flows in the power system at the 

time of taking the photo;  

g) “unique identifier” means a consistent identifier over time; and 

h) “virtual bidding zone” means a bidding zone without any buy and sell orders from market 

participants. 

 

3. In this CCM, unless the context requires otherwise:  

a)  the singular indicates the plural and vice versa;  

b)  headings are inserted for convenience only and do not affect the interpretation of this 

CCM; and 

c)  any reference to legislation, regulations, directives, orders, instruments, codes or any 

other enactment shall include any modification, extension or re-enactment of it when in 

force. 

 

4. For the sake of clarity this CCM does not affect TSOs' right to delegate their task in accordance 

with the Article 81 of the CACM Regulation. In this CCM "TSO" shall refer to Transmission 

System Operator or to a third party whom the TSO has delegated task(s) to in accordance with the 

CACM Regulation, where applicable. However, the delegating TSO shall remain responsible for 

ensuring compliance with the obligations under the CACM Regulation.  
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TITLE 2  
Calculation of the inputs to capacity calculation for day-ahead and intraday timeframe 

 

Article 3 
Methodology for determining reliability margin 

1. The TSOs shall determine the reliability margin as follows:  

a) The reliability margin is determined for AC grid elements only.  

b) A probability distribution of the deviation between the expected and realized (observed) 

power flows is determined annually for each CNE or AC cross-zonal interconnection, 

based on historical snapshots of the CGM for different market time units. The realized 

(observed) power flows for each CNE or AC cross-zonal interconnection are obtained 

from the snapshot, where also the potential contingencies associated with this CNE or AC 

cross-zonal interconnection are taken into account. The net positions from the snapshot 

are used with the FB parameters or in the CGM to compute the expected power flows. 

The differences between the realized and expected power flows (in MW) form the 

prediction error distribution for each CNE or cross-zonal interconnection. The prediction 

errors shall be fitted to a statistical distribution that minimizes the modelling error. 

c) The reliability margin (hereafter referred to as “RM”) value shall be calculated by 

deriving a value from the probability distribution based on the TSOs risk level value as 

defined in Article 3(6). 

d) The unintended deviations of the physical electricity flows within a market time unit, 

caused by the adjustment of electricity flows within and between control areas, to 

maintain a constant frequency (frequency containment reserve), are not part of the 

reliability margin described in Article 3(1)(a) – 3(1)(c) and need to be assessed separately 

(“FCR margin”). The final RM value is the sum of the RM value and the FCR margin; the 

TSO shall send this RM values as input data to the coordinated capacity calculator 

(hereafter referred to as “CCC”). 

 

2. When the FB approach is applied, the principles for calculating the probability distribution of the 

deviations between the expected power flows at the time of the capacity calculation and realized 

power flows in real time are as follows: 

a) The methodology for RM determination described in Article 3(1)(a) – 3(1)(c) is applied 

on all CNEs; and  

b) Separate distributions are formed for capacities that are calculated based on CGMs for 

day-ahead and intraday capacity calculation timeframes. 

 

3. When the CNTC approach is applied, the principles for calculating the probability distribution of 

the deviations between the expected power flows at the time of capacity calculation and realized 

power flows in real time are as follows: 

a) The methodology for RM determination described in Article 3(1)(a) – 3(1)(c) is applied 

on all cross-zonal capacities; and 

b) Separate distributions are formed for capacities that are calculated based on CGMs for 

day-ahead and intraday capacity calculation timeframes. 

 

4. The uncertainties covered by the RM values, described in the Articles 3(2), and 3(3) are:  

a) Uncertainty in load forecast;  

b) Uncertainty in generation forecasts (generation dispatch, wind prognosis, etc.); 

c) Assumptions inherent in the generation shift key (hereafter referred to as “GSK”) 

strategy; 

d) Uncertainty in external trades to adjacent synchronous areas; 

e) Application of a linear grid model (with the power transfer distribution factors (hereafter 

referred to as the “PTDFs”)), constant voltage profile and reactive power; 
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f) Topology changes due to e.g. unplanned outages of network elements; 

g) Internal trade in each bidding zone; 

h) Grid model errors, assumptions and simplifications. 

 

5. The margin caused by the activation of the frequency containment reserve (hereafter referred to as 

“FCR”) shall be modelled separately and added to the RM, pursuant to Article 3(1)(d). The 

following approach shall be applied: 

a) The FCR power flow impact shall be computed for each CNE and cross-zonal 

interconnection based on historical information, forming FCR power flow distributions;  

b) The FCR margin value for each CNE and cross-zonal interconnection shall be calculated 

by deriving a value from the probability distribution based on the TSOs risk level value as 

defined in Article 3(6).  

 

6. The TSOs shall take into account the operational security limits, the power system uncertainties 

and the available RAs when determining the risk level for their CNEs and cross-zonal 

interconnections to ensure the system security and efficient system operation. This risk level shall 

determine how the RM value and FCR margin value shall be derived from their probability 

distributions. The risk level is defined as the area (cumulative probability) right of the RM value 

and FCR margin value in their probability distribution. The TSOs shall use the predefined risk 

level of 95%.  

 

7. The TSOs shall store the differences between the realized and expected flows in a database that 

allows the TSOs to make statistical analyses. 

