
Smart Energy 2020

vom Smart Metering  
zum Smart Grid

VDE-Analyse



� © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

Autoren

ETG Task Force Smart Metering

Dipl.-Ing. MBA Dietmar Adam, EnCT GmbH

Dipl.-Ing. Andreas Bolder, RheinEnergie AG

Dr. Uwe Braun, GE Energy Germany GmbH

Dipl.-Ing. Wolfgang Glaunsinger, VDE|ETG

Thorsten Causemann, GÖRLITZ AG

Dr. G. Clemens, Hager Electro GmbH & Co. KG

Dipl.-Ing. Dietrich Ermert, RWE Rhein-Ruhr Netzservice GmbH

Dipl.-Ing. Bernhard Fey, RheinEnergie AG

Dipl.-Ing. Hellmuth Frey, EnBW Energie Baden-Württemberg AG

Dipl.-Ing. Holger Gerdes, EWE NETZ GmbH

Dr.-Ing. Franz Hein, mpc management project coaching

Dipl.-Ing. Dieter Kopp, Alcatel-Lucent

Prof. Dr.-Ing. Jochen Kreusel, ABB AG

Dipl.-Ing. (FH) Roland Pickhan, MVV Energie AG

Dipl.-Ing. Walter Scheiber, MBA, Siemens AG

Dipl.-Ing. Hans-Jörg Schneider, SIB Schneider Ingenieur-Beratung

Dipl.-Ing. Christian Struwe, Busch-Jaeger Elektro GmbH

Dr. Monika Sturm, Siemens Energy

Dipl.-Ing. Bernhard Wüst, N-ERGIE Netz GmbH

Impressum

VDE Verband der   Elektrotechnik  

Elektronik  Informationstechnik  e.V.  

Stresemannallee 15	 ·	 60596 Frankfurt am Main 

Fon  069  6308-0	 ·	 Fax  069  6312925

http://www.vde.com	 ·	 E-Mail:  etg@vde.com

Titelbild: GE Energy Germany

Gestaltung: Michael Kellermann · Graphik-Design · Schwielowsee-Caputh

März 2010



� © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

Smart Energy 2020

vom Smart Metering  
zum Smart Grid

Analyse der  

Energietechnischen Gesellschaft im VDE (ETG)



� © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

Inhalt

Vorwort	 8

Resümee	 13

1	 Gesetzliche Rahmenbedingungen	 16

1.1	 Beschreibung der neuen Marktrollen und ihrer  

Dienstleistungsangebote	 16

1.1.1	 Energiewirtschaftsgesetz	 16

1.1.2	 Gesetz zur Öffnung des Messwesens	 16

1.1.3	 Messzugangsverordnung	 17

1.1.4	 Entwurf eines Gesetzes zur Steigerung der  

Energieeffizienz	 17

1.1.5	 Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG)	 18

1.1.6	 Drittes EU-Binnenmarktpaket	 18

2	 Definitionen und Funktionen von Smart Metering	2 1

2.1	 Aufgaben / Funktionen Smart Energy / Smart Metering	22

3	 Potentiale und Mehrwerte von Smart Energy /  

Smart Metering	2 3

3.1	 Smart Energy / Smart Metering und Home-Automation	2 3

3.1.1	 Effizienz & Einsparpotential	2 5

3.1.2	 Unterlagerte Kommunikationstechnik	2 6

3.2	 Smart Metering und die Steuerung des  

Verteilungsnetzes	2 6

3.3	 Last- und Erzeugungs-Profile, echt statt  

synthetisch / analytisch	2 6

3.3.1	 Auswirkung des echten Last- und  

Erzeugungs-Profils auf EDM	2 7

3.3.2	 Auswirkung des echten Last- und  

Erzeugungs-Profils auf den Netzbetrieb	2 7

3.3.3	 Erhöhte Sicherheit im Netzbetrieb durch  

Smart Metering	2 8

3.4	 Ergebnisse aus Feldversuchen	 30

3.5	 Elektromobilität und Speicher	 33

3.5.1	 Identifikation der mobilen Teilnehmer am  

Strommarkt	 33

3.5.2	 Stand der Technik bzgl. Stromtankstelle und  

innovativem Lademanagement	 35

3.5.3	 Vehicle-to-Grid (V2G)	 35

3.5.4	 Stand der Technik bzgl.  

Hochleistungs-Ladestation	 36

3.5.5	 Elektrofahrzeuge	 36

3.5.6	 Stand der Technik bzgl. interoperabler  

Abrechnungssysteme	 37



� © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

4	 Marktrollen und deren Dienstleistungsangebote	 38

4.1	 Definition der Markrollen	 38

4.1.1	 Übertragungsnetzbetreiber	 38

4.1.2	 Verteilungsnetzbetreiber	 38

4.1.3	 Messstellenbetreiber	 39

4.1.4	 Messdienstleister	4 0

4.1.5	 Lieferant	4 0

4.1.6	 Energiekunden (Letztverbraucher)	42

4.1.7	 Energiedienstleister	4 3

4.2	 Marktkommunikation zwischen Marktteilnehmern  

durch Nutzung standardisierter Datenflüsse	4 3

4.2.1	 Verlässlichkeit	44

4.2.2	 Versionsmanagement	4 5

4.2.3	 Verwendung / Schnittstellen	4 5

4.2.4	 Sicherheit	4 6

4.2.5	 Betrieb	4 7

4.2.6	 Massenverarbeitung	4 7

4.2.7	 Vollständigkeit	4 8

4.2.8	 Kommunikation mit dem Kunden	4 9

4.2.9	 Verarbeitung der Daten generell / Datenschutz /  

Isochronität	4 9

4.3	 Aufteilung in Marktrollen versus Effektivität	 50

4.4	 Institution für die Vorgabe des gesamtwirtschaftlichen 

Optimums aus Smart-Grid-Sicht	 51

4.5	 Vertragsbeziehungen	 52

4.6	 Investor und Nutznießer getätigter Investionen in  

unterschiedlichen Rollen	 53

4.7	 Markthemmnisse	 54

5	 Kommunikationsstandards für Zähler und Haus

automatisierung, Kundenerzeugungsanlagen,  

Datenverarbeitungssysteme	 56

5.1	 Übersicht über AMI (Advanced-Metering-Infrastruktur)  

