Projekt z 04.05.2021
UZASADNIENIE
do projektu rozporządzenia Ministra Klimatu i Środowiska w sprawie systemu pomiarowego

1. Potrzeba i cel wydania rozporządzenia

Projekt rozporządzenia jest realizacją delegacji ustawowej zawartej w art. 11x ust. 2 ustawy z dnia 10 kwietnia 1997 r. - Prawo energetyczne (Dz. U. z 2021 r. poz. 716 i 868), zwanej dalej „ustawą”, która nakłada na ministra właściwego do spraw energii, obowiązek uregulowania w nim, w porozumieniu z ministrem właściwym do spraw informatyzacji, następujących zagadnień: 
1)	wymagania funkcjonalne, jakie spełnia system pomiarowy;
2)	wymagania w zakresie bezpieczeństwa systemu pomiarowego, w tym ochrony tego systemu przed nieuprawnioną ingerencją w ten system oraz nieuprawnionym dostępem do informacji rynku energii;
3)	wymagania, jakie spełniają:
a)	układy pomiarowo-rozliczeniowe w zakresie energii elektrycznej w zależności od miejsca ich instalacji oraz ich przeznaczenia innego niż określone w pkt 9,
b)	dane pomiarowe oraz inne informacje rejestrowane przez licznik zdalnego odczytu,
c)	polecenia odbierane przez licznik zdalnego odczytu, a także warunki ich przesyłania,
d)	dane pomiarowe oraz polecenia wysyłane przez licznik zdalnego odczytu do urządzeń w gospodarstwie domowym, a także warunki ich przesyłania;
4)	standardy komunikacji pomiędzy licznikiem zdalnego odczytu a systemem zdalnego odczytu;
5)	sposób funkcjonowania liczników zdalnego odczytu w trybie przedpłatowym oraz sposób dokonywania rozliczeń w tym trybie;
6)	sposób wyznaczania zastępczych danych pomiarowych oraz skorygowanych danych pomiarowych;
7)	sposób wyznaczania wskaźników skuteczności i niezawodności komunikacji 
w systemie pomiarowym;
8)	szczegółowy zakres danych pomiarowych i innych informacji pozyskiwanych 
z licznika zdalnego odczytu;
9)	wymagania, jakie spełnia licznik zdalnego odczytu, aby umożliwić skomunikowanie z urządzeniami odbiorcy energii elektrycznej w gospodarstwie domowym;
10)	informacje przekazywane odbiorcy końcowemu, o którym mowa w art. 11t ust. 1 lub 6 ustawy, o liczniku zdalnego odczytu oraz o przetwarzaniu jego danych osobowych.
Dodatkowo, projekt rozporządzenia stanowi wypełnienie obowiązku określonego 
w art. 19 ust. 3 dyrektywy Parlamentu Europejskiego i Rady (UE) 2019/944 z dnia 5 czerwca 2019 r. w sprawie wspólnych zasad rynku wewnętrznego energii elektrycznej oraz zmieniającej dyrektywę 2012/27/UE (Dz. Urz. UE L 158 z 14.06.2019, str. 125) (zwanej dalej „Dyrektywą”), zgodnie z którym Państwa Członkowskie przystępujące do wprowadzania inteligentnych systemów opomiarowania przyjmują i publikują minimalne wymagania funkcjonalne 
i techniczne dotyczące inteligentnych systemów opomiarowania, które mają zostać wprowadzone na ich terytoriach. 
Projekt rozporządzenia został sporządzony z uwzględnieniem wymagań określonych m.in. w następujących aktach prawnych i dokumentach:
1) Ustawa z dnia 11 maja 2001 r. - Prawo o miarach (Dz. U. z 2020 r. poz. 2166) wraz z aktami wykonawczymi;
2) [bookmark: _Hlk66198581]Rozporządzenie Ministra Gospodarki z dnia 4 maja 2007 r. w sprawie szczegółowych warunków funkcjonowania systemu elektroenergetycznego (Dz. U. z 2007 r. Nr 93 
poz. 623 z późn. zm.), zwane dalej „rozporządzeniem systemowym”;
3) Zalecenie Komisji Europejskiej z dnia 9 marca 2012 r. w sprawie przygotowań do rozpowszechnienia inteligentnych systemów pomiarowych (2012/148/UE) (Dz. Urz. UE L 73 z 13.03.2012, str. 9);
4) Wzorcowa specyfikacja techniczna dla postępowań przetargowych na dostawę infrastruktury licznikowej dla systemów AMI z 11 marca 2014 r. (BIP URE: https://ise.ure.gov.pl/ise/aktualnosci/5681,Zaproszenie-do-konsultacji-publicznych-wzorcowej-specyfikacji-technicznej-w-prze.html.).
	Projekt rozporządzenia został opracowany przy zaangażowaniu zespołu funkcjonującego przy ministrze właściwym do spraw energii (Zespół do spraw wprowadzenia w Polsce inteligentnego opomiarowania powołanego przez Ministra Energii Zarządzeniem z dnia 24 października 2018 r.). Przy opracowywaniu koncepcji inteligentnego opomiarowania oraz wymagań techniczno-funkcjonalnych zostały wzięte pod uwagę odpowiednie dostępne normy, w tym normy umożliwiające interoperacyjność oraz najlepsze praktyki i doświadczenia z wykonanych wdrożeń inteligentnego opomiarowania w Polsce i w Europie. Przykładowo są to następujące normy: PN-EN 13757-4, PN-EN 50470-1, PN-EN 50470-3, PN EN 61000-4-30, PN-EN 62053-22, PN-EN 62053-23, PN-EN 62053-24, PN-EN 62055-31, PN-EN 62056-21, PN-EN 62586-1, PN-EN 62586-2. Opracowane wymagania zapewniają interoperacyjność inteligentnych systemów opomiarowania jak również ich zdolność do generowania danych wyjściowych na potrzeby konsumenckich systemów zarządzania energią.
W obecnie obowiązującym systemie prawnym przedmiotowe zagadnienia są częściowo uregulowane w rozporządzeniu systemowym. W załączniku nr 1 do rozporządzenia systemowego w pkt 5 i 6 określono odpowiednio wymagania techniczne dla układów pomiarowo-rozliczeniowych energii elektrycznej oraz wymagania techniczne dla systemów pomiarowo-rozliczeniowych. Zgodnie z tymi przepisami sieć o napięciu znamionowym 
110 kV i wyższym oraz urządzenia, instalacje i sieci podmiotów przyłączonych do sieci 
o napięciu znamionowym 110 kV i wyższym powinny być wyposażone w układy pomiarowo
-rozliczeniowe energii elektrycznej realizujące co najmniej funkcje pomiaru energii czynnej 
i biernej w dwóch kierunkach. Rozwiązania techniczne dla układów pomiarowo
-rozliczeniowych energii elektrycznej uzależnia się od wielkości mocy znamionowej przyłączanego urządzenia, instalacji lub sieci. Dla układów pomiarowo-rozliczeniowych energii elektrycznej kategorii 1 i 2 wymagane są dwa równoważne układy pomiarowe: układ pomiarowo-rozliczeniowy energii elektrycznej podstawowy i rezerwowy. Układy pomiarowo
-rozliczeniowe przedsiębiorstw energetycznych zajmujących się przesyłaniem lub dystrybucją energii elektrycznej za pomocą sieci o napięciu znamionowym 110 kV i wyższym oraz układy pomiarowo-rozliczeniowe energii elektrycznej podmiotów przyłączonych do sieci o napięciu znamionowym 110 kV i wyższym powinny być wyposażone w systemy automatycznej rejestracji danych. Ponadto, określa się miejsce zainstalowania układów pomiarowo
-rozliczeniowych energii elektrycznej w zależności od kategorii podmiotu przyłączonego do sieci, miejsca przyłączenia, itd. I tak, zgodnie z pkt 5.10 załącznika nr 1 do ww. rozporządzenia, układ pomiarowo-rozliczeniowy instaluje się:
1) po stronie górnego napięcia transformatorów blokowych i transformatorów potrzeb ogólnych jednostek wytwórczych przyłączonych do sieci o napięciu 110kV i wyższym;
2) po stronie 110 kV transformatorów NN/110 kV stanowiących miejsce przyłączenia urządzeń, instalacji lub sieci innych podmiotów;
3) po stronie górnego napięcia transformatorów lub w polach liniowych o napięciu znamionowym 110 kV i wyższym stanowiących miejsca przyłączenia odbiorców końcowych;
4) w polach liniowych o napięciu znamionowym 110 kV i wyższym linii stanowiących połączenie krajowego systemu elektroenergetycznego z systemami elektroenergetycznymi innych państw;
5) w polach liniowych o napięciu znamionowym 110 kV linii stanowiących połączenia pomiędzy sieciami operatorów systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego;
6) na zaciskach generatorów jednostek wytwórczych świadczących usługi systemowe oraz jednostek wytwórczych, dla których wymagane jest potwierdzenie przez operatora systemu przesyłowego elektroenergetycznego ilości energii elektrycznej, niezbędne do uzyskania świadectwa pochodzenia w rozumieniu ustawy.
Jeżeli chodzi o wymagania techniczne dla systemów pomiarowo-rozliczeniowych to systemy pomiarowo-rozliczeniowe powinny realizować funkcje zdalnego odczytu danych pomiarowych z systemów automatycznej rejestracji danych, funkcja zdalnego odczytu danych pomiarowych z systemu automatycznej rejestracji danych powinna zaś zapewniać pozyskiwanie danych pomiarowych z układów pomiarowych wyposażonych w system automatycznej rejestracji danych poprzez kanały telekomunikacyjne spełniające wymagania określone 
w pkt 4.2 załącznika nr 1 do rozporządzenia systemowego. Dane pomiarowe powinny być pozyskiwane wraz ze znacznikami jakości nadawanymi przez system automatycznej rejestracji danych na potrzeby weryfikacji danych pomiarowych. W pkt 6 załącznika 1 do rozporządzenia systemowego określono również jakie dane pomiarowe są pozyskiwane bezpośrednio 
z systemów automatycznej rejestracji danych.
[bookmark: _Hlk70668835]W związku z kompleksowym uregulowaniem zagadnień dotyczących układów pomiarowo-rozliczeniowych oraz systemu pomiarowego w przedmiotowym projekcie rozporządzenia, przepisy zawarte w załączniku 1 pkt 5 i 6 do rozporządzenia systemowego będą wymagały uchylenia, w celu uniknięcia powielania tych samych norm w dwóch odrębnych aktach prawnych. W Ministerstwie Klimatu i Środowiska rozpoczęto procedowanie projektu nowego rozporządzenia systemowego, które zastąpi obecnie obowiązujące. 
W projekcie nowego rozporządzenia systemowego wykreślono przepisy odnoszące się do układów pomiarowo-rozliczeniowych oraz systemu pomiarowego zawarte w załączniku 1 
pkt 5 i 6. Przewiduje się, że projekty obydwu rozporządzeń wejdą w życie w jednakowym czasie. Jednak na chwilę obecną trudno jest przewidzieć, które z tych rozporządzeń zostanie wydane wcześniej. Stosownie do przebiegu prac albo w jednym albo w drugim zostanie przewidziane odpowiednie vacatio legis w zakresie przepisów zawartych obecnie w załączniku 1 pkt 5 i 6 do rozporządzenia systemowego, pozwalające na uniknięcie nakładania się tożsamych regulacji w dwóch odrębnych aktach prawnych. 
Wprowadzane regulacje prawne mają przyczynić się m.in. do:
· promowania efektywności energetycznej i wzmocnienia pozycji odbiorców końcowych, w tym ułatwienia zainteresowanym odbiorcom końcowym podjęcia roli prosumentów oraz udziału w programach odpowiedzi odbioru i innych usługach energetycznych i czerpania z nich korzyści;
· ułatwiania odbiorcom końcowym aktywnego uczestnictwa w rynku energii elektrycznej, w tym łatwiejszego uzyskiwania informacji o ofertach i oszczędnościach dostępnych na konkurencyjnym rynku energii elektrycznej, łatwiejszej zmiany sprzedawcy energii, a przede wszystkim poprzez regularne podawanie dokładnych informacji o rozliczeniach na podstawie rzeczywistego zużycia energii elektrycznej oraz dokładnych informacji zwrotnych o ich zużyciu energii elektrycznej lub jej wytwarzaniu, przekazywanych w czasie zbliżonym do rzeczywistego,
· zapewnienia niezbędnych informacji dla potrzeb funkcjonowania nowego modelu rynku energii opartego na Centralnym Systemie Informacji Rynku Energii,
· zwiększenia konkurencyjności na rynku energii elektrycznej,
· optymalizacji wykorzystania energii elektrycznej poprzez mechanizmy aktywnego zarządzania popytem, w tym z wykorzystaniem magazynów energii elektrycznej 
i pojazdów elektrycznych, dostarczanie usług w zakresie zarządzania energią elektryczną, rozwój innowacyjnych formuł cenowych;
· wprowadzenia inteligentnych systemów opomiarowania, które są interoperacyjne, 
w szczególności w połączeniu z konsumenckimi systemami zarządzania energią 
i inteligentnymi sieciami, 
· zapewnienia ochrony danych odbiorców końcowych,
· zapewnienia lepszej obserwowalności sieci elektroenergetycznej,
· optymalizacji kosztów wdrożenia oraz rozwoju i eksploatacji infrastruktury inteligentnego opomiarowania.
1. Szczegółowe uzasadnienie
Przepisy rozporządzenia będą miały zastosowanie do układów pomiarowych instalowanych lub modernizowanych po dniu wejścia w życie niniejszego rozporządzenia. Jest to uzasadnione tym, że w przypadku wcześniej instalowanych lub modernizowanych układów pomiarowych nie obowiązywały regulacje w tym zakresie. Zgodnie z art. 11t ust. 14 ustawy (stanowiącym implementację art. 19 ust. 6 Dyrektywy) operatorzy systemów elektroenergetycznych lub właściciele urządzeń, instalacji lub sieci, w przypadku gdy odbiorcom jest dostarczana energia elektryczna z urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, są obowiązani dostosować użytkowane przed dniem 4 lipca 2019 r. systemy zdalnego odczytu oraz liczniki zdalnego odczytu do wymagań określonych w ustawie oraz w przepisach przedmiotowego rozporządzenia, 
w terminie do dnia 4 lipca 2031 r. Biorąc pod uwagę fakt, że w istniejących realiach przeprowadzenie przetargu za zakup liczników energii elektrycznej (konwencjonalnych i zdalnego odczytu) trwa blisko rok, mogłoby wydawać się powstaje niedookreślona sytuacja w przypadku liczników energii elektrycznej instalowanych w okresie pomiędzy 4 lipca 2019 r. a terminem wejścia w życie niniejszego rozporządzenia. Należy jednak podkreślić, że wymagania techniczne i funkcjonalne liczników energii elektrycznej zostały określone w oparciu o dotychczasowe rozwiązania stosowane przez operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych. Dodatkowo, biorąc pod uwagę harmonogram instalacji liczników zdalnego odczytu wynikający z art. 11t ust. 2 ustawy (ostatni etap przypada na koniec 2028 r.) obowiązujący okres legalizacji liczników energii elektrycznej innych niż indukcyjne wynoszący 8 lat (obecnie nie instaluje już się indukcyjnych liczników energii elektrycznej), oraz fakt, że rozwiązania zawarte w rozporządzeniu oparte są 
o ww. obowiązujące akty prawne, normy techniczne i inne dokumenty, nie zachodzi ryzyko, 
że któreś z użytkowanych liczników energii elektrycznej nie będą spełniać wymagań określonych w przepisach prawa. 
Głównymi adresatami wymagań określonych w rozporządzeniu są operatorzy systemów elektroenergetycznych albo właściciele urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego. Ta druga kategoria podmiotów została uwzględniona zarówno w przedmiotowych rozporządzeniu jak i ustawie, ze względu na możliwość zajścia przypadków, w których do właściciela sieci niebędącego operatorem systemu elektroenergetycznego są przyłączeni odbiorcy końcowi. Obowiązek wyznaczenia operatora systemu elektroenergetycznego dla każdego fragmentu sieci wprowadziła ustawa 
z dnia 8 stycznia 2010 r. o zmianie ustawy – Prawo energetyczne oraz niektórych innych ustaw (Dz. U. z 2010 r. Nr 21, poz. 104 oraz z 2014 r. poz. 490). Zgodnie z art. 15 tej ustawy 
w terminie 6 miesięcy od dnia wejścia w życie niniejszej ustawy, właściciel, o którym mowa 
w art. 9h ust. 1 ustawy zmienianej w art. 1, w brzmieniu nadanym niniejszą ustawą: 
1) wystąpi z wnioskiem do Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki o wyznaczenie go odpowiednio operatorem systemu dystrybucyjnego gazowego lub elektroenergetycznego, systemu magazynowania paliw gazowych, systemu skraplania gazu ziemnego albo
2) powierzy innemu przedsiębiorstwu energetycznemu, w drodze umowy, pełnienie odpowiednio obowiązków operatora systemu przesyłowego, systemu dystrybucyjnego, systemu magazynowania, systemu skraplania gazu ziemnego lub systemu połączonego i wystąpi 
z wnioskiem do Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki o wyznaczenie tego przedsiębiorstwa operatorem dla jego sieci lub instalacji.
2. Przepisy ust. 1 stosuje się do właściciela sieci lub instalacji, o którym mowa 
w art. 9h ust. 1 ustawy zmienianej w art. 1, w brzmieniu nadanym niniejszą ustawą, dla których w dniu wejścia w życie tej ustawy nie wyznaczono operatora systemu przesyłowego, systemu dystrybucyjnego, systemu magazynowania, systemu skraplania gazu ziemnego lub systemu połączonego albo dla których właściciel ten nie wystąpił przed tym dniem z wnioskiem do Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki o wyznaczenie operatora. 
Pomimo aktywnych działań Prezesa URE mających na celu zagwarantowanie dla każdego fragmentu sieci operatora systemu elektroenergetycznego, nadal zachodzą przypadki zarządzania siecią przez podmiot nie wyznaczony na operatora. Nie ma zatem aksjologicznego uzasadnienia dla zwalniania takich podmiotów z obowiązków określonych w prawie.
W rozdziale 1, oprócz przedmiotu regulacji, rozporządzenia ustanawia katalog definicji, które używane są również w załącznikach stanowiących integralną część rozporządzenia. Definicje, ze względu na przedmiot rozporządzenia, odnoszą się przede wszystkim do obszaru pomiaru energii elektrycznej. Dodatkowo, zaimplementowano następujące definicje używane w Dyrektywie:
1) czas zbliżony do rzeczywistego, który zdefiniowano - w kontekście systemu zdalnego odczytu - jako krótki okres, z dokładnością do sekund lub do okresu rozliczania niezbilansowania w rozumieniu art. 2 pkt 15 rozporządzenia Parlamentu Europejskiego i Rady (UE) 2019/943 z dnia 5 czerwca 2019 r. w sprawie rynku wewnętrznego energii elektrycznej (Dz. Urz. UE L 158 z 14.6.2019, str. 54);
2) interoperacyjność, który zdefiniowano jako zdolność co najmniej dwóch urządzeń, instalacji, sieci, systemów pomiarowych, układów pomiarowych, oprogramowania, systemu informacyjnego w rozumieniu art. 2 pkt 14 ustawy z dnia 5 lipca 2018 r. 
o krajowym systemie cyberbezpieczeństwa (Dz. U. z 2020 r. poz. 1369) 
do współpracy oraz do wymiany i przetwarzania informacji w celu realizacji zadań.
Wprowadzono definicję danych niezatwierdzonych rozumianych jako dane dostępne dla odbiorcy końcowego poprzez interfejs licznika zdalnego odczytu. W przeciwieństwie do danych pomiarowych będą to dane, które nie są pozyskiwane lub wyznaczane dla punktu pomiarowego, a więc dane które nie służą do rozliczeń za dostarczoną energię elektryczną 
i które nie zostały przetworzone przez system zdalnego odczytu, system pomiarowy czy też centralny system informacji rynku energii. Dane takie będą służyły odbiorcy końcowemu na potrzeby monitorowania własnego zużycia energii elektrycznej i zarządzania nim. 
W rozdziale 2 zostały określone podstawowe wymagania jakie powinien spełniać system pomiarowy aby zapewnić by infrastruktura komunikacyjno-pomiarowa operatorów systemu elektroenergetycznego, obejmująca m.in. system pomiarowy, system zdalnego odczytu, liczniki zdalnego odczytu oraz liczniki konwencjonalne, spełniała stawiane przed nią oczekiwania w zakresie skutecznej i bezpiecznej wymiany informacji dla potrzeb funkcjonowania rynku energii elektrycznej w Polsce w ramach nowego modelu opartego na centralnym systemie informacji rynku energii. Katalog wymagań określonych w tym rozdziale stanowi również odzwierciedlenie wymagań i oczekiwań Komisji Europejskiej w odniesieniu do systemów inteligentnego opomiarowania, które ukształtowane zostały m.in. w Dyrektywie oraz uwzględniają dotychczasowe rozwiązania zawarte w pkt 6 załącznika nr 1 do rozporządzenia systemowego. Katalog funkcjonalności systemu pomiarowego został ukształtowany jako otwarty ze względu na dynamikę rozwoju procesów rynku energii. Obejmować on będzie m.in. odczyt danych pomiarowych rejestrowanych przez liczniki energii elektrycznej (konwencjonalne i zdalnego odczytu), w tym energii czynnej pobranej 
z i wprowadzonej do sieci elektroenergetycznej, energii biernej w czterech kwadrantach, mocy czynnej pobranej i wprowadzonej do sieci elektroenergetycznej oraz wartości skutecznej napięcia, obsługę poleceń, w tym realizowanych za pośrednictwem centralnego systemu informacji rynku energii, dwukierunkową komunikację pomiędzy systemem zdalnego odczytu a licznikiem zdalnego odczytu, realizację zdalnego załączania i wyłączania zasilania lub zmiany poziomu ograniczenia mocy 15-minutowej w liczniku zdalnego odczytu zabudowanym w układzie pomiarowo-rozliczeniowym bez przekładników prądowych lub napięciowych (windykacja, przedpłata), synchronizację czasu w licznikach zdalnego odczytu, rejestrowanie zdarzeń. W projekcie rozporządzenia kładzie się również duży nacisk na kwestie bezpieczeństwa systemu pomiarowego, dlatego system ten będzie musiał gwarantować bezpieczne przesyłanie danych pomiarowych poprzez zastosowanie algorytmów autentykacji, autoryzacji i szyfrowania oraz realizację odpowiednich standardów bezpieczeństwa. Istotne będzie również aby system pomiarowy zapewniał przetwarzanie danych pomiarowych stanowiących dane osobowe w sposób zgodny z rozporządzeniem Parlamentu Europejskiego 
i Rady (UE) 2016/679 z dnia 27 kwietnia 2016 r. w sprawie ochrony osób fizycznych w związku z przetwarzaniem danych osobowych i w sprawie swobodnego przepływu takich danych 
oraz uchylenia dyrektywy 95/46/WE i nie stanowiących tych danych (ogólne rozporządzenie 
o ochronie danych) (Dz. Urz. UE L 119 z 04.05.2016, str. 1, z późn. zm.). 
[bookmark: _Hlk70672746]Wskaźniki jakości energii elektrycznej dla liczników zdalnego odczytu określono 