 

8. The probability distributions, RM values, and FCR margin values, shall be stored in a 

standardized data format for each CNE and cross-zonal interconnection. The RM value shall be 

defined and stored as an absolute value (in MW). It may be converted for comparison purposes to 

a percentage of the CNE’s maximum flow (hereinafter referred to as “Fmax”) in the FB approach 

or cross-zonal capacity in the CNTC approach.  

 

9. The TSOs shall perform the calculation of the RM regularly and at least once a year applying the 

latest information, for the same period of analysis for the RM and FCR margins, on the 

probability distribution of the deviations between expected power flows at the time of capacity 

calculation and realized power flows in real time. 

 

Article 4 
Methodology for determining operational security limits 

1. The TSOs shall apply the same operational security limits as in the operational security analysis. 

These limits shall be defined in accordance with Article 25 of the SO Regulation. Each TSO shall 

provide the operational security limits to the CCC to be used in the capacity calculation. 

 

2. All operational security limits shall be respected both during the normal operation and in 

application of the N-1 criterion.  

 

Article 5 
Methodology for determining contingencies relevant to capacity calculation 

The TSOs shall apply the same contingencies as in the operational security analysis. These 

contingencies shall be defined in accordance with Article 33 of the SO Regulation. Each TSO shall 

provide these contingencies to the CCC to be used in the capacity calculation.  
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Article 6 
Methodology for determining allocation constraints 

1. TSOs may apply allocation constraints according to the requirements set in Article 23(3) of the 

CACM Regulation. The TSOs may apply either of the following allocation constraints: 

a) The combined import or export from one bidding zone to other neighbouring bidding 

zones shall be limited to a threshold value; 

b) Ramping rates: Ramping rates define the maximum flow changes on HVDC 

interconnections between market time units. Due to imbalances generated by flows on 

HVDC interconnections between market time units, ramping rates are needed in order to 

maintain the stability of the power system. Ramping rates ensure that the maximum flow 

change on HVDC interconnection between market time units is kept within the available 

balancing power reserves or within technical limits of HVDC interconnections. 

c) Implicit loss factors: The implicit loss factors on HVDC interconnections account for the 

power loss on HVDC interconnections by the following equation: 

Export quantity = (1 – "Loss Factor") * Import quantity 

The implicit loss factor is a correction mechanism for a negative external effect 

incentivising the market to respect the cost of electricity losses on HVDC 

interconnections in the market coupling. The implicit loss factor might be applied on an 

HVDC interconnector if an EU-wide welfare economic benefit can be demonstrated. 

 

2. Allocation constraints may be applied in both the DA and the ID timeframe. 

 

3. Each TSO applying the allocation constraints according to Article 6(1) shall communicate and 

justify application of those constraints to the market participants. 

 

4. The relevant TSOs shall provide the allocation constraints to the CCC.  

 

Article 7 
Methodology for determining generation shift keys (GSKs) 

1. GSKs shall define how a net position change in a given bidding zone shall be distributed to each 

production and load unit on that bidding zone in the CGM. These GSKs shall represent the best 

forecast of the relation of a change in the net position of a bidding zone to a specific change of 

generation or load in the CGM for each scenario. The forecast shall take into account the 

information received in accordance with Article 10 and Article 12 of the generation and load data 

provision methodology developed by all TSOs in accordance with Article 16 of the CACM 

Regulation. 

 

2. Each TSO shall select a GSK strategy from Table 1 for each bidding zone, aiming at an optimal 

GSK based on the following conditions: 

a) Production and load units that are, based on historical data and experience, sensitive to 

changes in market situation and flexible in changing their electrical output and intake and 

likely to be shifted shall receive a non-zero GSK factor; 

b) Non-flexible production units shall be ignored and shall receive a zero GSK factor; 

c) The TSO shall aim to find a GSK strategy that minimizes the prediction error between the 

forecasted and observed flows for all production and load units in each bidding zone for a 

certain time span. This is the GSK strategy that minimises the overall RM for the studied 

period;  

d) Each of the GSK strategies may be applicable for a bidding zone and applied from a 

single hour until all hours of the year; and 

e) Different GSK strategies may be optimal (meeting the requirement under c) for different 

bidding zones, countries or hours as the generation technology mixture varies between 

bidding zones or as the geographical distribution of generation and generation 

technologies varies significantly between zones. 
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3. Each TSO shall define the GSK strategy for each bidding zone from Table 1, and communicate 

the GSK strategy transparently to the market participants.  

 

4. The TSOs shall provide the selected GSK strategy for the CCC to be used in the capacity 

calculation for each bidding zone and the market time units for which the GSK strategy shall be 

valid.  

 

5. The TSOs shall make ex-post analysis of GSK strategy regularly. Using the latest available 

information, at least once a year or if significant changes occur in the power system, review and, 

if necessary, change the selected GSK strategy. 

 

Table 1. GSK strategies including both generation and load components.  