und die Komponenten eines Smart Energy Systems	 56

5.2	 Primärkommunikation: Kommunikation der Zähler mit 

Datenkonzentratoren	 57

5.2.1	 Zähler und Datensammler	 58

5.2.2	 Kommunikationsmedien Nahkommunikation	 59

5.2.3	 Kommunikations-Protokolle	 61

5.2.4	 Verschlüsselung	 63

5.3	 Sekundärkommunikation – Kommunikationsstandards 

zwischen Zähler / Gateway und Hausautomatisierung	 64

5.3.1	 Hausautomatisierung – Smart Home	 64

5.3.2	 Kommunikation zwischen Wohnungszählern,  

Heizkostenverteiler bzw. Zählern der  

verschiedenen Sparten und Gateway	 65



� © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

5.4	 Tertiärkommunikation: Kommunikationsstrukturen  

zwischen den Gateway / Zählern bzw. Daten- 

konzentratoren und dem Datenerfassungssystem	 66

5.4.1	 Kommunikationsmedien für die Übertragung  

zwischen Datensammler und Datenerfassungs

system (MDM System)  	 66

5.4.2	 Protokolle für die Tertiärkommunikation	 68

5.5	 Datenverarbeitungssysteme	 70

5.5.1	 MDM System  

(Meter Data Management – System)	 70

5.5.2	 Das Zählerdatenmanagement System („ZDM“)	 70

5.5.3	 Datenfluss zwischen den Marktteilnehmern	 71

5.6	 Datenschutz	 71

6	 Schlussfolgerungen und Handlungsempfehlungen	 74

6.1	 Vorgabe der Rahmenbedingungen	 74

6.2	 Stellungnahme der VDE|ETG zu „Konsultation  

eines Positionspapiers zu den Anforderungen  

an Messeinrichtungen im Sinne von § 21b  

Abs. 3a und 3b EnWG“	 76

6.2.1	 Beteiligte bei der Festlegung der Regeln	 76

6.2.2	 Vorbereitende Fragen	 76

6.2.3	 Einfluss auf §21b	 77

6.2.4	 Einfluss auf §40 EnWG	 79

6.2.5	 Sonstige Punkte	 79

7	 Anlagen	 80

7.1	 Grundlagen zur Elektromobilität und  

Energiespeicherung	 80

7.1.1	 Definition der mobilen Teilnehmer am  

Strommarkt	 80

7.1.2	 Hybridfahrzeuge	 81

7.1.3	 Vollelektrische Fahrzeuge	 84

7.1.4	 Ladung und Ladestecker	 84

7.1.5	 Elektromobilitäts-Projekte	 85

7.2	 Blindleistung und Freiheitsgrade im SmartGrid	 88

7.2.1	 Motivation zur Blindleistung	 88

7.2.2	 Anforderung an die Regelung von Blindleistung	 89

7.2.3	 Konzepte zur Regelung von Blindleistung	 90

8	 Literatur	 91

9	 Glossar	 93



� © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

Bilderverzeichnis
Bild 1 	 Bisheriges Übertragungs- und Verteilnetz mit  

zentraler Erzeugung	 9

Bild 2 	 Struktur eines Smart Grid mit verteilter Erzeugung  

und Einspeisung	 11

Bild 3 	 Grundidee des PowerMatcher Handels-Agenten	 13

Bild 4 	 Smart-Grid-/Smart-Metering-Architektur	2 3

Bild 5 	 Innere Struktur des NOC	24

Bild 6 	 Smart-Home im Endausbau	2 5

Bild 7 	 Frequenzschwankung im englischen Übertragungsnetz  

am 27. Mai 2008	2 9

Bild 8 	 Realisierung eines Smart Grid Piloten	 30

Bild 9 	 Abweichung zwischen Vorhersage und aktueller  

Erzeugung einer 2.5 MW Windkraftanlage	 30

Bild 10  	 Abweichungen bei Erzeugung durch Windkraftanlage  

und Ausgleich im Cluster	 31

Bild 11  	 Ausgleich im Cluster basierend auf Preissignal	 31

Bild 12 	 Betrieb einer Wärmepumpe abhängig vom Preissignal	 32

Bild 13 	 Schematische Darstellung des Lade- und  

Abrechnungssystems	 34

Bild 14 	 Aufteilung der Markrollen versus wirtschaftlichem  

Gesamtoptimum	 52

Bild 15 	 Vertragsbeziehungen zwischen den Marktpartnern	 52

Bild 16  	 AMI-Strukturbild	 56

Bild 17  	 Lokale Schnittstellen zwischen Gateway und  

Mess-Einrichtungen	 61

Bild 18  	 Stabilität versus Anwendungsbreite	 67

Bild 19  	 Kommunikationsmedien in verschiedenen Umgebungen	 68

Bild 20  	 Standards in der Gebäudeautomation	 69

Bild 21  	 Darstellung alternativer Antriebstechnologien	 81

Bild 22	 Klassifikation von Fahrzeugen anhand des  

Elektrifizierungsgrades [WA99]	 83

Bild 23  	 Spannungsdifferenz zwischen dem Kundenanschluss  

und dem Netzanschluss an die überlagerte Spannungs-

ebene beim Anschluss von Lasten (a) und Erzeugern (b)	 88

Bild 24  	 Möglichkeiten der Blindleistungsregelung	 90

Tabellenverzeichnis
Tabelle 1	 Aufgaben / Funktionen Smart Metering	22

Tabelle 2	 EDIFACT Formate im Strommarkt	4 6

Tabelle 3	 Anforderungen MUC	 58

Tabelle 4	 Bauformen von Generatoren und Möglichkeit  

der Blindleistungsregelung	 89



� © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

Vorwort

Motivation von Smart Energy und Smart Metering

Weltweit besteht Übereinstimmung, dass Smart Metering die Grundlage 

ist, dass Energiekunden infolge der besseren Beobachtbarkeit steu-

ernd in ihre Energieverwendung eingreifen und dass allein schon mit 

der Verschiebung von Lastspitzen und dem Füllen von Lasttälern eine 

Energieeffizienzsteigerung zu erreichen ist. Die Entwicklung zu Smart 

Energy ist dann gegeben, wenn durch das steuernde Eingreifen mehr 

an regenerativer Energie nutzbringend verwendet werden kann. Das 

wiederum führt automatisch zu einer Reduktion des CO2-Ausstoßes. 

Allerdings wird im Moment vielschichtig diskutiert, wo die Potentiale 

des Return on Investment (ROI) liegen für den breiten Smart Metering 

Einsatz bei den Energiekunden, speziell beim Haushaltskunden.