w załączniku nr 3 opierając się na Wzorcowej specyfikacji technicznej dla postępowań przetargowych na dostawę infrastruktury licznikowej dla systemów AMI z 11 marca 2014 r., zwanej dalej „Wzorcową specyfikacją”. Dokument ten był wówczas długo wyczekiwany wobec braku regulacji prawnych w obszarze inteligentnego opomiarowania przy jednoczesnym instalowaniu liczników zdalnego odczytu przez operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych. Jeszcze obecnie infrastruktura zdalnego pomiaru jest implementowana równolegle przez wielu operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych, wzajemnie niezależnych, a więc stosujących różne rozwiązania techniczne w tym obszarze
 - które, ze względu na planowane wprowadzenie centralnego systemu informacji rynku energii, powinny być ujednolicone. Jako przyczynę powstania Wzorcowej specyfikacji Urząd Regulacji Energetyki wskazał przede wszystkim na następujące ryzyka: 
1)	obecności na rynku gotowych produktów, które jedynie fragmentarycznie odpowiadają faktycznym potrzebom specyficznego rynku polskiego;
2)	możliwości podziału rynku na lokalne enklawy, zdominowane przez dostawców dysponujących produktami, ze szkodą dla mechanizmów konkurencji zarówno na rynku dostawców technologii, jak i na rynku samej energii;
3)	możliwości uzależnienia operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych od jednego bądź wąskiej grupy dostawców, które to zagrożenia zostały opisane między innymi w rekomendacjach Prezesa Urzędu Zamówień Publicznych dotyczących zamówień na systemy informatyczne;
4)	wzajemnej niekompatybilności rozwiązań wdrażanych na sąsiadujących ze sobą obszarach sieci, z możliwym skutkiem negatywnym dla ich skuteczności na obszarach wzajemnego wpływu;
5)	wzajemnej niekompatybilności rozwiązań wdrażanych przez różnych operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych, ze skutkiem potencjalnie negatywnym dla odbiorców energii elektrycznej, w szczególności polegającym na nierównym traktowaniu klientów obsługiwanych przez poszczególnych operatorów;
6)	zastosowania przez operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych rozwiązań technicznych, zabezpieczających krótkoterminowe interesy, długoterminowo powodujących nadmierne koszty ich utrzymania i rozwoju lub zabezpieczających interesy tych operatorów jednostronnie, poprzez przerzucenie nadmiernych kosztów i ryzyk na stronę klientów.
Zdaniem Urzędu Regulacji Energetyki, z przedstawionych powyżej przykładowych ryzyk, najpoważniejszym jest podział rynku i trwałe związanie zamawiającego z dostawcą, którego następstwem jest niemożność zoptymalizowania kosztów przedsięwzięcia poprzez wykorzystanie mechanizmów konkurencji pomiędzy różnymi dostawcami. Prezes URE skupił uwagę na tym problemie w wydanym 15 lipca 2013 r. Stanowisku w sprawie niezbędnych wymagań dotyczących jakości usług świadczonych z wykorzystaniem infrastruktury AMI oraz ram wymienności i interoperacyjności współpracujących ze sobą elementów sieci Smart Grid oraz elementów sieci domowych współpracujących z siecią Smart Grid.
W tej sytuacji Prezes URE podjął kolejną inicjatywę: wypracowania, we współpracy 
z operatorami systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych, środowiskiem sprzedawców energii reprezentowanym przez Towarzystwo Obrotu Energią (TOE) oraz środowiskiem dostawców technologii reprezentowanym przez Krajową Izbę Gospodarczą Elektroniki 
i Telekomunikacji (KIGEiT), specyfikacji technicznej wspólnej dla wszystkich przetargów ogłaszanych przez tych operatorów na zbudowanie przedmiotowej infrastruktury, pozwalającej zminimalizować przedstawione powyżej ryzyka. Intencją Prezesa URE było aby, wzorem dotychczas publikowanych stanowisk, specyfikacja ta, po jej uzgodnieniu w wyżej wymienionym gronie, została poddana otwartej dyskusji publicznej, a po jej przeprowadzeniu przyjęta jako oficjalna, uzgodniona w całym środowisku. Obligatoryjność jej wykorzystania w praktyce, wobec braku innych narzędzi prawnych, powinna była, zdaniem Urzędu Regulacji Energetyki, zostać zapewniona w formie uchwał Zarządów poszczególnych operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych, wzorem analogicznych dokumentów uzgadnianych np. na potrzeby procesów taryfowych. Wprowadzenie Wzorcowej specyfikacji miało zaś pozwolić na osiągnięcie następujących celów:
‐	zapewnienie interoperacyjności elementów systemu inteligentnego opomiarowania,
‐	optymalizację kosztów wdrożenia oraz rozwoju i eksploatacji,
‐	zwiększenie konkurencyjności,
‐	zapewnienie zainteresowanym producentom rozwiązań w obszarze inteligentnego opomiarowania stabilności wymagań technicznych na określony czas,
‐	minimalizację ryzyk związanych z wdrożeniem.
Tak też się stało, Wzorcowa specyfikacja, stała się jedynym narzędziem ujednolicającym działania operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych w obszarze inteligentnego opomiarowania i była stosowana w ramach zamówień publicznych na liczniki zdalnego odczytu.
System pomiarowy będzie musiał umożliwiać odczyt wskaźników jakości dostawy energii elektrycznej zgodnie załącznikiem nr 3 opartym o Wzorcową specyfikację.
Oddzielnie określono wymagania, jakie powinien spełniać system pomiarowy pozyskując dane pomiarowe dotyczące jakości energii elektrycznej przy współpracy 
z analizatorami jakości energii elektrycznej. Kierując się zasadą neutralności technologicznej, projekt rozporządzenia określa jedynie wymagania funkcjonalne związane z analizatorami jakości energii elektrycznej, określając podstawowe w samym tekście rozporządzenia jak odczyt danych pomiarowych z analizatorów w trybie automatycznym oraz na żądanie dla zadanego przez użytkownika okresu pomiarowego, przetwarzanie danych pomiarowych odczytanych z analizatorów jakości energii elektrycznej, analizowanie raportowanie danych pomiarowych z analizatorów w zakresie weryfikacji spełnienia wymagań dotrzymania parametrów jakościowych energii elektrycznej na poziomach określonych w odrębnych przepisach, udostępnianie raportów na potrzeby realizacji procesów rynku energii, synchronizację czasu analizatorów, obsługę dziennika zdarzeń, błędów w systemie oraz zakłóceń w pracy analizatorów, rejestrowanie i wysyłanie komunikatów w przypadku przekroczenia ustawionych parametrów lub zajścia innych zdarzeń, pozostawiając bardziej szczegółowe rozwiązania do załącznika nr 2 jak np. określenie algorytmów szyfrowanej komunikacji.
Rozdział 3 określa wymagania w zakresie bezpieczeństwa systemu pomiarowego, w tym ochrony tego systemu przed nieuprawnioną ingerencją w ten system oraz nieuprawnionym dostępem do informacji rynku energii. W odniesieniu do liczników zdalnego odczytu projekt rozporządzenia ustanawia 3 kategorie wymagań bezpieczeństwa, różnicując je w zależności od kategorii układu pomiarowego, przy czym szczegółowe wymagania w tym zakresie, z uwagi na ich techniczny charakter, zostały zawarte w załączniku nr 1 w sekcji Bezpieczeństwo (pkt 10). Natomiast w odniesieniu do systemu zdalnego odczytu (będącego systemem informatycznym dedykowanym do komunikacji z licznikami zdalnego odczytu) nakłada się obowiązek zastosowania wymagań bezpieczeństwa jak dla systemu informacyjnego w rozumieniu ustawy z dnia 5 lipca 2018 r. o krajowym systemie cyberbezpieczeństwa  przewidzianych w tej ustawie. Przyjęte rozwiązania mają na celu zapewnienie bezpieczeństwa danych i ochronę prywatności odbiorców energii. Wskazano również, iż dla ochrony systemu pomiarowego przed nieuprawnioną ingerencją w infrastrukturę komunikacyjną, urządzenia 
i instalacje przyłączone do sieci operatora systemu elektroenergetycznego muszą spełniać wymagania określone we właściwych normach - co obecnie, przy bardzo dużym udziale taniej i niestety często niskiej jakości komponentów układów energoelektroniki urządzeń odbiorców, stanowi bardzo istotne wymaganie. 
Projekt rozporządzenia przewiduje, że w zakresie ochrony systemu pomiarowego przed nieuprawnioną ingerencją w infrastrukturę komunikacyjną, urządzenia i instalacje przyłączone do sieci operatora systemu elektroenergetycznego, albo właściciela urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, powinny spełniać wymagania techniczne w zakresie kompatybilności elektromagnetycznej, zgodne z właściwymi normami w tym obszarze. Początkowo planowane było szersze ujęcie zagadnienia kompatybilności elektromagnetycznej zarówno w ustawie z dnia 20 maja 2021 r. o zmianie ustawy – Prawo energetyczne oraz niektórych innych ustaw, zwanej dalej „ustawą nowelizującą”, jak i przedmiotowym projekcie rozporządzenia, problem ten jest bowiem bardzo istotny z punktu widzenia prawidłowego funkcjonowania komunikacji w ramach systemu zdalnego odczytu i wymaga rychłego uregulowania w celu zapobieżenia temu niekorzystnemu zjawisku. Zaburzenia kompatybilności elektromagnetycznej są zjawiskiem coraz bardziej powszechnym, wskutek stosowania przez producentów energoelektroniki urządzeń i komponentów niskiej jakości, co prowadzi do wprowadzania przed te urządzenia do środowiska elektromagnetycznego niedopuszczalnych zaburzeń elektromagnetycznych. Systematycznie zwiększa się liczba pojedynczych odbiorników (źródeł światła LED, zasilaczy impulsowych urządzeń elektronicznych codziennego użytku czy przetwornic napięcia np. w sprzęcie AGD), zakłócających pasmo częstotliwości dedykowane dla operatorów systemów elektroenergetycznych, opisane normą PN-EN 50065-1 Transmisja sygnałów w sieciach elektrycznych niskiego napięcia w zakresie częstotliwości od 3 kHz do 148,5 kHz. Na bazie przeprowadzonych analiz i badań praktycznych, zjawisko naruszania przez ww. odbiorniki dopuszczalnego marginesu pomiędzy sygnałem użytecznym PLC, a zaburzeniami przewodzonymi, pozwalającego na skuteczną pracę systemów zdalnego odczytu klasy AMI, nasila się. Brak prawnej ochrony pasma CENELEC A (2–95 kHz) może w krótkim czasie spowodować, że ten zakres częstotliwości będzie z praktycznego punktu widzenia bezużyteczny dla operatorów systemów elektroenergetycznych. Aparatura, odbiorniki instalowane w sieci elektrycznej odbiorcy przyłączonego do sieci operatora systemy dystrybucyjnego o napięciu do 1kV, powinny spełniać zasadnicze wymaganie i być zgodne 
z normami zharmonizowanymi w rozumieniu przepisów ustawy z dnia 30 sierpnia 2002 r. 
o systemie oceny zgodności (Dz. U. z 2019 r. poz. 155 oraz z 2020 r. poz. 1339). Dla aparatury, odbiorników instalowane w sieci elektrycznej odbiorcy, wytwarzane przez te urządzenia zaburzenia elektromagnetyczne nie powinny przekraczać poziomu, powyżej którego urządzenia radiowe i telekomunikacyjne lub inne urządzenia nie mogą działać zgodnie 
z przeznaczeniem. Poziom odporności tej aparatury na zaburzenia elektromagnetyczne, jakich należy spodziewać się podczas użytkowania zgodnie z przeznaczeniem, powinien pozwalać na jej działanie bez niedopuszczalnego pogorszenia jakości użytkowania innych odbiorników zgodnie z przeznaczeniem. Wymagania dotyczące zarówno maksymalnych poziomów transmisyjnych, jak też wartości graniczne zaburzeń przewodzonych, przy których aparatura PLC powinna działać sprawnie, specyfikuje norma PN-EN 50065-1. Brak dotrzymania tych wymagań, powoduje ingerencję w infrastrukturę komunikacyjną systemu pomiarowego, uniemożliwiając komunikację pomiędzy licznikiem zdalnego odczytu a systemem zdalnego odczytu. Prowadzi to do uznania incydentu za poważny, w rozumieniu ustawy z dnia 5 lipca 2018 r. o krajowym systemie cyberbezpieczeństwa. Brak komunikacji z licznikiem zdalnego odczytu utrudnia realizację procesów rynku energii centralnego systemu informacji rynku energii.  
W związku z powyższym rozważano:
1)	wprowadzenie do instrukcji ruchu i eksploatacji sieci wymagań technicznych 
w zakresie kompatybilności elektromagnetycznej, zgodnych z właściwymi normami w tym obszarze, dla urządzeń, instalacji i sieci przyłączonych do sieci o napięciu znamionowym do 0,4 kV;
2)	umożliwienie przeprowadzenie przez przedsiębiorstwo energetyczne kontroli spełnienia wymagań właściwych norm z zakresu kompatybilności elektromagnetycznej przez urządzenia i instalacje użytkownika systemu przyłączone do sieci operatora systemu elektroenergetycznego;
3)	w przypadku stwierdzenia niedotrzymania  wymagań określonych instrukcji oraz właściwych normach z zakresu kompatybilności elektromagnetycznej przez urządzenia i instalacje użytkownika systemu przyłączone do sieci operatora systemu elektroenergetycznego, umożliwienie przedsiębiorstwu energetycznego wydanie zaleceń w zakresie zabezpieczenia sieci przed zakłóceniami powodowanymi przez urządzenia instalacje lub sieci użytkownika systemu. W przypadku niedostosowania przez użytkownika systemu urządzeń, instalacji lub sieci do wydanych zaleceń, umożliwiono, przedsiębiorstwu energetycznemu, wstrzymanie dostarczanie energii elektrycznej.
Celem regulacji, których wprowadzenie rozważano (pkt 1-3) miałoby być m.in.:
•	wzmocnienie pozycji odbiorców końcowych, w tym udział w programach odpowiedzi odbioru i innych usługach energetycznych, dla których wymagana jest niezawodna i dostępna infrastruktura komunikacyjna pomiędzy system zdalnego odczytu a licznikiem zdalnego odczytu,
•	ułatwienie odbiorcom energii aktywnego uczestnictwa w rynku energii elektrycznej, poprzez regularne podawanie dokładnych informacji o rozliczeniach na podstawie rzeczywistego zużycia energii elektrycznej oraz dokładnych informacji zwrotnych 
o ich zużyciu energii lub jej wytwarzaniu przekazywanych w czasie zbliżonym do rzeczywistego,
•	zapewnienie niezbędnych informacji dla potrzeb funkcjonowania nowego modelu rynku energii opartego na Centralnym Systemie Informacji Rynku Energii,
•	zapewnienie lepszej obserwowalności sieci elektroenergetycznej,
•	optymalizację kosztów wdrożenia oraz rozwoju i eksploatacji infrastruktury inteligentnego opomiarowania.
Ze względu jednak na szeroki zakres oddziaływania regulacji oraz potrzebę przeprowadzenia konsultacji ze wszystkimi zainteresowanymi stronami, zdecydowano o ograniczeniu zakresu rozwiązań do nałożenia na urządzenia, instalacje i sieci odbiorcy wymagań technicznych 
w zakresie kompatybilności elektromagnetycznej, zgodne z najlepszą praktyką i aktualnym poziomem wiedzy technicznej, opisanym w szczególności w odpowiednich Polskich Normach lub normach wydawanych przez krajowe lub międzynarodowe organizacje.
W rozdziale 4 opisano wymagania jakie powinny spełniać przyrządy pomiarowe energii elektrycznej (liczniki energii elektrycznej – konwencjonalne i zdalnego odczytu, oraz inne urządzenia pomiarowe, w szczególności analizatory jakości energii elektrycznej, przekładniki prądowe i napięciowe) w zależności od miejsca ich instalacji oraz ich przeznaczenia. W rozdziale tym opisano zasady i obowiązki w zakresie instalacji układów pomiarowo-rozliczeniowych i przyrządów pomiarowych w zależności od rodzaju grupy przyłączeniowej, a także opisano kategorie układów pomiarowych. Z uwagi na potrzebę uporządkowania i kompleksowego opisania wymagań dla systemu inteligentnego opomiarowania w ramach niniejszego rozporządzenia, przeniesiono do niego dotychczasowe wymagania w tym zakresie określone w rozporządzeniu systemowym. Przepisy te zostaną uchylone w rozporządzeniu systemowym z chwilą wejścia w życie przedmiotowego rozporządzenia.
Dla liczników energii elektrycznej (konwencjonalnych i zdalnego odczytu) oraz przekładników prądowych i przekładników napięciowych, które nie podlegają prawnej kontroli metrologicznej, konieczne będzie uzyskanie świadectwa wzorcowania potwierdzającego poprawność pomiaru zgodnie z deklarowaną klasą dokładności, wydanego przez uprawnione laboratorium posiadające akredytację w przedmiotowym zakresie. Okres ważności wzorcowania liczników energii elektrycznej, które nie podlegają prawnej kontroli metrologicznej, oraz liczników energii elektrycznej biernej będzie zaś zrównany okresowi ważności legalizacji liczników klasy C, podlegających prawnej kontroli metrologicznej, zgodnie z odrębnymi przepisami. Jest to uzasadnione tym, że tzw. klasa 02 nie podlega prawnej kontroli metrologicznej. Brak jest merytorycznego uzasadnienia aby ww. urządzenia były wyłączone spod jakiejkolwiek kontroli (np. Polskiego Komitetu Normalizującego, przepisów prawa itd.), tym bardziej, że często odbiorcy końcowi korzystający z takich liczników zużywają duże wolumeny energii elektrycznej. 
Liczniki energii elektrycznej (konwencjonalne i zdalnego odczytu), przekładniki prądowe i przekładniki napięciowe będą musiały być zgodne z najlepszą praktyką i aktualnym poziomem wiedzy technicznej, opisanym w szczególności w odpowiednich Polskich Normach lub normach wydawanych przez krajowe lub międzynarodowe organizacje, w tym w szczególności następujących normach:
1)	PN-EN 50470-1 - Urządzenia do pomiarów energii elektrycznej (prądu przemiennego) - Część 1: Wymagania ogólne, badania i warunki badań - Urządzenia do pomiarów (klas A, B i C);
2)	PN-EN 50470-3 - Urządzenia do pomiarów energii elektrycznej (prądu przemiennego) - Część 3: Wymagania szczegółowe - Liczniki statyczne energii czynnej (klas A, B i C);
3)	PN-EN 62053-22 - Urządzenia do pomiarów energii elektrycznej (prądu przemiennego) - Wymagania szczegółowe - Część 22: Liczniki statyczne energii czynnej (klasa 0,2S i 0,5S);
4)	PN-EN 62053-23 - Urządzenia do pomiarów energii elektrycznej (prądu przemiennego) - Wymagania szczegółowe - Część 23: Liczniki statyczne energii biernej (klas 2 i 3);
5)	PN-EN 62053-24 - Urządzenia do pomiarów energii elektrycznej (prądu przemiennego) - Wymagania szczegółowe - Część 24: Liczniki statyczne energii biernej dla częstotliwości podstawowej (klas 0,5 S, 1 S i 1) – nie dotyczy liczników zdalnego odczytu zainstalowanych w bezpośrednim układzie pomiarowym;
6)	PN-EN 62055-31 - Pomiary energii elektrycznej - Systemy płatności - Część 31: Wymagania szczegółowe - Liczniki statyczne opłat energii czynnej (klas 1 i 2);
7)	PN-EN 62056-21 - Pomiary elektryczne -- Wymiana danych w celu odczytu liczników, sterowania taryfami i obciążeniem -- Część 21: Lokalna bezpośrednia wymiana danych.
Ze względu na ilość mających zastosowanie norm technicznych oraz ich zmiany (a co za tym idzie ew. każdorazowa konieczność zmian przedmiotowego przepisu) jak również odniesienie się do konkretnych norm technicznych w załącznikach nr 1 i2, nie odwoływano się w tekście samego rozporządzenia do odpowiednich norm technicznych. Uczyniono to natomiast w poszczególnych załącznikach w odniesieniu do ściśle określonych zagadnień: załącznik nr 1 (pkt 3.1) wskazujący, że liczba cykli łączeniowych (za-łącz/wyłącz), którą można wykonać za pomocą elementu wykonawczego z zachowaniem jego poprawnego działania, odpowiada kategorii użytkowania UC-3 wg normy PN-EN 62055-31, pkt 7.3.1 odsyłający do normy technicznej PN-EN 62056-21 w odniesieniu do optozłącza, pkt 7.3.2 odsyłający do normy PN-EN 13757-4 w odniesieniu do Wireless M-Bus, oraz pkt 8.2 odsyłający do poszczególnych norm w zakresie wymagań dotyczących licznika zdalnego odczytu; załącznik nr 2 w pkt 1.2 w zakresie parametrów jakości energii elektrycznej; załącznik nr 3 pkt 1.3 w zakresie pomiarów wskaźników jakości energii elektrycznej. Na marginesie należy zaznaczyć, że w obecnym stanie prawnym powołanie się na Polską Normę w przepisie prawnym nie zmienia jej dobrowolnego statusu. Odniesienie do Polskiej Normy w akcie prawnym niższego rzędu niż ustawa, nie jest wystarczającą przesłanką do stwierdzenia obowiązku jej stosowania. Przesądzają o tym zasady rządzące hierarchią źródeł polskiego prawa.
Operator systemu przesyłowego elektroenergetycznego będzie zobowiązany zainstalować, na własny koszt, układ pomiarowo-rozliczeniowy podstawowy i rezerwowy 
w polach rozdzielni będących jego własnością, w tym licznik zdalnego odczytu w układzie pomiarowo-rozliczeniowym podstawowym. Licznik zdalnego odczytu w układzie pomiarowo-rozliczeniowym rezerwowym będzie zaś instalował na własny koszt podmiot przyłączany do sieci operatora systemu przesyłowego elektroenergetycznego. Ze względu na ilość poboru energii elektrycznej (wolumeny) wskazane jest aby przy dużych odbiorcach końcowych był zainstalowany układ rezerwowy. Jest to o tyle istotne, że brak pomiarów energii elektrycznej nawet w krótkim odstępie czasu może przekładać się na znaczne kwoty pieniężne. Co do zasady układ pomiarowo-rozliczeniowy będzie instalował na własny koszt operator systemu elektroenergetycznego. W przypadku jednak układu rezerwowego licznik zdalnego odczytu powinien być instalowany na koszt odbiorcy końcowego, bowiem to w interesie tego podmiotu jest dodatkowe, oddzielne źródło informacji na temat jego zużycia energii elektrycznej. Należy zaznaczyć, że same koszty licznika zdalnego odczytu nie są wysokie, 