 

Strategy 

number 

Generation Load Description/comment 

0 kg kl Custom GSK strategy with individual set of GSK 

factors for each generator unit and load for each market 

time unit for a TSO 

1 max{Pg - Pmin, 0} 0 Generators participate relative to their margin to the 

generation minimum (MW) for the unit 

2 max{Pmax - Pg, 0} 0 Generators participate relative to their margin to the 

installed capacity (MW) for the unit 

3 Pmax 0 Generators participate relative to their maximum 

(installed) capacity (MW) 

4 1.0 0 Flat GSK factors for all generators, independently of the 

size of the generator unit 

5 Pg 0 Generators participate relative to their current power 

generation (MW)  

6 Pg Pl Generators and loads participate relative to their current 

power generation or load (MW) 

7 0 Pl Loads participate relative to their loading power (MW) 

8 0 1.0 Flat GSK factors for all loads, independently of size of 

load 

where 

kg : GSK factor [pu] for generator g 

kl : GSK factor [pu] for load l 

Pg : Current active generation [MW] for generator g 

Pmin : Minimum active generator output [MW] for generator g 

Pmax : Maximum active generator output [MW] for generator g 

Pload: Current active load [MW] for load l 

 

 

Article 8 
Rules for avoiding undue discrimination between internal and cross-zonal exchanges 

1. Internal and cross-zonal flows shall be given access to transmission capacity on equal and fair 

conditions. Deviations from this principle can only be justified by reasons of economic efficiency 

and operational security in accordance with Article 11. 
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2. TSOs shall take actions to avoid undue discrimination between internal and cross-zonal 

exchanges. Undue discrimination is understood as a situation where some flows are prioritized on 

grounds which cannot be justified by reasons of economic efficiency or operational security. 

 

3. In a short-term perspective, the TSOs shall, in accordance with Article 11, review the CNEs 

applied in capacity calculation, and which are limiting cross-zonal power exchange, at least every 

week to determine if inclusion of the CNEs in the capacity allocation is needed.  

 

4. To avoid undue discrimination between internal and cross-zonal flows, RA in MWh/h shall be 

added to the RAM of the internal CNEs, in line with the assessment of operational security and 

economic efficiency in accordance with Article 9 and 11. 

 

5. In a mid-term perspective, the TSOs shall review the existing bidding-zone configuration in 

accordance with Article 32 of the CACM Regulation. In this review, the TSOs shall study 

whether a reconfiguration of bidding zones would bring benefits in accordance with Article 33 of 

the CACM Regulation. 

 

6. In a long-term perspective, the TSOs shall consider efficient investments. 

 

7. TSOs shall perform a regular, at least annual, analysis on the amount of loop flows and internal 

flows on the CNEs having cross-border relevance in the Nordic power system. The analysis shall 

be reported to the NRAs.  

 

 

Article 9 
Methodology for determining remedial actions (RAs) to be considered in capacity 

calculation  

1. Each TSO shall define RAs to be applied in capacity calculation. The relevant RAs shall be 

coordinated between TSOs, clearly described, and communicated to other TSOs and the CCC. 

 

2. Each TSO shall take into account RAs in capacity calculation to allow for an increase in 

remaining available margin (hereafter referred to as “RAM”) on CNEs in line with the equation in 

Article 15(1) or for increase in cross-zonal capacity due to CNEs in line with equation in Article 

19(3). Costly RAs shall be applied for internal CNEs, if foreseen to be available for each capacity 

calculation timeframe and to contribute to an increased economic welfare at the EU-level, in 

accordance with Article 11. 

 

3. TSOs shall apply any of, or a combination of, the following RAs to fulfil Article 9(2): 

a) System protection schemes, being an automatic tripping of generation, consumption or grid 

elements in case of fault; 

b) Topology changes, being any changes in grid topology in order to minimise the effect of 

faults;  

c) Redispatching; and 

d) Countertrading. 

 

4. Each TSO shall quantify and list the RAs, according to Article 9(3), foreseen to be available in its 

own control area and to apply them in the capacity calculation, based on the following principles: 

a) Availability of costly and non-costly RAs shall be assessed on a daily basis and 

communicated to the CCC, taking into account: 

i. outage information 

ii. constraints on generation and consumption flexibility 

b) The list of RAs shall be based on information in the IGM and on historical bidding lists 

from the balancing market, taking into account the requirements for ancillary reserves 

according to Chapter 2 of Title III of the Balancing Regulation. 
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5. The TSOs shall regularly and at least once a year review the application of RAs in the capacity 

calculation in accordance with Article 27(4)(c) of the CACM Regulation. 

 

TITLE 3 
Detailed description of the capacity calculation approach for day-ahead timeframe 

 

Article 10 
Mathematical description of the applied capacity calculation approach with different 

capacity calculation inputs 

1. Capacity calculation approach for the day-ahead timeframe shall be the FB approach. The 

capacity calculation shall follow the process as presented in Article 31. 

 

2. The FB approach shall include: 

a) Simplified representation of the CNEs as a PTDF matrix, where each factor in the matrix, 

𝑃𝑇𝐷𝐹𝑗
𝐴, represents the percentage of 1 MW injected in bidding zone A, and extracted from a 

defined slack node, that will appear on the CNE "j" in accordance with Article 14; 

b) Remaining available margin (RAM) for each CNE, which shall be the amount of transmission 

capacity available for capacity allocation in the market coupling process, and determined in 

accordance with Article 15.  

 

3. For each CNE the single day-ahead coupling process shall apply the following constraint during 

the capacity allocation, i.e. the product of the NP vector and the PTDF matrix shall be less than or 

equal to the RAM vector: 

 

 NP ∙ PTDF ≤ RAM 

  

where NP refers to the vector of bidding zone net positions within the FB region, PTDF refers to 

the matrix of PTDFs for the bidding zones in the FB region calculated for the CNEs, and RAM 

refers to the vector of the remaining available margin for the CNEs. 

 

4. The PTDF and RAM shall form FB parameters describing the available transmission capacity 

between relevant bidding zones. 