Nach bisherigen Vorstellungen sollen variable Tarife den Anstoß zur 

Änderung des Verbraucherverhaltens bringen, d. h. Reduktion des 

Verbrauchs und das Verschieben von Lastspitzen in verbrauchsarme 

Zeiten oder Verschieben von Verbrauchszeiträumen in Zeitbereiche mit 

überschüssiger Erzeugung aus dem Bereich erneuerbarer Energien, 

typischerweise Windenergie. Neben ökonomischen Anreizen mittels 

variabler Tarife geht es auch um ein gestärktes Bewusstsein der Kon-

sumenten für ihr eigenes Verbrauchsverhalten. Dieses lässt sich am 

einfachsten über eine Verbrauchsanzeige am Zähler oder besser in der 

Wohnung des Kunden z.B. mittels einer Web-page auf dem PC oder auf 

einem mobilen Anzeigegerät z.B. Handy, PDA o.ä. herbeiführen. Wirk-

samer wird dies aber mit Energieassistenzsystemen erreicht, welche 

die Energiekunden darin unterstützen, die Energie generell sorgsamer, 

möglichst zu Spitzenlastzeiten nicht und dafür aber zu Zeiten eines 

hohen Energieangebots gezielt zu nutzen.

Die Fragen, die in dieser Analyse aufgeworfen werden sind:

	 Ist dies der richtige Ansatz, d. h. stehen kurzfristig die technischen 

Möglichkeiten zur Verfügung, um die Umsetzung beim Endkunden zu 

realisieren?

	 Ist Home-Automation zeitnah in dem Maße beim Endkunden instal-

lierbar, so dass die steuerbaren Lasten ausreichen, um die Fluktua-

tion der erneuerbaren Energien ausgleichen zu können?

	 Welche andern Ansätze stehen zur Verfügung, um kurz- bis mittelfri-

stig gesamtwirtschaftlich gesehen die Energiebilanz zu verbessern 

und auch den ROI (Return on investment) zu realisieren?

	 Wie sieht ein Marktmodell aus, in dem sich vertrieblich oder regula-

torisch motivierte Treiber finden, die erfolgreiche, flächendeckende 

Smart-Energy-/ Smart-Metering-Geschäftsmodelle entwickeln?
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Smart Metering und die Steuerung des Verteilungsnetzes

Die Analyse wird die Problemstellung definieren, mögliche Lösungsan-

sätze skizzieren und einen Denkanstoß geben, dass nur die Kombina-

tion von Smart Metering mit Smart Grid sowie Smart Home langfristig 

die Energieeffizienz und Lastverschiebung erbringen kann.

Aktuelle Situation im Netz

Die heutigen Stromnetze basieren im Wesentlichen auf einer zentrali-

sierten Energieerzeugung mit einem unidirektionalen Energiefluss von 

den Kraftwerken über die Verteilnetze hin zu den Energiekunden (Letzt-

verbrauchern), siehe Bild 1 unten.

Die Energieeinspeisung folgt der Last. Die Regelung wird über Regel-

kraftwerke erzielt, die entsprechend der Last mehr oder weniger 

Energie bedarfsorientiert einspeisen. Die Regelung und der optimierte 

Netzbetrieb basiert auf langjährigen Erfahrungen. Letztendlich ist das 

Verhalten im Netz mit großer Genauigkeit vorhersagbar.

Bild 1:	 Bisheriges Übertragungs- und Verteilnetz mit zentraler Erzeugung

1 /

GE /

10. März 2010
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Veränderungen durch dezentrale Einspeisung und steuerbare 
Lasten

Durch die stetige Zunahme von meist dezentral einspeisenden, erneu-

erbaren Energiequellen, die an unterschiedlichsten Orten erheblich 

fluktuierend Energie in die Verteilnetze einspeisen, wird die Regelung 

und der optimierte Netzbetrieb erschwert. Es gibt zudem mehr und 

mehr Zeitbereiche, in denen die anfallenden regenerativen Energien die 

Last insgesamt übersteigen und deshalb zu negativen Strompreisen an 

der Energiebörse führen.

Ausgehend von dem Ziel, den Anteil an regenerativen Energiequellen 

auf 20% am Gesamtenergiebedarf im Jahr 2020 auszubauen, erfordert 

dieses eine gänzlich andere Netzregelung, die steuerbare Lasten bei 

Energiekunden in die Regelung mit einbezieht.

Hierzu wird es erforderlich sein, Speicher (z.B. Akkus von Elektroau-

tos) und durch den Energiekunden freigegebene Geräte (z.B. Wasch-

maschinen, Trockner etc.), besonders aber alle energiespeichernden 

Einrichtungen (z. B. Elektrospeicherheizungen, Gefriertruhen) bei Bedarf 

zuzuschalten oder abzuschalten, um so bei sporadischen auftretenden 

Energiezuflüssen diese Energie sinnvoll aus dem Netz abzuleiten. Folg-

lich müssen die Netze intelligenter – smarter – werden, sie werden zu 

Smart Grids. Bild 2 zeigt die Veränderungen im Netz.