a w przypadku, gdyby odbiorca końcowy chciał go zainstalować w innym miejscu (na swoim majątku) konieczne byłoby zdublowanie całego układu pomiarowo-rozliczeniowego co by nie było ekonomicznie uzasadnione. 
Poczyniono rozróżnienie w odniesieniu do urządzeń instalowanych przez operatora systemu elektroenergetycznego, w zależności od tego w jakim składniku majątkowym będzie znajdował się układ pomiarowo-rozliczeniowy. Jest to uzasadnione tym, że, że w przypadku odbiorców energii elektrycznej z „grup wyższych” koszty takich urządzeń są znacznie wyższe i mogłoby to stanowić nieuzasadnione przysporzenie majątkowe na rzecz odbiorcy końcowego. Wprowadzona zasada uwzględnia z jednej strony zasady ekonomiki, z drugiej zaś unormowania zawarte w ustawie dnia 23 kwietnia 1964 r. - Kodeks cywilny (Dz. U. z 2020 r. poz. 1740 z późn. zm.) (art. 49). Operator systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego lub właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego będzie instalował, na własny koszt, licznik zdalnego odczytu w układzie pomiarowo-rozliczeniowym w przypadku podmiotów zasilanych z sieci o napięciu znamionowym wyższym niż 1 kV, zaliczonych do II, III i VI grupy przyłączeniowej, gdy układ pomiarowo-rozliczeniowy zlokalizowany jest w obiekcie będącym w eksploatacji podmiotu przyłączonego. W przypadku podmiotów zasilanych z sieci o napięciu znamionowym wyższym niż 1 kV, zaliczonych do II, III i VI grupy przyłączeniowej, gdy układ pomiarowo-rozliczeniowy zlokalizowany jest w obiekcie będącym w eksploatacji operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego lub właściciela urządzeń, instalacji lub sieci, na którym nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego oraz w przypadku podmiotów zasilanych z sieci o napięciu znamionowym nie wyższym niż 1 kV, zaliczonych do IV, V i VI grupy przyłączeniowej operator ten będzie instalował, na własny koszt, układ pomiarowo-rozliczeniowy. 
Rozwiązania techniczne dla układów pomiarowo-rozliczeniowych będą dzieliły się na kategorie. Jest to rozwiązanie zaczerpnięte z rozporządzenia systemowego. Projekt rozporządzenia wyróżnia sześć ww. kategorii:
1)	dla układów pomiarowo-rozliczeniowych podmiotów zaliczonych do I i II grupy przyłączeniowej: kategoria A – układy pomiarowo-rozliczeniowe dla pomiarów energii elektrycznej dla urządzeń, instalacji lub sieci, niezależnie od mocy pobieranej lub wprowadzanej do sieci;
2)	dla układów pomiarowo-rozliczeniowych podmiotów zaliczonych do III grupy przyłączeniowej:
a)	kategoria B3 – układy pomiarowo-rozliczeniowe dla pomiarów energii elektrycznej dla urządzeń, instalacji lub sieci, o mocy pobieranej lub wprowadzanej nie mniejszej niż 5 MW,
b)	kategoria B2 – układy pomiarowo-rozliczeniowe dla pomiarów energii elektrycznej dla urządzeń, instalacji lub sieci, o mocy pobieranej lub wprowadzanej nie mniejszej niż 40 kW i nie większej niż 5 MW,
c)	kategoria B1 – układy pomiarowo-rozliczeniowe dla pomiarów energii elektrycznej dla urządzeń, instalacji lub sieci, o mocy pobieranej lub wprowadzanej nie większej niż 40 kW;
3)	dla układów pomiarowo-rozliczeniowych podmiotów zaliczonych do IV i V grupy przyłączeniowej:
a)	kategoria C2 – układy pomiarowo-rozliczeniowe dla pomiarów energii elektrycznej dla urządzeń, instalacji lub sieci,  o mocy pobieranej lub wprowadzanej większej niż 40 kW,
b)	kategoria C1 – układy pomiarowo-rozliczeniowe dla pomiarów energii elektrycznej dla urządzeń, instalacji lub sieci, o mocy pobieranej lub wprowadzanej nie większej niż 40 kW.
W projekcie rozporządzenia uregulowano sytuację wyznaczania wartości mocy pobieranej. Dla kategorii A, B1, B2, B3, C1 i C2, wartość mocy pobieranej lub wprowadzonej do sieci będzie wyznaczana w oparciu o wskazania licznika energii elektrycznej (konwencjonalnego lub zdalnego odczytu) w układzie pomiarowo-rozliczeniowym. 
W przypadku gdy wartość mocy pobieranej lub wprowadzonej do sieci przez podmiot jest nieznana, wartość mocy pobieranej lub wprowadzanej będzie wyznaczana jako wartość mocy przyłączeniowej.
Dla podmiotów zaliczonych do VI grupy przyłączeniowej będzie stosować się kategorie układów pomiarowo-rozliczeniowych odpowiednio do poziomu napięcia w miejscu przyłączenia podmiotu do sieci i mocy pobieranej lub wprowadzanej do sieci. Przepis ten dedykowany jest głównie przyłączeń tymczasowych – tzw. placów budowy, gdzie stosuje się inne stawki, a odbiorca końcowy nie jest jeszcze odbiorcą energii elektrycznej w gospodarstwie domowym.
Dla kategorii B1 i B2 dopuszczać się będzie zainstalowanie układu pomiarowo-rozliczeniowego po stronie niskiego napięcia transformatora, zgodnie z wymaganiami określonymi w instrukcji ruchu i eksploatacji sieci. Rozwiązanie to stanowi odstępstwo od reguły i stosowane będzie na prośbę odbiorcy końcowego. Jest ono ekonomicznie uzasadnione i dot. również głównie przyłączeń tymczasowych. Związane jest ono z tzw. stratami energii elektrycznej na transformacji i koniecznością rozliczania energii elektrycznej na tym samym poziomie napięcia.
W kolejnych przepisach określono wymagania dla poszczególnych kategorii układów pomiarowo-rozliczeniowych. Przekładniki co do zasady będą miały wyższą klasę dokładności aniżeli liczniki energii elektrycznej (reguła pomiarowa). Wynika to z charakterystyki pracy przekładnika. Tak więc dla kategorii A przekładniki powinny posiadać klasę dokładności nie gorszą niż 0,2S dla przekładników prądowych i 0,2 dla przekładników napięciowych oraz są instalowane w każdej z faz, zaś liczniki zdalnego odczytu klasę dokładności nie gorszą niż 0,2S dla pomiaru energii czynnej oraz nie gorszą niż 0,5S dla pomiaru energii biernej. Dla kategorii B1, B2 i B3 przekładniki powinny posiadać klasę dokładności nie gorszą niż 0,2S dla przekładników prądowych i 0,2 dla przekładników napięciowych oraz są instalowane w każdej z faz, zaś liczniki zdalnego odczytu klasę dokładności nie gorszą niż C dla pomiaru energii czynnej oraz nie gorszą niż 1 lub 1S dla pomiaru energii biernej. W przypadku kategorii C1 
i C2 przekładniki prądowe powinny posiadać klasę dokładności nie gorszą niż 0,2 i być instalowane w każdej z faz, zaś liczniki energii elektrycznej (konwencjonalne i zdalnego odczytu) dla kategorii C2 posiadać klasę dokładności nie gorszą niż C dla pomiaru energii czynnej oraz nie gorszą niż 1 lub 1S dla pomiaru energii biernej a dla kategorii C1 klasę dokładności nie gorszą niż B  dla pomiaru energii czynnej oraz nie gorszą niż 1 dla pomiaru energii biernej.
Projekt rozporządzenia określa również wymogi dla układów pomiarowo
-rozliczeniowych rezerwowych, stosowanych dla kategorii A i B3.
Uregulowano także kwestię instalacji układów pomiarowych we wszystkich możliwych sytuacjach sieciowych, a więc gdy układy pomiarowe wykorzystywane są w przypadku ogólnych jednostek wytwórczych przyłączonych do sieci NN/WN, innych podmiotów przyłączonych do sieci NN/WN, jednostek wytwórczych świadczących regulacyjne usługi systemowe, magazynów energii elektrycznej, podmiotów przyłączonych do sieci SN i nN, ogólnodostępnej stacji ładowania, odbiorcy końcowego w budynku mieszkalnym wielorodzinnym, w którym liczba lokali wyodrębnionych i niewyodrębnionych jest większa niż 3, w przypadku, gdy odbiorca końcowy posiada tytuł prawny do lokalu w tym budynku 
i stanowisko postojowe do wyłącznego użytku oraz zgodę zarządcy nieruchomości lub zarządu wspólnoty lub spółdzielni lub osoby sprawującej zarząd nad nieruchomością na instalację punktu ładowania, magazynu energii elektrycznej będącego częścią jednostki wytwórczej lub stanowiącego część instalacji odnawialnego źródła energii lub hybrydowej instalacji odnawialnego źródła energii, w zależności też czy układ pomiarowy wykorzystywany jest do rozliczeń energii elektrycznej oraz usług przesyłania albo dystrybucji energii elektrycznej czy też rozliczeń prowadzonych w ramach bilansowania systemu elektroenergetycznego i wymiany międzysystemowej. Kierowano się tu dotychczasowymi doświadczeniami operatorów systemów elektroenergetycznych, obowiązującymi przepisami zawartymi w innych aktach prawnych oraz zasadą ekonomiki. 
Analizatory jakości energii elektrycznej stosowane są przede wszystkim przez dużych odbiorców końcowych (szacuje się, że obecnie jest ich około 1139), głownie grupy A1, A2, B1. Rozwiązania, którymi kierowano się w przygotowując przepisy projektu rozporządzenia oraz załącznika nr 2 zawarte są w następujących normach: 61000-4-30, PN-EN 62586-1, 
PN-EN 62586-2, PN-EN 50160. Norma PN-EN 50160 określa parametry napięcia zasilającego w publicznych sieciach rozdzielczych. Zawiera ona definicje związane z zagadnieniem jakości energii elektrycznej oraz określa dopuszczalne wartości statystycznych wskaźników jakości zasilania dla niskiego i średniego napięcia w normalnych warunkach pracy, takie jak:
· Częstotliwość sieciowa
· Odchylenia napięcia zasilania
· Uciążliwość migotania światła
· Asymetria napięcia
· Harmoniczne napięcia
· Zdarzenia napięciowe: zapady, wzrosty, przerwy
· Sygnały sterujące
· Interharmoniczne napięcia (informacyjnie)
Norma PN-EN 61000-4-30 określa zaś zalecane algorytmy obliczeniowe dla analizatorów jakości energii elektrycznej, które gwarantują prawidłowe wyniki pomiarowe niezależnie od nietypowej charakterystyki zakłóceń w sieci. Norma PN-EN 61000-4-30 definiuje trzy klasy pomiarowe dla każdego mierzonego parametru:
1) klasa A: przyrządy tej klasy stosowane są w przypadku konieczności przeprowadzenia dokładnych pomiarów, np. na potrzeby kontraktu, weryfikacji zgodności 
z postanowieniami norm i przepisów, rozstrzygnięcia sporów itp. Dodatkowo, dowolne pomiary parametru przeprowadzone za pomocą dwóch różnych przyrządów spełniających wymagania klasy A i mierzących te same sygnały powinny dać zbieżne wyniki, mieszczące się w określonym przedziale niepewności;
2) klasa S: przyrządy tej klasy przeznaczone są głównie do pomiarów statystycznych, takich jak analizy lub oceny jakości energii, również z ograniczoną liczbą parametrów. Pomimo, że stosuje się te same czasy pomiarów jak w klasie A, wymagania dotyczące przetwarzania danych w klasie S są mniejsze;
3) klasa B: przyrządy dokonujące pomiaru zgodnie z tą klasą mogą dostarczyć przydatnych danych w przypadku, gdy zwiększona niepewność pomiarowa nie jest bardzo istotna. Metody klasy B nie są zalecane dla nowych analizatorów jakości energii elektrycznej. 
Analiza jakości energii elektrycznej stanowi proces, który powinien pozwolić na uzyskanie wyników w prawidłowo wykonanym badaniu oraz poprawnie przeprowadzoną ich interpretację w odniesieniu do założeń odpowiednich norm, np. PN EN 50160 lub przepisów technicznych.
Dostępne na rynku analizatory jakości energii elektrycznej różnią się pomiędzy sobą ceną, wyposażeniem, cechami metrologicznymi oraz dużym wyborem dodatkowych funkcjonalności, stanowiących udogodnienia dla użytkownika, takich jak:
1) możliwość odczytu bieżących informacji pomiarowych na wyświetlaczu analizatora,
2) bezprzewodowa łączność z komputerem PC w zakresie małych odległości (do kilku metrów) realizowana poprzez przyłączany do komputera odbiornik radiowy,
3) komunikacja za pośrednictwem sieci GSM,
4) komunikacja radiowa poprzez sieć Wi-Fi, umożliwiająca zarówno bezpośrednie połączenie komputera z analizatorem, pracę w sieci lokalnej, jak również poprzez Internet,
5) programowanie czasu wykonania pomiaru w celu jego automatycznego rozpoczęcia 
i zakończenia,
6) przydzielanie odpowiedniej liczby zasobów pamięci wewnętrznej dla planowanego badania,
7) możliwość zapisu danych na wymiennym nośniku pamięci,
8) możliwość pracy przy niekorzystnych zewnętrznych warunkach atmosferycznych,
9) funkcja antykradzieżowa i inne.
Przykładem dodatkowego wyposażenia może być zewnętrzny synchronizator, np. odbiornik sygnału atomowego wzorca czasu GPS. Jego zastosowanie umożliwia uzyskanie wymaganej dokładności wewnętrznego zegara czasu rzeczywistego analizatora i tym samym spełnienie warunku dopuszczalnej niepewności RTC (Real Time Clock). Wynosi ona ± 20 ms 
w całkowitym przedziale czasu pomiaru przy częstotliwości f = 50 Hz oraz ± 16,7 ms dla 
f = 60 Hz.
Kierując się zasadą neutralności technologicznej projekt rozporządzenia określa jedynie wymagania funkcjonalne dotyczące analizatorów jakości energii elektrycznej, pozostawiając bardziej szczegółowe zagadnienia do załącznika nr 2. Analizator jakości energii elektrycznej będzie stanowił element układu pomiarowo-rozliczeniowego ze względu na konieczność zasilania z przekładników. Podobnie jak w przypadku licznika energii elektrycznej, operator systemu elektroenergetycznego będzie instalował na własny koszt analizator jakości energii elektrycznej:
1) w układzie pomiarowo-rozliczeniowym kategorii A:
a) u odbiorców,
b) u wytwórców wykorzystujących energię wiatru lub promieniowania słonecznego,
c) w magazynach energii elektrycznej,
2) w innych miejscach u podmiotów I i II grupy przyłączeniowej, dla których instalacja jest uzasadniona ze względów technicznych
- biorąc pod uwagę lokalizację i rolę obiektu w przesyle i dystrybucji energii elektrycznej, przyłączonych do sieci danego operatora.
Analizatory jakości energii elektrycznej będą musiały posiadać certyfikaty potwierdzające spełnienie wymagań dla klasy A, zgodnie z najlepszą praktyką i aktualnym poziomem wiedzy technicznej, opisanym w szczególności w odpowiednich Polskich Normach lub normach wydawanych przez krajowe lub międzynarodowe organizacje z obowiązującymi normami, wystawione przez laboratorium akredytowane w przedmiotowym zakresie przez jednostkę akredytującą będącą pełnoprawnym członkiem Europejskiej Współpracy w dziedzinie Akredytacji EA (European co-operation for Accreditation) i sygnatariuszem wielostronnego porozumienia o wzajemnym uznawaniu akredytacji EAMLA EA MLA (European co-operation for Accreditation Multilateral Agreement) lub przez krajowe laboratorium metrologiczne (NMI) (National Metrology Institute) będące pełnoprawnym członkiem Europejskiego Stowarzyszenia Krajowych Instytutów Metrologicznych EURAMET (European Association of National Metrology Institutes). Dodatkowo, wprowadzane do obrotu analizatory jakości energii elektrycznej powinny posiadać świadectwo wzorcowania potwierdzające poprawność pomiarów zgodnie z deklarowaną klasą dokładności, wydane przez uprawnione laboratorium posiadające akredytację w przedmiotowym zakresie. Okres pomiędzy kolejnymi wzorcowaniami analizatorów jakości energii elektrycznej będzie określał jego właściciel, przy czym okres pomiędzy kolejnymi wzorcowaniami powinien być nie rzadszy niż okres ważności legalizacji liczników klasy C, podlegających prawnej kontroli metrologicznej, zgodnie 
z odrębnymi przepisami. 
Należy zaznaczyć, że obecnie w systemie prawnym Polski i Unii Europejskiej brak jest dedykowanych regulacji poświęconych analizatorom jakości energii elektrycznej. 
Ani w przepisach szeroko pojętego prawa o miarach ani w dyrektywie 2004/22/WE Parlamentu Europejskiego i Rady z dnia 31 marca 2004 r. w sprawie przyrządów pomiarowych (Dz. Urz. UE L 135 z 30.4.2004 r., str. 149) nie ma norm określających funkcje oraz rozwiązania techniczne analizatorów jakości energii elektrycznej. Tym bardziej zachodzi potrzeba uregulowania tego zagadnienia w celu ujednolicenia wymagań stawianych tym urządzeniom. 
Rozdział 5 określa wymagania jakie spełniają dane pomiarowe oraz inne informacje rejestrowane przez liczniki zdalnego odczytu, polecenia odbierane przez liczniki zdalnego odczytu, dane pomiarowe oraz informacje wysyłane przez licznik zdalnego odczytu do urządzeń w gospodarstwie domowym, a także warunki ich przesyłania. Rozdział ten stanowi de facto odwołanie do załącznika nr 1, który w ramach opisu minimalnych wymagań techniczno-funkcjonalnych dla liczników zdalnego odczytu, zawiera także wymagania jakie powinny spełniać dane pomiarowe oraz inne informacje rejestrowane przez liczniki zdalnego odczytu. Taki sposób redakcji wynika ze szczegółowego charakteru przepisów załącznika. Odpowiedzialność za zapewnienie jakości danych pomiarowych, zgodnie z obowiązującym prawem (art. 6 ust. 1 i art. 9 ust. 3 ustawy oraz rozporządzenie systemowe), jest przypisana do operatora systemu elektroenergetycznego lub właściciela urządzeń, instalacji lub sieci 
w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego. Rozporządzenie określa funkcjonalności i cechy jakie winien posiadać system pomiarowy w odniesieniu do danych pomiarowych przetwarzanych (walidacja, estymacja, edycja, uzupełnienie, oznaczanie statusem itp.). Funkcjonalności te są niezbędne do prawidłowego i efektywnego zarządzania danymi pomiarowymi w ramach realizacji procesów rynku energii. Status poprawności danej pomiarowej będzie określany w oparciu o zdarzenia zarejestrowane w układzie pomiarowo
-rozliczeniowym lub sposób wyznaczenia danych w systemie pomiarowym, który będzie obejmował w szczególności wyznaczenie danych pomiarowych na potrzeby rozliczenia energii elektrycznej pobranej oraz wyznaczenie danych zastępczych i skorygowanych.
Oddzielnie opisano polecenia realizowane przez licznik zdalnego odczytu stanowiący element układu pomiarowo-rozliczeniowego dla poszczególnych kategorii, biorąc pod uwagę szczegółowe uwarunkowania techniczne. I tak na przykład załączenie lub wyłączenie elementu wykonawczego, w tym w celu wstrzymania lub wznowienia dostarczania energii elektrycznej lub dla przedpłatowej formy rozliczeń w ramach umowy kompleksowej jest tylko możliwe dla kategorii C1, gdyż w wyższych grupach jest to niemożliwe ze względu na to, że licznik energii elektrycznej działa w układzie pośrednim lub półpośrednim. Rozdział ten opisuje również wymagania jakie powinny spełniać polecenia odbierane przez liczniki zdalnego odczytu, 
a także warunki ich przesyłania. Polecenia rozumiane są jako zadania jakie mogą być kierowane do licznika energii elektrycznej w celu wykonania przez ten licznik określonej operacji dotyczącej realizacji procesów rynku energii (np. zmiana grupy taryfowej, wstrzymanie 
i wznowienie dostawy energii elektrycznej) lub procesów związanych z obsługą techniczną licznika (np. aktualizacja oprogramowania licznika). Rozporządzenie określa minimalny katalog poleceń, jakie muszą być realizowane w zależności od kategorii układu pomiarowo
-rozliczeniowego. Określenie tych wymagań ma istotne znaczenie z punktu widzenia funkcjonowania rynku energii elektrycznej w nowym modelu, zarówno w aspektach handlowych, jak i technicznych. Możliwość obsługi poleceń stanowi istotne usprawnienie, które wiąże się z wdrażaniem inteligentnych systemów pomiarowych. 
W rozdziale 6 określone zostały ogólne, przykładowe wymagania jakie powinny spełniać standardy komunikacji pomiędzy licznikami zdalnego odczytu a systemem zdalnego odczytu. Wskazane zostały kryteria jakie powinny być wzięte pod uwagę przy wyborze standardów komunikacji do zdalnego odczytu liczników – bezpieczeństwo, interoperacyjność, normalizacja, możliwość rozwoju i zastosowanie najlepszych dostępnych technik. 
Celowo nie dookreślono dokładnych wymagań aby nie narzucać jednego konkretnego rozwiązania technicznego, w myśl kierowania się zasadą neutralności technologicznej oraz ze względu na to, że operatorzy systemów elektroenergetycznych posługują się różnymi rozwiązaniami (przewodowe, radiowe, PLC (wiele standardów), GSM). Co prawda we Wzorcowej specyfikacji narzucono standard PRIME, ale w przedmiotowym projekcie rozporządzenia zastosowano powyższą zasadę neutralności technologicznej. 
Standardy komunikacji pomiędzy licznikami zdalnego odczytu a systemem zdalnego odczytu powinny w szczególności:
1)	umożliwiać bezpieczne przekazywanie danych pomiarowych oraz innych informacji rejestrowanych przez liczniki zdalnego odczytu, pomiędzy licznikiem zdalnego odczytu a systemem zdalnego odczytu;
2)	model warstwy komunikacji dla systemu zdalnego odczytu powinien być oparty 
o obowiązujące normy i standardy, zapewniające interoperacyjność zastosowanego rozwiązania; 
3)	użyte do komunikacji rozwiązania techniczne i protokoły powinny zapewniać prawidłową i bezpieczną komunikację. 
Użyte zaś w rozwiązaniach technicznych standardy protokołów komunikacji powinny zapewniać ich rozwój i są dostępne publicznie. 