 

5. The vector of bidding zone net positions, is calculated by the price coupling algorithm within 

single day-ahead coupling based on commercial offers and the FB parameters.  

 

6. The FB parameters are calculated by the CCC according to Articles 14 and 15, and input is given 

by the TSOs in accordance with Article 3 – 7, 9, 11, and 31. 

 

7. HVDC interconnections and AC interconnections between CCRs shall be managed by the 

advanced hybrid coupling, i.e. PTDFs and RAMs will be applied to the Nordic access node of 

those connections, where the Nordic access nodes shall be a virtual bidding zone. 

 

Article 11  
Impact of remedial actions (RAs) on CNEs 

1. CNEs located on the bidding zone border or within a bidding zone are subject to the capacity 

calculation in this CCM. 
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2. A list including CNEs located on bidding zone borders, and internal CNEs with impact on cross 

border trade, shall be provided by the TSOs or a service provider on at least a weekly basis and 

shall be derived from operational security analyses and scenarios applying the relevant CGM. 

 

3. The CNEs at this list are considered in capacity calculation. 

 

4. Internal CNEs provided to the capacity allocation, shall be justified based on operational security, 

employing an assessment of availability of RAs, and economic efficiency. 

 
5. If RAs are not available, or when their availability cannot be expected, according to Article 9, 

internal CNEs shall be taken into account in the capacity allocation without changing the RAM. 

 

6. For non-costly RAs to be expected to be available, the extent to which these relieve the flows on 

the internal CNE, shall be added to the RAM. 

 

7. For costly RAs to be expected to be available, the extent to which these relieve the flows on the 

internal CNE shall be added to the RAM only if the EU-wide economic efficiency of applying the 

costly RA can be demonstrated according to Article 11(8). 

 

8. The assessment of economic efficiency shall be based on a comparison of the expected socio-

economic cost of providing the CNE to the capacity allocation with and without the RAs added to 

the RAM in accordance with Article 15. 

 

9. The socio-economic assessment in article 11(8) shall be performed in the following way: 

a) Expected price of the necessary RAs (Pr) 

b) Expected technical efficiency of the RAs (Tr) 

c) Estimated risk premium for the RAs (Rr) 

d) Expected price difference between the relevant bidding zone and the adjacent bidding 

zone with the lowest price difference to the relevant bidding zone (the least expensive 

border) (Pcb) 

e) Expected technical efficiency of limiting the border capacity (Tcb) 

f) Find the lowest of the marginal welfare economic cost of RAs, and the marginal welfare 

economic cost of potentially limiting the DA cross-border trade by the following relation:  

 

 
𝑃𝑟

𝑇𝑟 ∗ (1 + 𝑅𝑟) <
𝑃𝑐𝑏

𝑇𝑐𝑏  

 

The right-hand side is the cost of not taking RA into account (not adding an RA element 

to RAM) and the left-hand side is the cost of taking RA into account (adding an RA 

element to RAM). 

g) If the inequality sign in f) applies, then the internal CNEs shall be submitted for capacity 

allocation, where the impact of RAs is reflected in the RA element in Article 15. 

h) The risk premium shall initially be set to zero. The risk premium shall be updated on a 

yearly basis, based on a statistical analysis of the RA application, and the uncertainty 

involved. 

 

10. TSOs shall evaluate the selection process of RAs in terms of the accuracy of the information that 

is input to this process, at least once a year. 
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Article 12 
Rules on the adjustment of power flows on CNEs or of cross-zonal capacity due to 

remedial actions (RAs) 

1. TSOs shall take into account in the capacity calculation RAs as defined in Article 9 to increase the 

cross-zonal capacity for the day-ahead timeframe. 

 

2. RAs shall be translated into resulting flows on each CNE by applying power system analyses for 

several relevant scenarios in the CGM, pursuant to Article 11. The resulting flow for each 

available RA on each CNE shall be added to the RAM of that CNE in accordance with Article 

15(1).  

 

Article 13 
Rules for taking into account previously allocated cross-zonal capacity 

1. TSOs shall take into account the previously-allocated capacity as follows:  

a) Capacity allocated for nominated Physical Transmission Rights (PTRs); and  

b) Capacity allocated for cross-zonal exchange of ancillary services, except those ancillary 

services in accordance with Article 22(2)(a) of the CACM Regulation.  

 

2. Previously allocated cross-zonal capacity shall be translated into resulting flows on each CNE by 

applying PTDFs. The resulting flow for each CNE shall be subtracted from the RAM of that CNE 

to define the RAM including the previously allocated cross-zonal capacity, in accordance with 

Article 14 and Article 15.  

 

Article 14 
A mathematical description of the calculation of power transfer distribution factors 

(PTDFs) for the FB approach 

1. The PTDF matrix is a linearized description of how the net position in each bidding zone impacts 

the flow on the CNEs. PTDFs shall be calculated by applying an AC load flow analysis software 

tool to the CGM with the simplifications necessary to create a linear approximation as described 

in this Article.  

 

2. PTDFs shall be calculated to represent the power system state after the contingency or 

disconnections, taking into account RAs.  