Powołanie się na zasadę interoperacyjności ma na celu zniwelowanie ryzyka wdrożenia przez operatorów systemów elektroenergetycznych objętych monopolem. Projekt rozporządzenia definiuje interoperacyjność jako zdolność co najmniej dwóch urządzeń, instalacji, sieci, systemów pomiarowych, układów pomiarowych, oprogramowania, systemu informacyjnego w rozumieniu art. 2 pkt 14 ustawy z dnia 5 lipca 2018 r. o krajowym systemie cyberbezpieczeństwa do współpracy oraz do wymiany i przetwarzania informacji w celu realizacji zadań. Interoperacyjność służy m.in. zagwarantowaniu jednolitości stosowanych rozwiązań technologicznych, wzmocnieniu konkurencyjności na rynku energii elektrycznej, obniżeniu kosztów wdrażanych rozwiązań. Pojęcie to wywodzi się z Dyrektywy. Zgodnie 
z art. 24 Dyrektywy:
1.  W celu wspierania konkurencji na rynku detalicznym oraz unikania nadmiernych kosztów administracyjnych dla stron uprawnionych, państwa członkowskie ułatwiają pełną interoperacyjność usług energetycznych w Unii. 14.6.2019 L 158/156 Dziennik Urzędowy Unii Europejskiej PL    
2.  Komisja przyjmuje w  drodze aktów  wykonawczych  wymogi interoperacyjności oraz  niedyskryminacyjne i  przejrzyste procedury  dostępu do  danych,  o  których  mowa w  art.  23 ust.  1.  Te  akty  wykonawcze  przyjmuje się zgodnie z procedurą doradczą, o której mowa 
w art. 68 ust. 2. 
3.  Państwa członkowskie zapewniają,  by  przedsiębiorstwa energetyczne  stosowały  wymogi interoperacyjności i procedury dostępu do  danych, o  których mowa w  ust.  2.  Te  wymogi 
i procedury  muszą opierać się  na  istniejących praktykach krajowych. 
Na chwilę obecną Komisja Europejska nie przyjęła takich aktów prawnych. Pozostawienie przepisu w tak ogólnym brzmieniu zagwarantuje uniknięcie sprzeczność rozwiązań przyjętych w projekcie rozporządzenia z potencjalnymi aktami wykonawczymi Komisji Europejskiej.
Jeżeli chodzi o standardy protokołów komunikacji to obecnie dostępne są różne standardy. 
Należą do nich m.in.:
1)	PRIME Alliance (Intelligent Metering Evolution Powerline),
2)	G3-PLC Alliance,
3)	OSGP Alliance (Open Smart Grid Protocol),
4)	Energy Services Association Network (ESNA),
5)	Meters And More Open Technologies,
6)	HD-PLC Alliance.
Wszystkie one bazują jednak na takich samych technikach bezpośredniego sterowania kanałem transmisyjnym (tak zwana warstwa fizyczna procesu transmisji) wynikających z narzuconych przez normę europejską EN 50065 reguł. Norma zakłada, że transmisja sygnałów po sieciach energetycznych niskiego napięcia realizowana może być w zakresie częstotliwości od 3kHz do 148,5kHz. Pasmo to podzielone jest na następujące podpasma:
1)	A (3-95kHz) - przeznaczone dla dostawców energii elektrycznej,
2)	B, C i D przeznaczone dla komunikacji publicznej, zgodnie z regułami: 
a)	B (95-125kHz) - przeznaczone dla dowolnych protokołów,
b)	C (125-140 kHz), w którym wymagane są protokoły zgodne z CSMA 
(ang. Carrier Sense Multiple Access),D (140-148,5 kHz) przeznaczone dla dowolnych protokołów. 
W systemach inteligentnego opomiarowania wykorzystywane jest pasmo 3-95kHz.
W literaturze przedmiotu (Jacek Stępień, Jacek Kołodziej, Witold Machowski, Adam Tarnawski: Przegląd protokołów wąskopasmowej transmisji danych po liniach energetycznych: doi:10.15199/48.2017.12.56) szczegółowo opisano trzy powyższe standardy. Jak wskazują autorzy: Protokół PRIME (ang. PowerLine Intelligent Metering Evolution) definiuje zalecenia implementacji warstwy fizycznej i MAC oraz warstwy konwergencji, zapewniającej optymalne współdziałanie aplikacji użytkownika i protokołu transmisyjnego. Jest protokołem otwartym, umożliwiającym współdziałanie urządzeń różnych producentów. W warstwie fizycznej bazuje na modulacji OFDM (ang. Orthogonal Frequency Division Multiplexing), w paśmie zgodnym z normą CENELEC-A i pozwala na realizację transmisji z maksymalną prędkością 10kbps. PRIME jest systemem łączącym w jedną całość podsieci, zawierające urządzenia połączone 
w topologii drzewa. W podsieci zainstalowane są dwa rodzaje węzłów:
1)	bazowy,
2)	serwisowe.
W warstwie drugiej zdefiniowane zostały zasady komunikacji bezpośredniej pomiędzy urządzeniami sieci. Każdy z węzłów rozpoznawany jest przez unikalny 48 bitowy adres fizyczny (MAC). Adres ten jest jednakże wykorzystywany wyłącznie podczas procesu rejestracji węzła w sieci. W trakcie procesu rejestracji węzeł przyłączany otrzymuje od węzła bazowego 14 bitowy identyfikator (ang. Local Node Identifier – LNID), który wykorzystywany jest do komunikacji gdy węzeł pracuje w trybie terminala. Węzłom pracującym w trybie przełącznika zostaje nadany (przez węzeł bazowy) dodatkowy 8 bitowy identyfikator switcha (SID). 
Struktura sieci PRIME jest strukturą drzewiastą, transmisja pomiędzy węzłem serwisowym 
a węzłem bazowym może być realizowana za pośrednictwem węzłów pośredniczących 
– przełączników. Każdy z nich poza przekazywaniem danych z/do węzłów serwisowych realizuje ponadto dodatkowe funkcje utrzymaniowe, polegające na cyklicznym rozsyłaniu ramek Beacon w celu zainicjowanie procesu rejestracji węzłów oczekujących na przyłączenie, zapewnienia synchronizacji węzłom już przyłączonym oraz transmisji informacji kontrolnosterujących do węzłów.
Standard G3-PLC podobnie jak protokół PRIME definiuje zalecenia dotyczące implementacji warstw: fizycznej, MAC i konwergencji. Ponadto, ponieważ należy do grupy protokołów wykorzystywanych przy zdalnym odczycie liczników energii, musi spełniać również dyrektywy zawarte w normie CENELEC A.
W warstwie fizycznej protokołu implementowane są dwa bloki funkcjonalne:
1)	Koder FEC – obejmujący kilkuetapowe kodowanie nadmiarowe zabezpieczające transmitowane dane,
2)	Modulator OFDM – który wykorzystując różne mechanizmy kodowania kanałowego, realizuje proces modulacji ortogonalnej nadawanego sygnału.
Specyfikacja warstwy MAC dla protokołu G3-PLC oparta jest na zaleceniach zawartych 
w standardzie IEEE 802.15.4-2006, zdefiniowanych dla bezprzewodowych sieci personalnych (ang. Wireless Personal Area Networks - WPAN). Standard ten zakłada możliwość transmisji danych w dwóch trybach: bez rywalizacji, w dedykowanych szczelinach czasowych inicjowanych przesłaniem ramki Becon oraz rywalizacyjnym, w którym stacje we wspólnym okresie czasu rywalizują o prawo transmisji. W protokole G3-PLC wykorzystywany jest wyłącznie rywalizacyjny tryb transmisji danych, w szczególnych przypadkach (wyszukiwania węzłów sąsiednich), na żądanie rozsyłana jest ramka Beacon, traktowana w tym przypadku jak ramka informacyjna, dostarczająca informacji o identyfikatorze sieci, adresie koordynatora sieci itp.
Standard OSGP (ang. Open Smart Grid Protocol) należy do grupy protokołów otwartych, definiujących mechanizmy powalające na implementację nie tylko procesów zdalnego odczytu wskazań liczników energii elektrycznej (ang. Smart Metering) ale również stworzenie całej gamy innych multiaplikacji przeznaczonych dla infrastruktury Smart Grid. Z założenia standard w zupełnie inny sposób niż poprzednio omawiane protokoły podchodzi do definicji "inteligentnego opomiarowania", zakładając, że nie chodzi w nim wyłącznie o odczyt liczników energii.
W odróżnieniu od poprzednio przedstawianych standardów protokół OSGP (w obecnej chwili) wykorzystuje do transmisji w warstwie fizycznej znacznie prostszą metodę modulacji. Dane kodowane są wstępnie przy wykorzystaniu opatentowanego algorytmu kodowania nadmiarowego, charakteryzującego się wysoką efektywnością eliminacji skutków zakłóceń impulsowych, a jednocześnie niewielką nadmiarowością (maksymalnie 30% bitów nadmiarowych), zwiększającą efektywną prędkość transmisji danych użytkowych 
(ang. Low-Overhead FEC). W procesie kodowania wykorzystywane są zaawansowane algorytmy cyfrowego przetwarzania sygnałów, redukcji szumów i korekcji zniekształceń. Dzięki nim system charakteryzuje się wysoką odpornością na zakłócenia impulsowe i ciągłe oraz zniekształcenia fazowe.
W warstwie MAC protokół OSGP wykorzystuje mechanizmy zdefiniowane w protokole LonWorks, który posługuje się algorytmem CSMA z dostępem do kanału transmisyjnego 
z naleganiem typu p (ang. p-persistent CSMA). Urządzenie transmisyjne, które wykryło zakończenie wcześniejszej transmisji, rozpoczyna nadawanie po losowe wybranym przedziale czasu, co zmniejsza liczbę kolizji w systemie. W protokole wykorzystuje się co najmniej 
16 różnych czasów opóźnień (Beta 2). Liczba wykorzystywanych w procesie randomizacji wartości Beta 2 jest dynamicznie dopasowywana do aktualnych parametrów linii transmisyjnej (może zmieniać się w zakresie 16-1008), dzięki temu minimalizowane są opóźnienia procesu transmisji danych.
Przykładowo standard PRIME (PLC) – stosowany jest przez ENERGA-OPERATOR SA, OSGP – stosowany jest przez TAURON Dystrybucja S.A., IDIS – stosowany jest przez innogy Stoen Operator. Kierując się wspomnianą zasadą neutralności technologicznej oraz poszanowaniem stosowanych dotychczas przez operatorów systemów elektroenergetycznych rozwiązań, projektodawca nie przesądza rodzaju standardu tylko wskazuje bardzo ogólnie wymagania w tym obszarze. Standardy protokołów komunikacyjnych są publicznie dostępne (np. (https://en.wikipedia.org/wiki/PRIME_(PLC); https://www.osgp.org/en; https://www.idis-association.com/).
W rozdziale 7 opisane zostały zasady funkcjonowania liczników zdalnego odczytu w trybie przedpłatowym oraz dokonywania rozliczeń w tym trybie. Przyjęte rozwiązanie funkcjonalne zobowiązuje sprzedawców energii do przechowywania informacji o wysokości salda dekrementującego i przekazywania do operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego, za pośrednictwem centralnego systemu informacji rynku energii, polecenia załączenia lub wyłączenia elementu wykonawczego licznika zdalnego odczytu 
(w związku z uzupełnieniem kredytu lub jego wyczerpaniem na koncie danego klienta). Przesłanką do zastosowania takiego podejścia były dotychczasowe doświadczenia w zakresie dostępności liczników energii elektrycznej wyposażonych w funkcjonalność liczydła dekrementującego, a także fakt, że przedpłatowa forma rozliczeń nie jest powszechnie wykorzystywana przez odbiorców energii elektrycznej w Polsce (w przypadku implementacji liczydła dekrementującego w liczniku, koszt tej funkcjonalności obciążałby każdego odbiorcę w znacznie większym stopniu, niż przyjęte rozwiązanie). 
Osiągnięcie takich wniosków było możliwe po przeprowadzeniu szczegółowych analiz w oparciu dane zebrane z rynku. W związku z tym Polskie Towarzystwo Przesyłu i Rozdziału Energii Elektrycznej (PTPiREE), w celu ponownego zweryfikowania funkcjonalności przedpłatowej sprzedaży energii elektrycznej, wspólnie z TOE i w porozumieniu 
z Ministerstwem Klimatu i Środowiska opracowało dokumenty:
1)	Wymagania funkcjonalne do licznika zdalnego odczytu (LZO), dla potrzeb realizacji sprzedaży przedpłatowej,
2)	 Wymagania funkcjonalne do systemów IT sprzedawcy, dla potrzeb realizacji sprzedaży przedpłatowej realizowanej w oparciu o liczniki zdalnego odczytu.
Uzgodniono, że powyższe wymagania zostaną skierowane do wybranych producentów liczników energii elektrycznej oraz systemów IT w celu uzyskania informacji pozwalającej na wskazanie, który model realizacji sprzedaży przedpłatowej powinien zostać wybrany w ustawie nowelizującej.
Skierowano zapytanie do wielu producentów liczników energii elektrycznej dotyczące:
1)	Przedpłata w liczniku:
a)	wstępna ocena możliwości zaimplementowania tych funkcjonalności w liczniku energii elektrycznej;
b)	oszacowanie czasu niezbędnego na opracowanie projektu licznika energii elektrycznej realizującego wymaganą funkcjonalność;
c)	przedstawienie szacowanego możliwego wzrostu ceny jednostkowej licznika energii elektrycznej w stosunku do licznika energii elektrycznej będącego 
w ofercie producenta a nie realizującego funkcjonalności, które zostały wskazane.
Oraz zapytanie do dostawców systemów IT dotyczące:
2)	Przedpłata w systemie IT:
a)	wstępna oceny możliwości zaimplementowania tych funkcjonalności 
w systemach IT sprzedawców rozliczających sprzedaż energii elektrycznej 
w trybie przedpłatowym;
b)	oszacowanie czasu niezbędnego na rozbudowę istniejących lub zbudowanie nowych systemów IT realizujących te funkcjonalności;
c)	przedstawienia szacowanej możliwej wyceny dostosowania obecnych lub wytworzenia nowych systemów IT zgodnych z wymaganą funkcjonalnością.
Zapytanie dotyczyło dwóch modeli:
•	Model 1 – liczydło dekrementujące w systemie IT Sprzedawcy
•	Model 2 – liczydło dekrementujące w liczniku zdalnego odczytu (LZO).
Z otrzymanych odpowiedzi wynika, iż zdecydowana większość producentów nie posiada funkcjonalności liczydła dekretującego w LZO. Implementacja w LZO jest możliwa, jest jednak czasochłonna (od 12 do 24 miesięcy), co ze względu na przyjęty harmonogram instalacji LZO może stanowić istotne ryzyko w jego realizacji. Zdaniem PTPiREE, większość firm produkujących liczniki wskazuje za zasadną implementację w systemach IT Sprzedawców, jedna firma wskazuje własne rozwiązanie zaimplementowane w licznikach. Zdaniem TOE na temat kosztów modyfikacji liczników odpowiedzi pełnej i na temat udzieliło tylko dwóch dostawców. Pozostałe odpowiedzi były rodzajem refleksji nad zaproponowanymi dwoma modelami sprzedaży przedpłatowej. Refleksje te nie uwzględniały uwarunkowań istotnych dla sprzedawców w związku z czym nie powinny być brane pod uwagę. Informacje od dostawców IT były niejednoznaczne i różniły się nt. zakresu zmian w modelach (nakłady niższe w modelu 2). Zdaniem TOE implementacja zmian w systemie IT, dla Modelu 1, to 17 miesięcy, co stanowi ryzyko jego realizacji w oczekiwanym terminie. Dodatkowym ryzykiem jest również fakt, że dostawcy systemów IT będą w tym czasie mocno zaangażowani 
w dostosowanie systemów do współpracy z CSIRE.
Porównanie modeli na podstawie podanych kosztów dało następujące wyniki:
Stanowisko PTPiREE:
Model 1 - zmiany jednorazowe w systemie IT Asseco około 3,5 mln PLN. (dotyczy ok. 8,5 mln odbiorców)
–> koszt na odbiorcę = 0,41 zł, koszt całkowity wdrożenia w kraju 7 mln zł.
Model 2 – wzrost nakładów na liczniki od 68 do 408 mln PLN (bliżej 130 mln PLN) -> koszt na odbiorcę = od 4 do 24 zł, oraz zmiany w systemach IT Sprzedawców około 1,375 mln PLN (dotyczy ok. 8,5 mln odbiorców) -> koszt na odbiorcę = 0,16 zł,
-> suma kosztów na odbiorcę = 4,16 do 24,16 zł, koszt całkowity wdrożenia w kraju od 71 do 411 mln zł.
Stanowisko TOE:
Model 1 - zmiany w systemach IT – 14 mln zł –> koszt na odbiorcę - 0,82 zł
Model 2 – wzrost nakładów na liczniki 68 mln zł, zmiany w systemach IT Sprzedawców 
5,5 mln PLN -> koszt na odbiorcę = 4,32 zł.
W związku z powyższym zdecydowano się na model przedpłaty w systemach IT sprzedawcy co znalazło odzwierciedlenie w ustawie nowelizującej. W projekcie rozporządzenia uregulowano zaś obowiązek udostępnia przez operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego na żądanie sprzedawcy informacji czy w danym punkcie poboru energii istnieje możliwość wykorzystywania licznika zdalnego odczytu do przedpłatowej formy rozliczeń. System zdalnego odczytu operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego będzie przyjmował przesyłane od sprzedawcy do systemu pomiarowego za pośrednictwem centralnego systemu informacji rynku energii, polecenia załączenia lub wyłączenia elementu wykonawczego licznika zdalnego odczytu, zgodne ze standardami wymiany informacji centralnego systemu informacji rynku energii. Sprzedawca w zależności od stanu salda dekrementującego zdecyduje o załączeniu lub wyłączeniu elementu wykonawczego licznika zdalnego odczytu poprzez wysłanie do systemu pomiarowego za pośrednictwem centralnego systemu informacji rynku energii, polecenia załączenia lub wyłączenia elementu wykonawczego licznika zdalnego odczytu, zgodne z standardami wymiany informacji  centralnego systemu informacji rynku energii. Sprzedawca będzie informował odbiorcę, iż po doładowaniu przez odbiorcę salda dekrementującego,  załączenie elementu wykonawczego licznika zdalnego odczytu może nastąpić pod nieobecność odbiorcy w obiekcie lub lokalu, bez odrębnego powiadomienia odbiorcy. Urządzenia, instalacje lub sieci odbiorcy powinny być przygotowane przez odbiorcę w sposób umożliwiający ich bezpieczną eksploatację po załączeniu elementu wykonawczego licznika zdalnego odczytu, zgodną z odrębnymi przepisami. Sprzedawca będzie zobowiązany także do informowania odbiorcy z wystarczającą częstotliwością o stanie jego salda dekrementującego poprzez dedykowany kanał komunikacji typu SMS, e-mail lub inny określony w umowie kompleksowej.
W ramach prac ww. Zespołu uzgodniono, że operator systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego będzie obowiązany zrealizować polecenie załączenia lub wyłączenia elementu wykonawczego licznika zdalnego odczytu w ciągu jednego dnia roboczego od chwili jego otrzymania z centralnego systemu informacji rynku energii. Jest to więc inny okres od ogólnie zakreślonego dla nieprzedpłatowego trybu działania. Termin ten znajduje uzasadnienie o tyle (w stosunku do ogólnego 3-dniowego terminu), że zarówno w jednym jak i w drugim przypadku - instalacja licznika przedpłatowego czy też zmiana formy rozliczeń na przedpłatową - następują na wniosek (zgodnie z wolą) odbiorcy końcowego. Odbiorca końcowy decydując się na tą specyficzną formę rozliczeń za zużytą energię elektryczną godzi się niejako na wszelakie związane z tym konsekwencje, polegające przede wszystkim na tym, że w przypadku "brak środków na koncie" zostanie on pozbawiony dostaw energii elektrycznej w momencie powstania tego braku. Wiąże się to celem samej instytucji przedpłaty, która to jest stosowana w szczególnych okolicznościach (najem, współwłasność, ubóstwo, itd.) i której założeniem jest wstrzymanie dostaw energii elektrycznej w momencie "braku środków na koncie". Do zaangażowania służ operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego (lub zleceniodawcy tego operatora) dochodzi gdy np. powstał problem na poziomie komunikacji poleceń w odniesieniu do licznika zdalnego odczytu działającego w trybie przedpłatowym. Do takich sytuacji może dojść również w dni wolne od pracy. Stąd konieczne jest zagwarantowanie odpowiedniego okresu pozwalającego na usunięcie awarii – jeden dzień roboczy. Co prawda ok. 95 % „działań w terenie” wykonuje się w ciągu 3 godzin. Może jednak dojść do sytuacji, w której część poleceń może nie być wykonanych ze względu, np. zakłócenia komunikacji, utrata komunikacji, awaria modemu, itd. Powyższy termin, biorąc pod uwagę zasady wyznaczania terminów określone w ustawie 23 kwietnia 1964 - Kodeks cywilny, pozwolą na sprawną reakcję właściwych służb przy zachowaniu zasad efektywności ekonomicznych (jak doświadczenia wskazują, trzymanie przez operatorów systemów elektroenergetycznych służ w dni wolne od pracy „na wszelki wypadek” jest dosyć kosztowne i obciążające w konsekwencji odbiorców końcowych). Jakikolwiek pobór energii elektrycznej poza „stan na koncie” będzie procedowany wg ogólnych zasad przewidzianych w prawie energetycznym, tj. traktowany jest analogicznie do korzystania z energii elektrycznej bez opłacenia faktury. Sprzedawca wówczas będzie mógł dochodzić zapłaty zaległej faktury 
a w przypadku jej nieuregulowania konsekwentnie wystąpić do operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego o wstrzymanie dostawy energii elektrycznej dopóty dopóki odbiorca końcowy nie ureguluje zaległości. W przypadku podjęcia ponownie poboru energii elektrycznej korzystając z trybu przedpłatowego środki "pozostałe na karcie" byłyby 
w pierwszej kolejności „ściągnięte” na uregulowanie tych zaległości.
Rozdział 8 określa sposób wyznaczania zastępczych danych pomiarowych oraz skorygowanych danych pomiarowych. Projekt rozporządzenia różnicuje sposób postępowania w zależności od rodzaju licznika energii elektrycznej zastosowanego w układzie pomiarowym – licznik zdalnego odczytu lub licznik konwencjonalny. Projekt rozporządzenia określa również sposób wyznaczenia danych skorygowanych, w przypadku gdy dane pomiarowe pozyskane z licznika są błędne. Przyjęte zasady bazują na rozwiązaniach dotychczas wykorzystywanych przez operatorów systemu elektroenergetycznego.
W ustawie nowelizującej wskazano ogólnie, że przypadku braku możliwości pozyskania rzeczywistych danych pomiarowych z licznika konwencjonalnego lub z licznika zdalnego odczytu – wyznacza się zastępcze dane pomiarowe, zaś gdy dane pomiarowe pozyskane z licznika konwencjonalnego lub z licznika zdalnego odczytu są błędne – wyznacza się skorygowane dane pomiarowe.