 

3. PTDFs shall be calculated with the following assumptions: 

a) The magnitude of voltage in each node is 1 pu; 

b) The resistance of the power system series elements are neglected (zero); and 

c) The difference between the voltage angles of adjoining nodes is small 

 

4. Taking into account these simplifications in load flow analysis, the PTDFs can be calculated for 

all nodes and transmission elements as: 

 

𝑃𝑇𝐷𝐹𝑗
𝛼 = 𝐵𝑗 ∗ (𝑍𝑏𝑢𝑠𝑖,𝛼 − 𝑍𝑏𝑢𝑠𝑘,𝛼) 

 

where 𝑃𝑇𝐷𝐹𝑗
𝛼 is the sensitivity for the transmission element "j" connecting the nodes "i" and "k" 

for the power injection in node "α" that is taken out at the defined slack node. Bj is susceptance 

between the nodes "i" and "k" of the grid element "j", Zbusi,α and Zbusk,α refers to elements in the 

bus impedance matrix.  

 

5. For the capacity allocation the nodal PTDFs as calculated under Article 14(4) shall be aggregated 

to one PTDF value for the whole bidding zone applying GSK factors for weighting each node as 

follows 
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𝑃𝑇𝐷𝐹𝑗
𝐴 = ∑ 𝐺𝑆𝐾𝛼𝑃𝑇𝐷𝐹𝑗

𝛼
𝛼  , and ∑ 𝐺𝑆𝐾𝛼 = 1𝛼  

where  

PTDFj
A is sensitivity of transmission element j to injection in bidding zone A;  

PTDFj
α is sensitivity of transmission element j of injection in node and  

GSKα is the weight of node  on the PTDF of bidding zone A. 

 

Article 15 
A mathematical description of RAM on CNE for the FB approach 

1. The RAM shall provide the capacity available for allocation. The RAM shall be calculated as 

follows: 

 
𝑅𝐴𝑀 =  𝐹𝑚𝑎𝑥 − 𝐹𝑅𝑀 +  𝑅𝐴 − 𝐹𝑟𝑒𝑓

′ − 𝐹𝐴𝑉 − 𝐴𝐴𝐶 

 

Fmax is the maximum allowed physical flow on a CNE, FRM is the flow reliability margin, RA is 

the impact of RAs, F’ref is the reference flow at zero net position in the linearized flow calculation 

applying computed PTDFs, FAV is the final adjustment value that may receive a positive or 

negative value in the validation stage in accordance with Article 17, and AAC is the already 

allocated capacity. 

  

2. Fmax shall be calculated by an AC load flow analysis and, where appropriate, a dynamic analysis 

using the CGM or regional model to ensure the secure grid operation, in accordance with Article 

32 of the SO Regulation.  

 

3. FRM shall be the flow reliability margin covering the uncertainty between the expected power 

flow at the time of the capacity calculation and the realized power flow in real time to be 

calculated in accordance with Article 3.  

 

4. RA shall be the RAs to increase RAM and defined in accordance with Article 9 and Article 11.  

 

5. F’ref shall be the reference flow at zero net position in the linearized flow calculation applying the 

computed PTDFs (see Figure 1). For each CNE "j", the F'ref,j shall be defined as follows: 

 

𝐹′𝑟𝑒𝑓,𝑗 = 𝐹𝑟𝑒𝑓,𝑗 − ∑ 𝑃𝑇𝐷𝐹𝑗
𝐴

𝐴

∙ 𝑁𝑃𝐴 

 

where Fref,j is the flow on the CNE "j" in the base case, NPA is the net positions in bidding zone 

"A" in the base case, and 𝑃𝑇𝐷𝐹𝑗
𝐴 are the PTDF values for this CNE "j". F’ref may be positive and 

shall be subtracted from the RAM or negative and shall be added to the RAM. 

 

6. The FB approach shall apply negative RAMs to the extent that the capacity allocation in the 

following timeframe will allow such negative values. When a negative RAM is calculated but not 

applied in capacity allocation, the RAM value shall be set to zero and the potential constraint shall 

be managed by RA. 
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Figure 1. Relation between flow, net position, and RAM (assuming the AAC to be zero). 

BC refers to the base case. 

 

 

Article 16 
Rules for sharing the power flow capabilities of CNEs among different CCRs 

 

1. AHC is applied for the interconnections to the neighbouring CCRs. The AHC shall expose the 

flows between CCR Nordic, and adjacent CCRs to competition for scarce grid resources on equal 

terms with other flows in CCR Nordic. 

 

2. The access node(s) for interconnections to an adjacent CCR shall be virtual bidding zone in CCR 

Nordic. 

 

3. PTDFs for the virtual bidding zone shall be calculated according to Articles 3 – 7, 9, 11, 14, and 

15. 

 

4. The virtual bidding zone and the related PTDFs shall be a part of the CCR Nordic FB capacity 

calculation. 

 

 

TITLE 4 
Methodology for the validation of cross-zonal capacity for day-ahead timeframe 

 

Article 17 
Methodology for the validation of cross-zonal capacity 

1. Each TSO shall perform the validation of cross-zonal capacities on its bidding zone border(s), 

defined by its CNEs, to ensure that the results of regional calculation of cross-zonal capacity will 

ensure operational security. When performing the validation, the TSOs shall consider operational 

security, taking into account new and relevant information obtained during or after the most 

recent capacity calculation.  
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2. During the validation of cross-zonal capacity, each TSO may change the FB parameters on any 

CNE according to Article 17(1) and 17(3).  

 

3. RAM defined in accordance with Article 15(1) may be adjusted during the validation by applying 

FAV to take into account relevant information known at the time of validation in accordance with 

Article 17(1). Each application of FAV needs to be justified by the TSOs applying it, by reporting 

on the need to apply FAV, and the rationale behind the FAV-value, towards the CCC and other 

TSOs. 

 

4. Each CCC shall, every three months, report all reductions made during the validation of cross-

zonal capacity to all NRAs of the Nordic CCR. This report shall include the location and amount 

of any reduction in cross-zonal capacity and shall give reasons for the reductions.  

 

5. The CCC shall coordinate with the neighbouring CCCs during the capacity calculation and 

validation. 

 

 

TITLE 5  
Detailed description of the capacity calculation approach for intraday timeframe 

 

Article 18 
Target capacity calculation approach  

The FB approach shall be the target capacity calculation approach for the intraday timeframe. The 

CNTC approach shall be applied in the intraday timeframe until conditions to implement FB approach 

described in Article 32 have been fulfilled.  

 

Article 19 
Mathematical description of the applied capacity calculation approach with different 

capacity calculation inputs 

1. Inputs to the CNTC approach shall be: 

a) CGM, which presents the forecasted state of the power system for the intraday timeframe; 

b) GSKs in accordance with Article 7; 

c) Contingencies in accordance with Article 5; and  

d) Operational security limits in accordance with Article 4.  

 

2. AC load flow analysis shall reveal the voltage (magnitude and angle) on each node of the CGM, 

power flows (active and reactive power) and losses on each serial component of the CGM. 

Voltages and power flows can be calculated when load (outtake) and generation (injection) in 

each node of the CGM is known. The active and reactive power flows in steady state shall be 

calculated as follows: 

 

Si = Pi + jQi = (PGi – PLi – PTi) + j(QGi – QLi – QTi) 

 

where Si is the net apparent power coming to node i, Pi is the net active power coming to node i, 

Qi is the net reactive power coming to node i, PGi is the active power coming to node i from the 

connected generators, PLi is the active power from node i to the connected load, PTi is the active 

power going from node i to the connected transmission lines, QGi is the reactive power coming to 

node i from the connected generators, QLi is the reactive power from node i to the connected load 

and QTi is the reactive power going from node i to the connected transmission lines. 
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3. Cross-zonal capacity shall be calculated as follows: 

CZC = TTC - AAC - RM, 

where TTC is the maximum allowed power exchange of active power between adjoining bidding 

zones respecting N-1 criteria and operational security limits taking into account RAs, rules for 

undue discrimination and rules for efficiently sharing the power flow capabilities of CNEs among 

different bidding zone borders, AAC refers to previously allocated capacity, and RM refers to 

reliability margin.  

 

 

Article 20 
Rules for taking into account previously allocated cross-zonal capacity 

Cross-zonal capacities shall be reduced, where appropriate, by the amount of previously allocated 

capacities in the day-ahead timeframe and in accordance with Article 13. In case previously allocated 

capacity is bigger than CZC on a bidding zone border, defined in accordance with Article 19(3), the 

relevant TSO(s) shall provide zero cross-zonal capacity for the capacity allocation and use RAs to 

ensure operational security.  

  

Article 21 
Rules on the adjustment of power flows on CNEs or of cross-zonal capacity due to RAs 

TSOs shall take into account in the capacity calculation RAs as defined in Article 9 to increase the 

cross-zonal capacity for the intraday timeframe. After calculating the maximum power exchanges 

between bidding zones without RAs, necessary adjustments taking into account RAs are executed in 

the CGM and maximum power exchanges between bidding zones taking into account RAs shall be 

recalculated.  

 

Article 22 
A mathematical description of the calculation of power transfer distribution factors for 

the FB approach  

Article 14 shall apply for intraday timeframe. 

 

Article 23 
A mathematical description of remaining available margins on critical network 

elements for the FB approach 

Article 15 shall apply for intraday timeframe.  

 

Article 24 
Rules for calculating cross-zonal capacity, including rules for efficiently sharing power 

flow capabilities of CNEs among different bidding zone borders for the CNTC 
approach 

1. The capacity calculation approach shall, in accordance with Article 29(8) of the CACM 

Regulation: 

a) use CGM, generation shift keys and contingencies to calculate maximum power exchange 

on bidding zone borders, which shall equal the maximum calculated exchange between 

two bidding zones on either side of the bidding zone border respecting operational 

security limits; 

b) adjust maximum power exchange using RAs taken into account in capacity calculation; 

c) adjust maximum power exchange, applying rules for avoiding undue discrimination 

between internal and cross-zonal exchanges; 
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d) apply the rules for efficiently sharing the power flow capabilities of different CNEs 

among different bidding zone borders; and 

e) calculate cross-zonal capacity, which shall equal the maximum power exchange, adjusted 

according to b), c), and d), and taking into account the reliability margin and previously 

allocated cross-zonal capacity.  

 

2. According to Article 29(8)(a) of the CACM Regulation, the following shall apply:  

a) The calculation of the maximum power exchange on a bidding zone border consists of 

contingency analysis taking into account relevant operational security limits as defined in 

Article 4 and 5.  

b) The calculation of maximum power exchanges in accordance with Article 24(1)(a) for 

each market time unit. The contingency analyses shall investigate probable scenarios, 

where applicable, finding the maximum power exchanges not violating operational 

security limits, as defined in line with Article 4 and 5. In the contingency analyses, GSKs 

will be applied scaling the net positions of the bidding zones, in order to adjust the power 

exchange over the studied bidding zone border(s).  