W przypadku braku możliwości pozyskania rzeczywistych danych pomiarowych 
z licznika energii elektrycznej, operator systemu elektroenergetycznego albo właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, będzie wyznaczał dane zastępcze, w sposób odzwierciedlający rzeczywiste wielkości energii elektrycznej.
Zgodnie z projektowanymi rozwiązaniami dla punktu pomiarowego, w którym jest zainstalowany licznik zdalnego odczytu,  zastępcze dane pomiarowe będzie wyznaczało 
się z uwzględnieniem:
1)	rzeczywistych danych pomiarowych pochodzących z innych elementów układu pomiarowego lub innych układów pomiarowych operatora systemu elektroenergetycznego albo właściciela urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, z tego samego okresu, lub
2)	rzeczywistych danych pomiarowych pochodzących z tego samego układu pomiarowo-rozliczeniowego, z okresu poprzedzającego lub następującego po okresie braku rzeczywistych danych pomiarowych, z uwzględnieniem charakterystyki zmienności przepływu energii elektrycznej oraz innych udokumentowanych okoliczności mających wpływ na przepływ energii elektrycznej w okresie braku rzeczywistych danych pomiarowych, lub
3)	innych metod określonych w instrukcji ruchu i eksploatacji sieci przez operatora systemu elektroenergetycznego, na którego obszarze działania jest zainstalowany układ pomiarowo-rozliczeniowy, dla którego należy wyznaczyć dane zastępcze.
Dla punktu pomiarowego, w którym jest zainstalowany licznik konwencjonalny, zastępcze dane pomiarowe będzie wyznaczało się z uwzględnieniem średniodobowego zużycia energii elektrycznej w ostatnim okresie rozliczeniowym usług dystrybucyjnych, z uwzględnieniem sezonowości poboru energii elektrycznej i standardowych profili zużycia energii elektrycznej. Jeżeli nie można ustalić średniodobowego zużycia energii elektrycznej na postawie poprzedniego okresu rozliczeniowego, podstawą wyliczenia ilości energii elektrycznej jest wskazanie układu pomiarowego z następnego okresu rozliczeniowego.
W przypadku gdy dane pomiarowe pozyskane z licznika zdalnego odczytu albo licznika konwencjonalnego są błędne, skorygowane dane pomiarowe będzie wyznaczało się:
1)	z uwzględnieniem współczynników korekcji właściwych dla stwierdzonej nieprawidłowości lub awarii, o ile jest możliwe ich określenie, lub; 
2)	analogicznie jak w przypadku wyznaczania danych zastępczych, w przypadku gdy określenie współczynników korekcji nie jest możliwe. 
Oczywiście powyższe przepisy nie będą miały zastosowania jeżeli w punkcie pomiarowym, dla którego występuje konieczność wyznaczenia danych zastępczych lub skorygowanych danych pomiarowych jest zainstalowany rezerwowy układ pomiarowo-rozliczeniowy, gdyż dane pomiarowe zostaną pozyskane z tego układu. 
W rozdziale 9 opisano sposób wyznaczania wskaźników skuteczności i niezawodności komunikacji w systemie pomiarowym, w tym skuteczność pozyskiwania danych pomiarowych (sposób obliczenia wskazano w załączniku 4) oraz skuteczność przekazywania poleceń do liczników zdalnego odczytu.  Określenie wymagań w zakresie niezawodności komunikacji jest jednym z kluczowych parametrów systemu zdalnego odczytu, będącym w ścisłej korelacji z przyjętą architekturą i zastosowanymi technologiami w ramach infrastruktury inteligentnego opomiarowania. Warto podkreślić, że wskaźniki niezawodności komunikacji w systemie pomiarowym nie są uregulowane w systemie prawnym i w związku z tym są określane przez operatorów systemów elektroenergetycznych w tzw. SIWZ (Specyfikacji Istotnych Warunków Zamówienia). Zaproponowane wskaźniki wynikają z dotychczasowych doświadczeń operatorów i choć są minimalnie niższe od tych określanych w SIWZ to należy zauważyć, 
że dużo większa ilość przetwarzanych danych i informacji w systemie pomiarowym wymusza zachowanie w tym obszarze pewnej ostrożności. 
Przez wskaźnik skuteczności pozyskiwania danych pomiarowych dla doby „n” z liczników zdalnego odczytu za pośrednictwem systemu zdalnego odczytu będzie się rozumieć procent pozyskiwania kompletnych danych pomiarowych z tego licznika. Procent ten w projekcie rozporządzenia określono na następującym poziomie:
1)	90% do godziny 09:00 doby „n+1”;
2)	94% do godziny 12:00 doby „n+3”;
3)	96% do godziny 24:00 doby „n+7”.
Dla liczników zdalnego odczytu, dla których dane pomiarowe nie zostały pozyskane 
w terminie, operator systemu elektroenergetycznego, albo właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, co do zasady pozyska rzeczywiste dane pomiarowe w terminie do 30 dni od doby „n”. W takim przypadku, operator systemu elektroenergetycznego, albo właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego zobowiązany będzie do podjęcia czynności mających na celu przywrócenie komunikacji z licznikiem energii elektrycznej (konwencjonalnym lub zdalnego odczytu). Celowo w tym przepisie nie określono terminu bowiem czasem nie jest możliwy dostęp do licznika energii elektrycznej przez dłuższy okres czasu z przyczyn niezależnych od operatora. Oczywiście w takim przypadku można byłoby pokusić się o zawieszenie biegu terminu – instytucje powszechnie używaną w przepisach proceduralnych. Jednakże ze względu na różnorodność możliwych przypadków 
oraz potencjalne trudności dowodowe zdecydowano się nie wprowadzanie w tym przypadku ograniczenia w postaci konkretnego terminu. 
Wskaźnik skuteczności pozyskiwania danych pomiarowych będzie wyznaczany nie później niż od końca 3 miesiąca licząc od dnia zainstalowania licznika zdalnego odczytu. Wiąże się to 
z procesem instalacji liczników zdalnego odczytu, gdzie najpierw instaluje się licznik zdalnego odczytu a następnie zapewnia się warstwę komunikacyjną, instaluje koncentrator, itd. 
Wskazano, że wskaźnik skuteczności przekazywania poleceń z centralnego systemu informacji rynku energii za pośrednictwem systemu pomiarowego do liczników zdalnego odczytu 
w okresie 3 godzin nie może być niższy niż 95%, dla grupy nie większej niż 200 liczników zdalnego odczytu przyłączonych do tej samej stacji elektroenergetycznej transformującej napięcie SN/nN. Rozwiązanie to przeniesiono z Wzorcowej specyfikacji.
Uregulowano również przypadek w którym nie doszło do skutecznego przekazania poleceń 
z centralnego systemu informacji rynku energii za pośrednictwem systemu pomiarowego. Wówczas to operator systemu elektroenergetycznego lub właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, realizują polecenia 
w terminie nie później niż:
1)	do 24 godzin od chwili ich otrzymania z centralnego systemu informacji rynku energii -  dla poleceń o wysokim priorytecie realizacji;
2)	do 3 dni roboczych od chwili ich otrzymania z centralnego systemu informacji rynku energii - dla poleceń o normalnym priorytecie realizacji.
Przy obliczaniu wskaźników skuteczności nie będzie uwzględniać się liczników energii elektrycznej, do których operator systemu elektroenergetycznego lub właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, nie posiadał dostępu zdalnego i dostępu lokalnego z przyczyn: 
1)	leżących po stronie użytkownika systemu nie będącego operatorem systemu elektroenergetycznego lub właścicielem urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego,
2)	zlokalizowania licznika zdalnego odczytu na obszarze objętym awarią sieci elektroenergetycznej.
Tym samym, uwzględniono typowy przypadek wystąpienia siły wyższej lub przyczyn niezależnych od operatora. W takim przypadku obowiązek wykazania i udokumentowania przyczyny,  oczywiście będzie spoczywał po stronie operatora systemu elektroenergetycznego lub właściciela urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego. Szczegółowy sposób wyznaczenia wskaźników niezawodności komunikacji w systemie pomiarowym określono w załącznik nr 4.
Rozdział 10 określa zakres danych pomiarowych i innych informacji pozyskiwanych z licznika zdalnego odczytu. W rozdziale tym określono minimalny zakres danych pozyskiwanych z liczników zdalnego odczytu zainstalowanych u odbiorców, z wyróżnieniem odbiorców końcowych w gospodarstwie domowym, a także z liczników zdalnego odczytu zainstalowanych w stacjach SN/nN stanowiących element sieci dystrybucyjnej. Istotnym zagadnieniem, które zostało unormowane na poziomie rozporządzenia jest 15-minutowy okres agregacji danych pomiarowych dotyczących energii elektrycznej pobieranych z liczników zdalnego odczytu. Obowiązek wprowadzenia 15-minutowych okresów zbierania danych począwszy od 1 stycznia 2021 r. został określony w prawodawstwie Unii Europejskiej. 
W świetle art. 20 lit. g Dyrektywy inteligentne systemy opomiarowania muszą stwarzać odbiorcom końcowym możliwość opomiarowywania i rozliczania ich zużycia w tej samej rozdzielczości czasowej co okres rozliczania niezbilansowania na rynku krajowym. Okres rozliczania niezbilansowania oznacza zaś okres  rozliczania niezbilansowania zdefiniowany 
w art. 2 pkt 15 rozporządzenia (UE) 2019/943 z dnia 5 czerwca 2019 r. w sprawie rynku wewnętrznego energii elektrycznej (Dz. Urz. UE L 158 z 14.6.2019 r., str. 54). Zgodnie 
z art. 2 pkt 15 rozporządzenia (UE) 2019/943 do dnia 1 stycznia 2021 r. okres rozliczania niezbilansowania oznacza jednostkę czasu, w odniesieniu do której wylicza się niezbilansowanie podmiotów odpowiedzialnych za bilansowanie. Zgodnie zaś z art. 8 ust. 4 ww. rozporządzenia okres rozliczania niezbilansowania musi wynosić 15 minut we wszystkich obszarach grafikowych, chyba że organy regulacyjne przyznały odstępstwo lub  zwolnienie. Odstępstwa można przyznawać wyłącznie do dnia 31 grudnia 2024 r. 
Dodatkowo, zgodnie z art. 53 rozporządzenia Komisji Europejskiej (UE) 2017/2195 
z dnia 23 listopada 2017 r. ustanawiającego wytyczne dotyczące bilansowania (Dz. Urz. L 312 z 28.11.2017 r., str. 6):
„Artykuł 53 Okres rozliczania niezbilansowania
1. W terminie trzech lat od wejścia w życie niniejszego rozporządzenia wszyscy OSP stosują okresy rozliczania niezbilansowania wynoszące 15 minut we wszystkich obszarach grafikowych, jednocześnie zapewniając, aby wszystkie granice podstawowego okresu handlowego pokrywały się z granicami okresów rozliczania niezbilansowania.
2. OSP obszaru synchronicznego mogą wspólnie wnioskować o zwolnienie z wymogu określonego w ust. 1.
3. Jeżeli właściwe organy regulacyjne obszaru synchronicznego przyznają zwolnienie 
z wymogu określonego w ust. 1 na wspólny wniosek OSP danego obszaru synchronicznego lub z ich własnej inicjatywy, właściwe organy regulacyjne przeprowadzają we współpracy 
z Agencją i przynajmniej co trzy lata analizę kosztów i korzyści dotyczącą harmonizacji.
Przepis wprowadzający 15-minutowy okres agregacji i zbierania danych pomiarowych jest zgodny z unormowaniami zawartymi w prawie UE i je wdraża.
Katalog danych pomiarowych pozyskiwanych z liczników zdalnego odczytu będzie obejmował również informacje o wskaźnikach jakości lub parametrach jakościowych 
w zakresie energii elektrycznej w punkcie poboru energii. Określenie zakresu danych pomiarowych i innych informacji pozyskiwanych z licznika zdalnego odczytu ma kluczowe znaczenie dla zapewnienia należytej obsługi procesów rynku energii elektrycznej, 
w szczególności rozliczeń na tym rynku. 
W przypadku odbiorcy energii elektrycznej w gospodarstwie domowym zakres danych pomiarowych pozyskiwanych z licznika zdalnego odczytu będzie obejmował:
1)	zarejestrowane dane pomiarowe dotyczące energii elektrycznej:
a)	pobranej w punkcie poboru energii - zsumowane do okresów 15-minutowych,
b)	wprowadzonej w punkcie poboru energii - zsumowane do okresów 
15-minutowych;
2)	zarejestrowane dane pomiarowe dotyczące wartości mocy;
3)	informacje o wskaźnikach jakości lub parametrach jakościowych w zakresie energii elektrycznej w punkcie poboru energii;
4)	 informacje o zdarzeniach rejestrowanych przez licznik zdalnego odczytu;
5)	zarejestrowane dane pomiarowe dotyczące energii elektrycznej w punkcie ładowania w rozumieniu art. 2 pkt 17 ustawy z dnia 11 stycznia 2018 r. o elektromobilności 
i paliwach alternatywnych (Dz. U. z 2021 r. poz. 110 z późn. zm.);
6)	inne informacje, których obowiązek rejestrowania wynika z przepisów odrębnych.
Następnie dookreślono zakres pozyskiwanych danych pomiarowych z podziałem ze względu na podmiot pobierający oraz miejsce zainstalowania licznika zdalnego odczytu. Operator systemu elektroenergetycznego oraz właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, będzie pozyskiwał z liczników zdalnego odczytu:
1)	zarejestrowane dane pomiarowe dotyczące energii elektrycznej:
a)	pobranej w punkcie poboru energii - zsumowane do okresów 15-minutowych,
b)	wprowadzonej w punkcie poboru energii - zsumowane do okresów 
15-minutowych,
c)	wprowadzonej do sieci przez wytwórców - zsumowane do okresów 
15-minutowych,
d)	wytworzonej w instalacji odnawialnego źródła energii lub jednostce wytwórczej przyłączonej do instalacji odbiorcy w przypadku, jeżeli obowiązek instalacji licznika zdalnego odczytu dla tej instalacji lub jednostki wytwórczej stanowi wypełnienie obowiązku wynikającego z przepisów odrębnych,
e)	pobranej lub wprowadzonej przez magazyn energii elektrycznej będący częścią instalacji odbiorcy końcowego lub jednostki wytwórczej przyłączonej do instalacji odbiorcy w przypadku, jeżeli obowiązek instalacji licznika zdalnego odczytu dla tego magazynu lub tej instalacji lub jednostki wytwórczej stanowi wypełnienie obowiązku wynikającego z przepisów odrębnych;
2)	zarejestrowane dane pomiarowe dotyczące wartości mocy;
3)	informacje o wskaźnikach jakości oraz parametrach jakościowych w zakresie energii elektrycznej w punkcie poboru energii;
4)	informacje o zdarzeniach rejestrowanych przez licznik zdalnego odczytu;
5)	inne dane pomiarowe, dla których obowiązek ich rejestrowania wynika z przepisów odrębnych.
Operator systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego będzie pozyskiwał z liczników zdalnego odczytu lub zestawów koncentratorowo-bilansujących, zainstalowanych w stacjach SN/nN stanowiących element sieci dystrybucyjnej w szczególności:
1)	zarejestrowane dane pomiarowe dotyczące energii elektrycznej;
2)	zarejestrowane dane pomiarowe dotyczące wartości mocy;
3)	informacje o wskaźnikach jakości lub parametrach jakościowych w zakresie energii elektrycznej w miejscu instalacji licznika zdalnego odczytu;
4)	informacje o statusie pracy licznika zdalnego odczytu;
5)	informacje o zarejestrowanych zdarzeniach.
Ze względu na zasady ochrony danych osobowych, w szczególności przewidziane 
w rozporządzeniu Parlamentu Europejskiego i Rady (UE) 2016/679 z dnia 27 kwietnia 2016 r. w sprawie ochrony osób fizycznych w związku z przetwarzaniem danych osobowych 
i w sprawie swobodnego przepływu takich danych oraz uchylenia dyrektywy 95/46/WE (ogólne rozporządzenie o ochronie danych), katalog przetwarzanych danych pomiarowych jest zamknięty.
[bookmark: _Hlk70673973]Na koniec warto zaznaczyć, że pierwotnie kwestię tę uregulowano w ustawie nowelizującej. Jednakże ze względu na zgłoszoną uwagę (wątpliwości) Ministra ds. Unii Europejskiej co do ew. konieczności notyfikacji technicznej, zdecydowano się na przeniesienie tych zagadnień do projektu rozporządzenia, które i tak będzie podlegało notyfikacji w trybie przewidzianym w rozporządzeniu Rady Ministrów z dnia 23 grudnia 2002 r. w sprawie sposobu funkcjonowania krajowego systemu notyfikacji norm i aktów prawnych (Dz.U. 2002 nr 239 poz. 2039). 
W rozdziale 11 określono wymagania, jakie powinien spełniać licznik zdalnego odczytu, aby umożliwić skomunikowanie z urządzeniami odbiorcy w gospodarstwie domowym. Co do zasady zostały one określone w załączniku nr 1 do rozporządzenia. W tekście samego rozporządzenia uregulowano jedynie obowiązek wyposażenia licznika zdalnego odczytu w interfejs komunikacyjny do komunikacji lokalnej, który zapewnia ochronę przesyłanych danych pomiarowych do urządzeń odbiorcy w gospodarstwie domowym poprzez zastosowanie algorytmów szyfrowanej komunikacji, przenosząc cała treść przepisów normatywnych do załącznika 1. 
Jeżeli chodzi o interfejs komunikacyjny, w jaki powinien być wyposażony licznik zdalnego odczytu to jako zasadę przyjęto:
-	optozłącze zgodne w warstwie fizycznej z normą techniczną PN-EN 62056-21;
-	wireless M-Bus zgodny z normą techniczną PN-EN 13757-4, częstotliwość 868 MHz, do komunikacji z konsumenckim systemem zarządzania energią, umożliwiający dwukierunkową komunikację. Komunikacja na tym interfejsie odbywać się będzie w czasie zbliżonym do rzeczywistego. W uzasadnionych przypadkach operator systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego będzie mógł jednak zastosować inny równoważny rodzaj interfejsu  komunikacyjnego. 
Zdecydowanie się na jeden, co do zasady, interfejs komunikacyjny ma zoptymalizować koszty ponoszone po stronie operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych 
a więc i finalnie odbiorców końcowych dzięki ujednoliceniu stosowanych rozwiązań technologicznych. 
Dodatkowo, należy podkreślić, że jednym z wymagań Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki, które określone zostało w Stanowisku Prezesa URE w sprawie niezbędnych wymagań dotyczących jakości usług świadczonych z wykorzystaniem infrastruktury AMI oraz ram wymienności i interoperacyjności współpracujących ze sobą elementów sieci Smart Grid oraz elementów sieci domowych współpracujących z siecią Smart Grid (https://www.ure.gov.pl/pl/urzad/informacje-ogolne/komunikaty-prezesa-ure/5354,Stanowisko-Prezesa-URE.html), było ustandaryzowanie portu komunikacji infrastruktury sieci domowej, co było dobrym kierunkiem, lecz niestety nieoptymalnym. 
W branży układów pomiarowych nie stosowano tego typu interfejsu, a także obecnie produkty z takim interfejsem są niszowe. Niemniej sama standaryzacja technologii komunikacyjnej interfejsu komunikacyjnego jest niezbędna dla zapewnienia dostępności urządzeń klienckich, przy czym wybrana technologia powinna być wystandaryzowana, dojrzała i w miarę powszechnie stosowana przez producentów liczników. Takim właśnie interfejsem komunikacyjnym jest wireless M-Bus. Wśród argumentów przemawiających za zastosowaniem interfejsu komunikacyjnego wireless M-Bus przemawiają:
•	W aktualnie realizowanych wdrożeniach masowych w innych krajach europejskich interfejs komunikacyjny ISD/HAN w wielu przypadkach bazuje na technologiach radiowych.
•	Technologia wireless M-Bus jest ustandaryzowana, dojrzała i powszechnie stosowana do odczytu liczników różnych mediów.
•	Technologia wireless M-Bus zapewnia łatwą konwertowalność na inne standardy 
i technologie komunikacyjne, w tym przewodowe.
•	Obecnie większość układów pomiarowych instalowana jest poza lokalem odbiorcy, co zdecydowanie utrudnia skomunikowanie licznika z infrastrukturą sieci domowej poprzez interfejs elektryczny (przewód łączący licznik z bramą sieci domowej musiałby zostać poprowadzony przez np. obiekty administracji itp.). Problem ten nie występuje w przypadku interfejsu radiowego.
•	Wszystkie rozwiązania przewodowe interfejsu komunikacyjnego dedykowanego do komunikacji z urządzeniami odbiorcy końcowego mają zasadniczą wadę, która związana jest z koniecznością fizycznego dostępu do licznika (fizycznej obecności przy liczniku) w celu uruchomienia tego interfejsu, np. w momencie instalacji dedykowanego modułu komunikacyjnego w porcie fizycznym licznika i jego integracji z infrastrukturą sieci domowej, co oznacza dodatkowe koszty po stronie operatora systemu dystrybucyjnego i po stronie odbiorcy do poniesienia. Zastosowanie interfejsu radiowego wireless M-Bus nie powoduje konieczności fizycznego dostępu do licznika celem uruchomienia interfejsu, nie powoduje zatem dodatkowych kosztów do poniesienia po stronie operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego i po stronie odbiorcy. 
•	Dodatkowo odbiorca ma możliwość samodzielnego aktywowania komunikacji na interfejsie wireless M-Bus pomiędzy licznikiem a infrastrukturą sieci domowej. Jest to realizowane poprzez stronę www operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego i dedykowaną aplikację www, gdzie odbiorca ma możliwość uruchomienia wysłania do licznika zdalnego odczytu polecenia, aktywującego interfejs wireless M-Bus wraz z szyfrowaną komunikacją do infrastruktury sieci domowej.
Interfejs komunikacyjny wireless M-Bus jest to:
1) Technologia dojrzała, zapewniająca dostępność produktów na rynku, powszechnie stosowana np. w zakresie odczytu liczników wody, czy ciepła.
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Rys. Przykład oferty handlowej liczników mediów pracujących w technologii W-MBus

2) Technologia łatwo konwertowalna na inne technologie, dzięki szerokiej dostępności różnego rodzaju konwerterów/przejściówek, w tym również na standardy przewodowe – patrz rysunek i opis poniżej. 
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Rys. Przykład urządzenia W-MBus do liczników energii oraz oferty handlowej

3) Technologia umożliwiająca zastosowanie repeaterów (wzmacniaczy) sygnału, zapewniająca możliwość dotarcia z sygnałem do konkretnych lokalizacji. Dzięki możliwości zastosowania konwerterów istnieje możliwość doprowadzenia sygnału za pomocą przewodów.
4) Technologia została przetestowana w wielkoskalowym wdrożeniu, w tym 
m.in. w Polsce (Tauron Dystrybucja S.A.). 
5) Obecnie większość układów pomiarowych instalowana jest poza lokalem odbiorcy końcowego, co zdecydowanie utrudnia skomunikowanie licznika energii elektrycznej 
z infrastrukturą sieci domowej poprzez interfejs elektryczny (przewód łączący licznik 
z bramą sieci domowej musiałby zostać poprowadzony przez np. obiekty administracji itp.). Problem ten nie występuje w przypadku interfejsu radiowego.
Komunikacja Wireless M-Bus (Wireless Meter Bus) jest zdefiniowana przez normy serii PN-EN 13757-x, w szczególności PN-EN 13757-3 (definiująca wspólną warstwę protokołu aplikacyjnego M-Bus) oraz PN-EN 13757-4 (definiująca szczegóły implementacji komunikacji radiowej Wireless M-Bus, w warstwach: fizycznej, łącza danych aż do warstwy transportowej). 
•	EN 13757-1: Basic data communication between meters and collectors
•	EN 13757-2: Physical layer requirements for wired M-Bus
•	EN 13757-3: Application Layer
•	EN 13757-4: Physical and Data Link layers for the Wireless M-Bus
•	EN 13757-5: Relaying and routing for range enhancements
•	EN 13757-6: Local Wireless M-Bus for short distance wired links
•	EN 13757-7: Transport and Security Services for communication systems for meters and remote reading of meters
Zastosowanie protokołu Wireless M-Bus do odczytu liczników energii elektrycznej wynika 
z normy PN-EN 13757-4, gdzie we wstępie do tej normy zostało wskazane, że jest to protokół przeznaczony dla urządzeń pomiarowych, dedykowany do liczników zdalnie odczytywanych za pomocą sieci radiowej w nielicencjonowanych pasmach SRD.
Sieć bezprzewodowa M-Bus oparta jest na sieci topologii gwiazdy z urządzeniami master 
i slave opisanymi w normie EN 13757, która obejmuje szereg różnych trybów pracy: 
S, T, R i C (868 MHz), F (433 MHz) i N (169 MHz). 
Główne cechy protokołu Wireless M-Bus:
•	Konfiguracja sieci w układzie gwiazdy z opcjonalnymi repeaterami
•	„Lekki” protokół zapewniający niskie koszty i niskie straty mocy
•	Obsługa komunikacji jednokierunkowej lub dwukierunkowej
•	Obsługa pasm częstotliwości: 868 MHz, 433 MHz lub 169 MHz
•	Obsługa szyfrowania i uwierzytelniania AES-128
•	Obsługa wolnych od licencji pasm ISM
•	Obsługa zdarzeń alarmów i usterek
•	Szybkość transmisji danych od 2,4 kb/s do 100 kb/s w zależności od trybu 
i zastosowanego pasma częstotliwości
•	Praktyczny zasięg 500 m przy 868 MHz i 2000 m przy 169 MHz
•	Obsługa baterii o długiej żywotności (15-20 lat)
•	Warstwa fizyczna i MAC zdefiniowane w normie EN 13757 
•	Warstwa aplikacji zdefiniowana przez OMS (Open Metering Systems Group) 
•	Obsługa dedykowanych dialektów np. dla przypadków użycia, w których urządzenia znajdują się w trudno dostępnych miejscach lub dla specjalnych zastosowań
Zgodnie z koncepcją interfejsu komunikacyjnego infrastruktury sieci domowej, zakłada się że port komunikacyjny wireless M-Bus w liczniku energii elektrycznej będzie standardowo pracował jako jednokierunkowy interfejs, dedykowany do komunikacji z urządzeniami odbiorcy końcowego, a podstawowym zastosowaniem tego interfejsu będzie quasi-online publikacja danych pomiarowych pochodzących z licznika energii elektrycznej do urządzeń odbiorcy, np. do domowego monitora energii (licznik w roli slave, publikujący swoje dane pomiarowe/statusowe, ewentualnie inne dane z licznika – włączając to komunikaty przesłane ze strefy WAN).
Protokół Wireless M-Bus jest powszechnie stosowany do odczytu liczników innych mediów (np. gaz, woda). Zapewnia ochronę komunikacji poprzez wdrożone mechanizmy bezpieczeństwa, w tym klucze do autoryzacji komunikacji. Pozwala na unifikację 
i standaryzację rozwiązania, sposobu i zakresu udostępnianych informacji, umożliwia równoprawne traktowanie użytkowników systemu w zakresie dostępu do danych z licznika zdalnego odczytu.
Wszystkie rozwiązania przewodowe interfejsu komunikacyjnego dedykowanego do komunikacji z urządzeniami odbiorcy końcowego (w tym różne rozwiązania interfejsu szeregowego, włączając w to USB) mają zasadniczą wadę, która związana jest z koniecznością fizycznego dostępu do licznika (fizycznej obecności przy liczniku) w celu uruchomienia tego interfejsu, np. w momencie instalacji dedykowanego modułu komunikacyjnego w porcie USB i jego integracji z infrastrukturą sieci domowej, co oznacza dodatkowe koszty po stronie operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego w więc i po stronie odbiorcy końcowego,  rodzi komplikacje w sytuacji utrzymania kanału komunikacji, który wymusza jednak fizyczne podłączenie do licznika energii elektrycznej.
W literaturze przedmiotu - A. T. Kearney, Infrastruktura Sieci Domowej (ISD) 
w ramach Inteligentnych Sieci / HAN within Smart Grids (Raport Podsumowującu) (2013)
[https://www.google.com/url?sa=t&rct=j&q=&esrc=s&source=web&cd=1&ved=2ahUKEwicjo7UlbLlAhWuo4sKHVvsBMYQFjAAegQIAhAC&url=http%3A%2F%2Fwww.kigeit.org.pl%2FFTP%2FPRCIP%2FLiteratura%2F026_Raport_2012_ATK_Podsumowujacy.pdf&usg=AOvVaw3ZyOiJnYxkWeVzow6VbpfL] dokonano szerokiego przeglądu dostępnych standardów komunikacyjnych, wraz z ich charakterystyka oraz oceną. W przedmiotowym raporcie wyróżnia się i ocenia następujące standardy komunikacyjne:
Podstawowym podziałem standardów komunikacyjnych jest medium komunikacyjne, wyróżniamy komunikację przewodową i bezprzewodową. Dodatkowo (np. tutaj https://www.pnnl.gov/main/publications/external/technical_reports/pnnl-20374.pdf) istnieje rozgraniczenie pomiędzy przewodami służącymi specjalnie do komunikacji w ramach Infrastruktury Sieci Domowej oraz przewodami o innym podstawowym zastosowaniu, ale mogące być wykorzystane również do celu ISD (mowa tutaj np. o instalacji telefonicznej lub elektrycznej).
1. Standardy bezprzewodowe
1.1. ZigBee
Jest to nieskomplikowany standard o niskim zużyciu energii, małej przepustowości oraz niskim koszcie integracji systemu. Jest uznawany za najlepszy standard komunikacyjny dla instalacji budynkowych Smart.
[image: Znalezione obrazy dla zapytania home area network zigbee scheme]
Rys. 4 Infrastruktura sieci domowej oparta na standardzie komunikacyjnym ZigBee.
[https://www.researchgate.net/figure/A-typical-Home-Area-Network_fig1_286669681]
Liczniki oparte na tym standardzie (oraz na PRIME PLC) mogą tworzyć sieci mesh (siatka). Polegają one na przekazywaniu danych poprzez inne urządzenia znajdujące się w pobliżu aż do punktu dostępowego sieci, z którego zgromadzone dane są transmitowane dalej.
Zalety: 
-	rozpowszechnienie i znajomość technologii,
-	niezawodność komunikacji,
-	możliwość współpracy z innymi popularnymi standardami komunikacji,
-	niski pobór energii.
Wady: 
-	niewielka możliwość obliczeniowa, niewielki rozmiar pamięci,
-	możliwość zakłócenia sygnału przez inne standardy komunikacyjne,
-	niewielki zasięg przesyłania sygnału.
1.2.  Wi-Fi
Jest to zaawansowana technologia pozwalająca na pokrycie sygnałem znacznych obszarów. Dzięki dużemu rozpowszechnieniu tego standardu ułatwia to zastosowanie w ISD. Istotnym elementem tych sieci są punkty dostępowe AP (Access Points), które komunikują się ze sobą dzięki czemu AP nie muszą komunikować się jedynie za pośrednictwem węzła centralnego.
[image: Znalezione obrazy dla zapytania wi-fi home area network smart grid]
Rys. 5 Infrastruktura sieci domowej oparta na standardzie komunikacyjnym WiFi.
[http://stopocsmartmeters.com/what-is-a-smart-meter.html]
Zalety:
-	powszechność standardu w komunikacji z siecią Internet, dzięki czemu wiele urządzeń powszechnego użytku może być wykorzystanych jako elementy ISD (tablety, smartfony, smart TV itd.).
1.3.  Wireless M-Bus (Meter Bus)
Jest to europejski standard do komunikacji z licznikami energii, gazomierzami oraz innymi urządzeniami monitorująco-sterującymi. Najczęściej stosowaną topologią dla tego rozwiązania jest gwiazda, w której poszczególne mierniki stanowiące węzły sieci komunikują 
się z koncentratorem zbierającym pomiary. 
W budynkach występuje znaczne tłumienie sygnałów, dlatego istotne jest odpowiednie rozmieszczenie koncentratorów lub wymagana jest retransmisja sygnałów.
Możliwa jest praca zarówno w trybie jedno- jak i dwukierunkowym. W trybie jednokierunkowym mierniki są jedynie nadajnikami a koncentrator odbiornikiem komunikatu. W trybie dwukierunkowym mierniki generują żądanie dostępu a koncentrator inicjuje transmisję wysyłając potwierdzenie.
Standard ten cechuje się niezbyt częstym odczytywaniem mierzonych wartości.
M-Bus może działać na różnych pasmach komunikacyjnych:
- 868-868,6 MHz – pasmo ISM (Industry, Science, Medicine), pasmo rekomendowane do transmisji danych ze względu na mniejsze obciążenie, moc poniżej 25 mW, 
- 868,7-869,2 MHz – wykorzystywane w sygnalizacji charakteryzującej się rzadkimi, krótkimi telegramami, moc poniżej 25 mW, 
- 869,4-869,65 MHz – przerywana transmisja znacznych ilości danych wykorzystywana w komunikacji wewnątrz budynku lub pomiędzy budynkami, moc poniżej 500 mW. 
Zalety:
-	możliwość gromadzenia i przesyłania danych o zużyciu z kilku liczników (prąd, gaz, ciepło, woda) przy użyciu tego samego kanału komunikacyjnego (M-Bus),
-	jest to technologia od lat sprawdzona w instalacjach pomiarowych różnych mediów,
-	długa żywotność baterii dzięki niskiemu poborowi energii,
-	prosta reguła dostępu do łącza oparta na zasadzie „master-slave”.
1.4.  Z-Wave
Jest to energooszczędna technologia komunikacyjna stosowana w automatyce budynkowej do zdalnego sterowania urządzeniami. Dzięki niskiemu kosztowi znalazła zastosowanie 
w urządzeniach elektroniki użytkowej u ponad 200 producentów.
Najczęściej stosowaną topologią jest mesh (siatka).
Każdy z węzłów jest w stanie wysyłać i odbierać komunikaty. W martwych punktach sieci, dla zapewnienia ciągłości komunikacji stosuje się węzły pośrednie.
Typowy zasięg komunikacji to 30 m. W Europie Z-Wave korzysta z częstotliwości 868,42 MHz.
Zalety:
-	brak interferencji z popularnymi standardami komunikacji,
-	zmniejszone nakłady na infrastrukturę (dzięki możliwości tworzenia sieci mesh).
Wady:
-	zastrzeżony protokół komunikacyjny (co skutkuje ograniczoną konkurencyjnością co do dostarczanych rozwiązań i w efekcie możliwym wzrostem cen urządzeń pracujących w tym standardzie).
2. Standardy przewodowe
1.1.  Ethernet
Wykorzystuje on sieć LAN - skrętkę lub światłowód. Ze względu na kosztowną infrastrukturę tego rozwiązania, stosowanie jej będzie najprawdopodobniej wymagało konfiguracji hybrydowej z komunikacją bezprzewodową.
Najpopularniejszą topologią tego standardu jest gwiazda rozszerzona posiadająca punkt centralny i punkty poboczne. Stosowana jest również topologia hierarchiczna, która jest kombinacją gwiazdy i magistrali.
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Rys. 6 Topologia - rozszerzona gwiazda.
A. T. Kearney, Infrastruktura Sieci Domowej (ISD) w ramach Inteligentnych Sieci / HAN within Smart Grids (Raport Technologiczny) (2013)
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Rys. 7 Topologia hierarchiczna.
A. T. Kearney, Infrastruktura Sieci Domowej (ISD) w ramach Inteligentnych Sieci / HAN within Smart Grids (Raport Technologiczny) (2013)
Zalety:
-	powszechność standardu,
-	pewność transmisji (ze względu na dedykowane medium transmisyjne),
-	duża przepustowość,
-	łatwa konfiguracja.
Wady:
-	konieczność przewodowego połączenia wszystkich elementów ISD 
z koncentratorami (duże nakłady finansowe).
1.2.  Powerline Communication (PLC)
[image: Znalezione obrazy dla zapytania Powerline Communication home area network]
Rys. 8 Infrastruktura sieci domowej oparta na standardzie komunikacyjnym PLC.
[https://www.unifore.net/ip-video-surveillance/plc-network-camera-how-it-works.html]
Jest to technika wykorzystująca istniejącą instalację elektryczną do transmisji danych pomiędzy włączonymi do sieci urządzeniami. Istnieją tutaj różne rozwiązania różniące się przepustowością, co wynika z zastosowanej techniki modulacji oraz różnych częstotliwości 
i pasm transmisji. Wyróżnia się: HomePlug 1.0, HomePlug AV, HomePlug AV2, HomePlug Green PHY, HomePlug Access Broadband Power Line (BPL).
Jest to rozwiązaniu, które zostało wybrane do komunikacji z licznikami AMI jako pierwsze, ze względu na bezpośrednie połączenie medium transmisyjnego z licznikiem. Wyróżnia 
się 3 generacje:
-	I generacja (FSK, S-FSK, BPSK) – unormowanie, pojedyncza nośna, transfer <2400 bps, wrażliwa na zakłócenia, 
-	II generacja (DCSK) – rozproszone widmo, transfer <2400 bps, wzrost niezawodności transmisji, modulacja opracowana specjalnie dla PLC, 
-	III generacja (transfer szerokopasmowy: OFDM, DCSK, 3G) – zwielokrotnione nośne (PRIME: 97 nośnych, MAXIM: 36 nośnych), transfer typowo ok. 2-3 Mbps.
Zasięg transmisji zależy od jakości łącza oraz częstotliwości przesyłu sygnału (zwiększenie częstotliwości powoduje zmniejszenie zasięgu).
W praktyce liczniki AMI połączone są z koncentratorami za pomocą instalacji elektrycznej (komunikacja PLC), a dalsza transmisja odbywa się z wykorzystaniem sieci komórkowych (model przyjęty przez włoski ENEL).
Dzięki zastosowaniu odpowiednich urządzeń można przeprowadzić konwersję do innych standardów komunikacyjnych, co pozwala na współpracę standardu PLC na przykład z ZigBee lub LAN tworząc układ hybrydowy.
[image: ]
Rys. 9 Połączenie PLC z innymi standardami komunikacyjnymi.
[https://www.pnnl.gov/main/publications/external/technical_reports/pnnl-20374.pdf]