  

3. According to b) and c) of Article 29(8) of the CACM Regulation, the following shall apply: 

a) The maximum power exchange from Article 24(2) shall be adjusted by using RAs as 

defined in accordance with Article 9  

b) The maximum power exchanges from Article 24(2) shall be adjusted by applying rules 

for undue discrimination between internal and cross-zonal exchanges as defined in 

accordance with Article 8.  

 

4. According to d) of Article 29(8) of the CACM Regulation, the following shall apply: 

a) Sharing rules may be applied for interdependent bidding zone borders to share capacities 

efficiently among the different bidding zone borders. Zone-to-zone PTDF matrices may 

be used to evaluate on which bidding zone borders sharing rules may be applied; and  

b) The sharing rules shall ensure the maximization of cross-zonal trading possibilities. 

c) Sharing rules are defined by an iterative method adjusting the flows on interdependent 

cross-zonal borders in order to find simultaneously feasible maximum exchanges on those 

borders for each CGM scenario.  

d) The iterative method shall respect operational security limits and allocation constraints  

e) Re-evaluation of the interdependencies between bidding zones borders shall be carried 

out regularly in accordance with the timeframe set in Article 31 of the CACM Regulation, 

and shall be made available by the CCC together with a justification for the applied 

sharing rules. 

 

5. According to e) of Article 29(8) of the CACM Regulation the following shall apply. Cross-zonal 

capacity shall equal the maximum power exchange calculated in accordance with Article 24(2), 

Article 24(3) and Article 24(4) adjusting exchanges with reliability margin calculated for each AC 

bidding zone border in accordance with Article 3 and previously allocated cross-zonal capacity in 

accordance with Article 20.  

  

Article 25 
Rules for sharing the power flow capabilities of CNEs among different CCRs 

 

1. Adjoining bidding zones in neighbouring CCR(s) shall be taken into account in the capacity 

calculation in CCR Nordic. Cross-zonal capacities on bidding zone borders between CCR Nordic 

and neighbouring CCRs shall be calculated using CGMs and relevant information from these 

adjoining bidding zones in coordination with the neighbouring CCC(s).  

 

2. If there is difference in the cross-zonal capacity on the bidding zone border to the neighbouring 

CCR, the lower value of the cross-zonal capacity shall be used for the capacity allocation. 
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TITLE 6  
Methodology for the validation of cross-zonal capacity for intraday timeframe 

 

Article 26 
Methodology for the validation of cross-zonal capacity 

1. Each TSO shall perform the validation of cross-zonal capacities on its bidding zone border(s) in 

accordance with Article 17.  

 

2. For the CNTC approach, the rules for splitting the corrections of cross-zonal capacity shall follow 

the same sharing rules as described in Article 24(4). The TSOs shall reduce the cross-zonal 

capacity in a manner that minimizes the negative impact on the market by applying the same rules 

for splitting the cross-zonal capacity as is described in Article 24(4).  

 

TITLE 7  
Miscellaneous 

 

Article 27 
Reassessment frequency of cross-zonal capacity for the intraday timeframe 

1. First assessment of intraday cross-zonal capacity shall be done based on CGMs for day-ahead 

capacity calculation timeframe and the results of the single day-ahead coupling. The cross-zonal 

capacity shall be released to the intraday market without undue delay. The frequency of the 

reassessment of intraday cross-zonal capacity shall be dependent on the availability of input data 

relevant for capacity calculation, as well as any events impacting the cross-zonal capacity. 

2. Reassessment of intraday cross-zonal capacity shall be done at the frequency the CGM for the 

intraday timeframe is made available in accordance with the CGM methodology developed in line 

with Article 17 of the CACM Regulation and in case of a fault in the power system. The latest 

available CGM is applied in the reassessment of cross-zonal capacities. Any change in cross-

zonal capacity due to a reassessment shall be released to the intraday market without undue delay. 

 

Article 28 
Fallback procedure if the initial capacity calculation does not lead to any results 

When capacity calculation does not lead to any results, cross-zonal capacities from the annual, 

monthly, or more recent long-term capacity calculations are provided as cross-zonal capacity for day-

ahead and intraday timeframes. 

  

Article 29 
Monitoring data to the national regulatory authorities 

1. All technical and statistical information related to this CCM shall be made available upon request 

to the NRAs in the CCR Nordic. 

 

2. Monitoring data shall be provided to the NRAs in the CCR Nordic as a basis for supervising a 

non-discriminatory and efficient congestion management in CCR Nordic, regularly at least on a 

quarterly basis, consisting of at least the following information: 

a. Information on the application of RAs. 
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b. The non-zero shadow prices of the constraints in the capacity allocation, to be provided 

by NEMOs. 

 

3. Any data requirements mentioned above should be managed in line with confidentiality 

requirements pursuant to national legislation.  

 

Article 30 
Publication of data 

1. The TSOs shall, in compliance with national legislation and in accordance with Article 3(f) of the 

CACM Regulation, and in addition to the data items and definitions of Transparency Regulation, 

publish the following on a regular basis and as soon as possible:  

a) A list of all CNEs that are considered and used in the capacity allocation for each market time 

unit. Each CNE shall be presented with a unique identifier, and it shall be clear on which 

bidding zone border or which bidding zone the CNE is located;  

b) Information for each market time unit which shall include the following: 

i. all components of the RAM, i.e. FRM, Fmax, Fref´, RA, AAC, and FAV, for each 

CNE that are provided to capacity allocation;  

ii. allocation constraints and CNEs having impact on the cross-border capacity; 

iii. zone-to-slack PTDF matrix;  

iv. The base case power flows (Fref) for each CNE that are provided to capacity 

allocation, on an ex-post weekly basis; 

2. The above mentioned publication requirements are without prejudice to confidentiality 

requirements pursuant to national legislation.  