Zalety:
-	ograniczenie kosztów instalacyjnych, dzięki wykorzystaniu do transmisji istniejącej już instalacji,
-	duża ilość dostępnych rozwiązań.
Wady:
-	nieprzystosowanie sieci elektroenergetycznej do przesyłania sygnałów o wysokiej częstotliwości (m. in. znaczne tłumienie, zmiana impedancji falowej powodująca odbicia i interferencje fal),
-	występujące zaburzenia elektromagnetyczne.
2. Zestawienie parametrów standardów komunikacyjnych
[image: ]
Rys. 10 Zestawienie parametrów standardów komunikacyjnych stosowanych w ISD
A. T. Kearney, Infrastruktura Sieci Domowej (ISD) w ramach Inteligentnych Sieci / HAN within Smart Grids (Raport Technologiczny) (2013)
[https://www.google.com/url?sa=t&rct=j&q=&esrc=s&source=web&cd=1&ved=2ahUKEwicjo7UlbLlAhWuo4sKHVvsBMYQFjAAegQIAhAC&url=http%3A%2F%2Fwww.kigeit.org.pl%2FFTP%2FPRCIP%2FLiteratura%2F026_Raport_2012_ATK_Podsumowujacy.pdf&usg=AOvVaw3ZyOiJnYxkWeVzow6VbpfL]

Dokonując przeglądu wdrożeń inteligentnego opomiarowania w krajach europejskich, można wskazać, że w wielu przypadkach technologia komunikacji na interfejsie infrastruktury sieci domowej oparta jest na technologiach radiowych. Warto przy tym podkreślić, że w wielu przypadkach rozwiązania te są ustandaryzowane na poziomie regulacji krajowych.


	Przykładowe technologie komunikacji ISD/HAN
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	RF Wireless M-Bus (169 MHz)

	Niemcy
	RF Wireless M-Bus

	Francja
	KNX-RF (868 MHz) / ZigBee (2,4 GHz)

	Wielka Brytania
	ZigBee

	Dania
	RF Wireless M-Bus
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Rys. Architektura systemu OSD e-Distribuzione oparta o licznik drugiej generacji (2G) Open Meter
[image: ]
Rys. Wyciąg z wytycznych technicznych BSI TR-03109-1 (Niemcy) – wymagania dotyczące interoperacyjności dla jednostki komunikacyjnej inteligentnego systemu pomiarowego (Technische Richtlinie BSI TR-03109-1, Anforderungen an die Interoperabilität der Kommunikationseinheit eines intelligenten Messsystems, Version 1.0.1, Datum 16.01.2019)
https://www.bsi.bund.de/DE/Themen/DigitaleGesellschaft/SmartMeter/SmartMeterGateway/TechnRichtlinie/TR_03109-1_node.html
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Rys. Architektura systemu inteligentnego opomiarowania 
oraz przykładowe urządzenia Smart Meter Gateway (Niemcy)

Rozdział 12 określa zakres informacji jakie powinny być przekazywane odbiorcy końcowemu o liczniku zdalnego odczytu oraz o przetwarzaniu jego danych osobowych, w sytuacji gdy u odbiorcy zainstalowano licznik zdalnego odczytu. Obowiązki informacyjne określone w tym rozdziale wynikają z wymagań, które zostały określone m.in. w Dyrektywie, a także przepisach w zakresie przetwarzania danych osobowych.
I tak, zgodnie z projektowanymi rozwiązaniami operator systemu elektroenergetycznego lub właściciel urządzeń, instalacji lub sieci w przypadku, gdy użytkownik systemu przyłączony jest do urządzeń, instalacji lub sieci, na których nie wyznaczono operatora systemu elektroenergetycznego, będzie obowiązany udostępnić odbiorcy końcowemu, u którego został zainstalowany licznik zdalnego odczytu lub przed jego instalacją, informacje dotyczące:
1)	sposobu komunikacji licznika zdalnego odczytu z urządzeniami odbiorcy końcowego;
2)	funkcji, jakie posiada i interoperacyjność, jaką charakteryzuje się licznik zdalnego odczytu; 
3)	usług z jakich można korzystać za pomocą licznika zdalnego odczytu; 
4)	korzyści, jakie można osiągnąć dzięki posiadaniu licznika zdalnego odczytu;
5)	przetwarzania danych osobowych tego odbiorcy.
Informacja odnośnie sposobu komunikacji licznika zdalnego odczytu z urządzeniami odbiorcy końcowego będzie szczególnie istotna ze względu na możliwość skorzystania przez tego odbiorcę z funkcjonalności infrastruktury sieci domowej. Infrastruktura sieci domowej (ISD; ang. Home Area Network) to zestaw urządzeń zainstalowanych w domu, wzajemnie komunikujących się ze sobą, służących między innymi do zarządzania zużyciem energii elektrycznej. W skład sieci wchodzą urządzenia lub aplikacje służące do zarządzania zużyciem energii elektrycznej, aktywne urządzenia gospodarstwa domowego, urządzenia służące do przydomowej produkcji energii elektrycznej (generacji rozproszonej) oraz technologie pozwalające na komunikację wewnątrz sieci oraz z innymi sieciami, w tym w szczególności 
z siecią AMI (Advanced Metering Infrastructure). ISD może być budowana jako autonomiczna infrastruktura działająca w pomieszczeniach konsumenta. Łącznikiem pomiędzy ISD 
a rozwiązaniami inteligentnych sieci (Smart Grids) rozwijanych po stronie operatorów sieci jest licznik zdalnego odczytu, którego zastosowanie daje możliwość realizacji dodatkowych korzyści na bazie ISD. Infrastruktura Sieci Domowej pomimo umiejscowienia poza strukturami elektroenergetycznej sieci zawodowej wydaje się być jednym z najważniejszych ogniw inteligentnych sieci.
W ramach ISD funkcjonować powinny dwa podstawowe kanały transmisyjne: 
•	Wewnętrzny, obejmujący swoim działaniem urządzenia wewnątrz gospodarstwa domowego odbiorcy aktywnego, 
•	Zewnętrzny, służący do komunikacji ISD ze światem zewnętrznym. 
Wewnętrzna komunikacja w ramach ISD obejmuje pozyskiwanie informacji pomiarowej 
i ewidencyjnej, sterowanie pracą urządzeń oraz sygnalizację i wyświetlanie danych archiwalnych  i synoptycznych na jednym ze zintegrowanych z ISD urządzeń wyświetlających. Struktura komunikacyjna ISD powinna być oparta na centralnym układzie koncentrującym 
i rozdzielającym sygnały – bramie domowej, której podstawową funkcją oprócz sterowania przepływem informacji powinno być także filtrowanie dostępu do ISD. Powinno stosować 
się w tym względzie sposoby i techniki znane i sprawdzone w sieciach informatycznych.
Funkcjonalność i interoperacyjność licznika zdalnego odczytu to podstawowe informacje niezbędne odbiorcy końcowemu do prawidłowego użytkowania tego licznika i stanowią warunek osiągnięcia zakładanych korzyści (jak np. zarządzanie zużyciem energii elektrycznej) dzięki jego wykorzystaniu. To samo dotyczy usług z jakich można korzystać za pomocą licznika zdalnego odczytu. 
Zagwarantowanie odbiorcy końcowemu informacji na temat korzyści, jakie można osiągnąć dzięki posiadaniu licznika zdalnego odczytu pozwoli mu na bezpośrednie przedsięwzięcie działań w tym obszarze. Na marginesie należy zaznaczyć, że obecnie Ministerstwo Klimatu 
i Środowiska rozpoczęło prowadzenie szeroko zakrojonej akcji informacyjnej finansowanej ze środków POSIŚa. Projekt obejmuje realizację ogólnopolskiej kampanii informacyjno 
– edukacyjnej, składającej się z szeregu działań, mających na celu dotarcie z przesłaniem kampanii do poszczególnych grup odbiorców, Programu szkoleniowo - edukacyjnego obejmującego szereg wydarzeń, których głównym celem będzie edukowanie odbiorców projektu o funkcjonalnościach liczników zdalnego odczytu, korzyściach wynikających 
z wdrażania infrastruktury sieci domowej, Centralnego Systemu Informacji Rynku Energii i roli w systemie oraz wykonanie analiz, audytów i koncepcji na potrzeby procesu wdrażania inteligentnych sieci i tworzenia regulacji prawnych w tym zakresie. Celem projektu jest poszerzenie wiedzy i podniesienie świadomości użytkowników energii elektrycznej, osób odpowiedzialnych za tworzenie otoczenia rynkowo-regulacyjnego i przedsiębiorstw energetycznych w zakresie korzyści, jakie niesie wdrażanie inteligentnych sieci elektroenergetycznych (ISE) z uwzględnieniem kwestii cyberbezpieczeństwa.
Jeżeli chodzi o zagwarantowanie odbiorcy końcowemu informacji na temat przetwarzania danych osobowych tego odbiorcy, jest to obecnie powszechnie stosowana zasada wszędzie tam gdzie w jakikolwiek sposób mamy do czynienia z przetwarzaniem danych osobowych. Sama ustawa nowelizująca przewiduje szereg rozwiązań komplementarnych, ze względu na specyfikę danych pomiarowych, w odniesieniu do przepisów rozporządzenia Parlamentu Europejskiego i Rady (UE) 2016/679 z dnia 27 kwietnia 2016 r. w sprawie ochrony osób fizycznych w związku z przetwarzaniem danych osobowych i w sprawie swobodnego przepływu takich danych oraz uchylenia dyrektywy 95/46/WE (ogólne rozporządzenie 
o ochronie danych). 
Przepisy dotyczące wskaźników skuteczności pozyskiwania danych pomiarowych, wejdą w życie po upływie 36 miesięcy od dnia wejścia w życie niniejszego rozporządzenia, bowiem w odniesieniu do tego ostatniego zagadnienia określono w przepisach przejściowych tzw. ścieżkę dojścia, pozwalającą na dostosowanie się operatorów systemów elektroenergetycznych do nowych wymagań rynku energii.
Szczegółowe wymagania techniczne i funkcjonalne, w szczególności dla liczników zdalnego odczytu i analizatorów jakości, a także wymagania w zakresie wskaźników jakości dostawy energii elektrycznej oraz sposób wyznaczania wskaźników niezawodności komunikacji w systemie pomiarowym zostały określone w załącznikach do rozporządzenia:   
· Załącznik nr 1 – Minimalne wymagania techniczno-funkcjonalne dla liczników zdalnego odczytu,
· Załącznik nr 2 – Minimalne wymagania techniczno-funkcjonalne dla analizatorów jakości energii elektrycznej,
· Załącznik nr 3 – Wymagania dotyczące wskaźników jakości dostawy energii elektrycznej,
· Załącznik nr 4 – Sposób wyznaczenia wskaźników niezawodności komunikacji „Wp/Wr” w systemie pomiarowym.
Załącznik nr 1 opisujący minimalne wymagania techniczno-funkcjonalne dla liczników zdalnego odczytu jest kluczowym elementem rozporządzenia, zawierającym zestawienie porównawcze wymagań szczegółowych dla liczników zdalnego odczytu, w zależności od kategorii i rodzaju układu pomiarowego. Wymagania te mają charakter zapisów wzorcowych dla specyfikacji istotnych warunków zamówienia i determinują istotne funkcjonalności oraz parametry techniczne dla liczników zdalnego odczytu, obejmujące:
· Wymagania ogólne,
· Pomiar, rejestracja i udostępnianie wartości,
· Sterowanie,
· Konfiguracja licznika,
· Wykrywanie i rejestracja zdarzeń,
· Prezentacja danych na wyświetlaczu,
· Komunikacja,
· Parametry techniczne i konstrukcyjne,
· Oprogramowanie narzędziowe,
· Bezpieczeństwo,
· Ograniczenie mocy, w tym informacja uzupełniająca - Opis funkcjonalności ograniczenia mocy.
W zakresie konfiguracji licznika zdalnego odczytu wskazano, iż licznik trójfazowy musi  mieć możliwość pomiaru i rejestracji energii przy wykorzystaniu metody arytmetycznej, tzn. licznik musi rejestrować odrębnie ilość energii elektrycznej:
· wprowadzonej do sieci dystrybucyjnej elektroenergetycznej – stanowiącej sumę energii elektrycznej wprowadzonej do sieci dystrybucyjnej elektroenergetycznej na wszystkich fazach;
· pobranej z sieci dystrybucyjnej elektroenergetycznej – stanowiącej sumę energii elektrycznej pobranej z sieci dystrybucyjnej elektroenergetycznej na wszystkich fazach.
Zastosowanie tej konfiguracji licznika zdalnego odczytu umożliwia:
· pozyskanie informacji o rzeczywistych przepływach energii w sieci niskiego napięcia;
· poprawny pomiar i rejestrację energii pobranej i oddanej dla szybkozmiennych stanów sieci nN (duża ilość źródeł prosumenckich); 
· poprawne wyznaczanie ilości energii na pokrycie różnicy bilansowej oraz rozliczenie tej energii; 
· wykrycie błędnych podłączeń w trójfazowym statycznym liczniku energii elektrycznej;
· prowadzenia analiz sieciowych związanych z rozpływami mocy (pobór i oddanie) 
w sieci dystrybucyjnej w poszczególnych jej punktach, na podstawie danych profilowych z liczników energii elektrycznej; 
· identyfikację instalacji OZE w sieci dystrybucyjnej (np. prosument przyłączony do sieci OSD bez wymaganego zgłoszenia); 
· wyznaczenie maksymalnych poborów mocy i energii w punkcie wspólnego przyłączenia prosumenta do sieci OSD. 
Niniejsza propozycja jest również zgodna z art. 15 Dyrektywy.
Uzupełnienie wymagań dla liczników zdalnego odczytu zawiera załącznik nr 3, który dotyczy wskaźników jakości dostawy energii elektrycznej. Opis wymagań w tym zakresie stanowi rewizję i aktualizację zapisów dokumentu Wzorcowa specyfikacja. Jednym z istotnych zadań licznika zdalnego odczytu jest dokonanie oceny jakości zasilania poprzez rejestrację nieprawidłowości związanych z jakością zasilania w punkcie pomiaru oraz wyznaczenie miar liczbowych wskaźników jakości (W1, W2 – w przypadku liczników zdalnego odczytu jednofazowych i trójfazowych instalowanych w układach pomiarowych kategorii C1, oraz W1, W2, W3, W4 – w przypadku liczników zdalnego odczytu 3-fazowych instalowanych 
w układach pomiarowych kategorii B1, B2, B3, C2 oraz liczników zdalnego odczytu, będących elementem zestawu koncentratorowo-bilansującego, instalowanych na stacjach elektroenergetycznych transformujących średnie napięcie na niskie (SN/nN), stanowiących element jego sieci dystrybucyjnej). Licznik zdalnego odczytu, na podstawie 10-minutowych wartości średnich napięcia zmierzonych w okresie pomiaru wynoszącym 7 dni powinien wyznaczać i udostępniać do systemu zdalnego odczytu wartości ocen wskaźników jakości zasilania:
· Δ W1 – ocena wskaźnika wolnych zmian napięcia,
· Δ W2 – ocena wskaźnika odkształcenia napięcia,
· Δ W3 – ocena wskaźnika asymetrii napięcia,
· Δ W4 – ocena wskaźnika wahań napięcia (Plt).
3. Wejście w życie rozporządzenia
Zgodnie z przepisem końcowym rozporządzenie co do zasady wejdzie w życie po upływie 14 dni od dnia ogłoszenia tego rozporządzenia, za wyjątkiem przepisów dotyczących wskaźników skuteczności pozyskiwania danych pomiarowych, które wejdą w życie po upływie 36 miesięcy od dnia wejścia w życie niniejszego rozporządzenia, ze względu na konieczność zapewnienia okresu przejściowego na dostosowanie się operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych do nowych wymagań. Termin 14-dniowy wynika z konieczności możliwie wczesnego wejścia w życie regulacji, jako aktu prawnego niezbędnego 
do uruchomienia wdrożenia inteligentnego opomiarowania w Polsce, w tym zorganizowania przetargów na zakup liczników zdalnego odczytu. Zgodnie bowiem z art. 11t ust. 2 ustawy 
z dnia 20 maja 2021 r. o zmianie ustawy – Prawo energetyczne oraz niektórych innych ustaw, operator systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego będzie obowiązany 
do zainstalowania do 31 grudnia 2023 r. liczniki zdalnego odczytu skomunikowane z systemem zdalnego odczytu w punktach poboru energii stanowiących co najmniej 15% łącznej liczby punktów poboru energii u odbiorców końcowych.
4. Ocena zgodności projektu z prawem Unii Europejskiej
Projekt rozporządzenia jest zgodny z prawem Unii Europejskiej.
5. Ocena potrzeby notyfikacji zgodnie z przepisami dotyczącymi funkcjonowania krajowego systemu notyfikacji norm i aktów prawnych
[bookmark: _Hlk66361081][bookmark: _Hlk66361119]Projekt rozporządzenia podlega procedurze notyfikacji aktów prawnych, określonej 
w przepisach rozporządzenia Rady Ministrów z dnia 23 grudnia 2002 r. w sprawie sposobu funkcjonowania krajowego systemu notyfikacji norm i aktów prawnych (Dz. U. poz. 2039, 
z późn. zm.).
Projekt rozporządzenia nie wymaga przedstawienia właściwym instytucjom i organom Unii Europejskiej, w tym Europejskiemu Bankowi Centralnemu, celem uzyskania opinii, dokonania powiadomienia, konsultacji albo uzgodnienia projektu.
6. Wpływ na mikroprzedsiębiorców oraz małych i średnich przedsiębiorców
Projekt rozporządzenia będzie miał pozytywny wpływ na sytuację mikroprzedsiębiorców oraz małych i średnich przedsiębiorców, gdyż zostaną określone przejrzyste i powszechnie dostępne wymagania dla urządzeń technicznych. Dotyczy to zarówno producentów liczników energii elektrycznej (konwencjonalnych i zdalnego odczytu) jak i dostawców urządzeń w ramach tzw. infrastruktury sieci domowej. Dzięki projektowanym rozwiązaniom otwierają się nowe możliwości wytwórcze dla tych podmiotów przy zapewnieniu zasady stabilności otoczenia prawnego tak ważnego w prowadzeniu i planowaniu działalności gospodarczej. 
7. Konsultacje projektu
Projekt przedmiotowej regulacji, zgodnie z wymogami określonymi w art. 5 ustawy 
z dnia 7 lipca 2005 o działalności lobbingowej w procesie stosowania prawa (Dz. U. z 2017 r. poz. 248), został udostępniony w Biuletynie Informacji Publicznej na stronie podmiotowej Rządowego Centrum Legislacji, w serwisie Rządowy Proces Legislacyjny.
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Interfejs M-Bus do licznikdw energii Gossen

Metrawatt U180B

Nr produktu: 1344427
Nr producenta: U180B
EAN: 4012932123074
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Szukasz urzadzenia o innej specyfikacji lub nizszej cenie? Skontaktuj sie z nami i negocjuj ceng pod projekt!
sklep@consteel-electroni

com
BUS WIRELESS

Przemystowe konwertery M-Bus Wireless

Ta kategoria zawiera bezprzewodowe konwertery posiadajace interfejs M-Bus Wireless. M-Bus Wireless jest standardem
wykorzystywanym do bezprzewodowego odczytu roznego rodzaju licznikéw konsumpcyjnych takich jak gazomierze,
wodomierze, liczniki energii elektrycznej, energii ciepinej i innych. Konwertery wykorzystuja do komunikacji pasma
169MHz, 433Mh lub 868MHz.

Zapytania ofertowe B2B i zaméwienia e-mail prosimy kierowaé na adre:

Co u nas znajdziesz?

Przygotowalismy dla Ciebie konwertery M-Bus Wireless roznego rodzaju w zaleznosci od standardu w jakim chcesz
odezytat liczniki. Nasza oferta zawiera konwertery M-Bus Wireless na: BACnet IP, BACnet MSTP, CAN, DeviceNet,
Ethernet, KNX, Modbus RTU, Modbus TGP, PROFINET oraz SNMP.

Dia Twojej wygody, podzieliismy nasze konwertery M-Bus Wireless zgodnie  technologia, kidra obstuguja. Wybierz ta,
ktora Cig interesuje i zapoznaj sie z dostepnymi urzadzeniami
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Abbildung 12: Protokollstapel im LMN (fir drahtlose und drahigebundene Kommunikation)
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