 

Article 31 
Capacity calculation process 

The capacity calculation process for the day-ahead timeframe is shown in Figure 2. The figure 

identifies the roles of the entities involved, and the input and output data in the capacity calculation 

process. Same process shall apply for the intraday capacity calculation process. 

 

 

 
Figure 2. Roles of the entities involved, and input and output data, in the capacity calculation process 

for the day-ahead timeframe. MCO means Market Coupling Operator, and the Merging agent delivers 

the CGM. 

* CNEs to be defined at least on weekly basis applying relevant historical CGMs. 
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TITLE 8  

Final Provisions 

Article 32 
Publication and Implementation  

1. The TSOs shall publish the CCM without undue delay after all NRAs in the CCR Nordic have 

approved the CCM or a decision has been taken by the Agency for the Cooperation of Energy 

Regulators in accordance with Article 9(10), Article 9(11) and 9(12) of the CACM Regulation 

regarding the methodology. 

 

2. The TSOs shall implement the CCM on all bidding zone borders within the CCR Nordic after the 

CGM methodology developed in accordance with Article 17 of the CACM Regulation, the market 

coupling operator function developed in accordance with Article 7(3) of the CACM Regulation, 

the relevant requirements set in algorithm submitted in accordance with Article 37(5), and the 

coordinated capacity calculator in CCR Nordic has been set up in accordance with Article 27 of 

the CACM Regulation, are implemented in the CCR Nordic. The milestones and the criteria for 

implementing the CCM are presented in Table 2 and 3. A milestone is reached after all criteria 

listed above in the table for that milestone are being met. 

 

3. Parallel runs according to Article 20 of CACM Regulation may start in the beginning of 2020 at 

the earliest due to time required for procurement, development and testing of the industrial FB 

capacity calculation tool. 
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Table 2. Milestones and criteria for implementation of FB approach for day-ahead timeframe.  

# Milestone Criteria to be met before moving to the next milestone 

1 Market simulations in 

Simulation Facility 

using prototype FB tool  

(overlapping with 

milestone #2) 

 Requirements/specifications for the industrialized tool are 

finished and are based on the CCM and the experience gained by 

using the prototype tool; 

 In order to increase transparency, stakeholders are involved in 

the development of stakeholder information tool; 

 NRAs have approved the CCM. 

2 Investment decision - 

FB industrialized tool 
 Minimum of one year of FB market simulations (as described 

under milestone #1), where:  

o FB approach is not proven to be less efficient compared 

to NTC, at the same level of operational security; 

o FB approach is not proven to decrease system security, 

at the same level of efficiency; 

o FB approach is reliable in producing capacity 

calculation parameters and results. 

 Market simulation results are published to the stakeholders; 

 GSK and FRM methodologies are fully developed and ready for 

implementation; 

 CGMs are available and can be applied in the capacity 

calculation. 

 KPIs for a go-live of the FB approach have been specified, in 

dialogue with NRAs and stakeholders. 

3 Parallel runs including 

FB and NTC 
 Parallel runs are performed in real NEMO systems (single day-

ahead coupling) and capacity calculation parameters are 

submitted to NEMOs daily as with current NTC approach:  

o Precondition is that Euphemia is able to handle FB 

parameters for a larger area including CCR Nordic when 

performing calculations for the geographical scope of 

single day-ahead coupling.  

 At the minimum 12 months of continuous parallel runs, where:  

o FB approach is not proven to be less efficient compared 

to NTC, at the same level of operational security; 

o FB approach is not proven to decrease system security, 

at the same level of efficiency; 

o FB approach is reliable in producing capacity 

calculation parameters and results.  

 Results from the parallel runs, and the KPIs, are published daily. 

 KPIs for a go-live of the FB capacity calculation have been met. 

 A final, exhaustive and binding list of all publication items, 

metrics and indicators, has been consulted with NRAs and 

stakeholders. 

4 FB go-live   
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Table 3. Milestones and criteria for implementation of CNTC approach and FB approach for intraday 

timeframe.  

# Milestone Criteria to be met before moving to the next milestone 

1 CGMs applied in 

capacity calculation 

using current NTC 

approach 

 GSK and RM methodologies are fully developed and ready for 

implementation. 

 Coordination in capacity calculation implemented.  

2 CNTC go-live  FB approach fully developed, tested in day-ahead and intraday, and: 

o not proven to be less efficient compared to NTC, at the same 

level of operational security; 

o not proven to decrease system security, at the same level of 

efficiency; 

o reliable in producing capacity calculation parameters and 

results. 

 Single intraday coupling (SIDC) ready to support FB approach.  

3 FB go-live  

 

 

Article 33 
Language 

The reference language for this CCM shall be English. For the avoidance of doubt, where TSOs need 

to translate this CCM into their national language(s), in the event of inconsistencies between the 

English version published by TSOs in accordance with Article 9(14) of the CACM Regulation and 

any version in another language, the relevant TSOs shall be obliged to dispel any inconsistencies by 

providing a revised translation of this CCM to their relevant national regulatory authorities. 
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