Um die Energiekunden in die Netzregelung mit einzubeziehen, werden 

Gebäude benötigt, in denen Energieanlagen über Nachrichtenwege 

vernetzt sind und mit dem Smart Grid kommunizieren. Smart Metering 

d.h. dem kommunikativen, digitalen Zähler und der Kommunikationsin-

frastruktur fällt hierbei eine Schlüsselrolle zu.

Die erforderliche Kommunikationsinfrastruktur muss echtzeitfähig 

sein um eine effiziente Nutzung der Energie und einen optimierten 

und sicheren Netzbetrieb in Zukunft zu gewährleisten. Automatisierte 

Vorgänge innerhalb der Gebäude, die dem Energiekunden ermöglichen 

auch bei Abwesenheit von dieser Entwicklung zu partizipieren, sind 

hierfür die Voraussetzung.

Insofern stellt sich nicht die Frage ob wir Smart Metering einführen 

müssen, sondern nur die Fragen, wie, in welchem Umfang und in wel-

chem Zeitraum dieses geschehen muss.

Der Energiekunde hat ein Recht darauf zu erfahren, wie viel Energie er 

in welchen Zeitraum verbraucht. Damit er sein Verhalten entsprechend 

ändern kann, muss er visuell Zugriff auf seine  Messdaten und die 

korrespondierenden Kosten haben. Dieses lässt sich nur über Smart 

Metering bewerkstelligen.

Die vorliegende Analyse soll die relevanten Aspekte von Smart Metering 

diskriminierungsfrei aufzeigen und zur Entscheidungsfindung beitragen.
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Bild 2:	 Struktur eines Smart Grid mit verteilter Erzeugung und Einspeisung

Höhere Energieeffizienz

Das Erreichen einer deutlich höheren Energieeffizienz ist das eigentlich 

anstehende Ziel im Energiemarkt. Deshalb wurde der umfassendere 

Titel „Smart Energy 2020“ für die Analyse der ETG Task Force gewählt. 

Die dafür flächendeckend einzuführenden kommunikativen Zähler sind 

ein wichtiger Teil einer „intelligenten“ Infrastruktur, die dazu aber als 

weitere Neuerung Energieassistenzsysteme enthalten muss. Erst mit 

solchen Systemen ist es ernsthaft möglich die gesetzten Ziele zu errei-

chen. Assistenzsysteme sind nichts grundsätzlich Neues. Sie werden 

beispielsweise in der Automobilindustrie schon längere Zeit dafür 

eingesetzt, den Wahrnehmungs- und Handlungsbereich des Menschen 

zu erweitern, damit neue Herausforderungen bewältigt werden können. 

Jetzt sollen solche Systeme auch im Energiemarkt den Menschen darin 

unterstützen, die immer komplexer werdenden Anforderungen bei der 

Energiebereitstellung und deren effiziente wie generell auch sparsame 

Nutzung zu beherrschen.

Mit einer solchen als intelligentes Netz zu bezeichnenden Infrastruktur 

(Smart Grid) eröffnet sich die Chance, mit dem stark fluktuierenden 

Energiezufluss regenerativer Energiequellen zurecht zu kommen und 

davon soviel wie möglich nutzbringend zu verwenden. Das ist der Weg, 

2 /

GE /

10. März 2010
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den Anteil fossiler Energieträger zurückfahren zu können, ohne die 

Leistungsfähigkeit und Verlässlichkeit der Energieversorgung insgesamt 

zu beeinträchtigen. Auch die Energienutzer müssen so keine Einbußen 

bei der erreichten Lebensqualität befürchten, welche auf die Verfüg-

barkeit von Energie aufbaut. Alle müssen sich dazu aber mittels einer 

IKT-Infrastruktur (IKT = Informations- und Kommunikationstechnik) an 

der Bewältigung der ganz erheblich gestiegenen Herausforderungen 

beteiligen.

Die Vernetzung der neuen Messeinrichtungen mit lokal angesiedelten 

Energieassistenzsystemen vor Ort bei den Kunden mit allen seinen 

Energienutzungen wie ggf. auch vorhandenen Energiebereitstellungen 

schafft eine lokale Sicht auf die Energiesituation. Diese Sicht ist wie-

derum durch eine weiträumige Vernetzung mit den Leitzentralen der 

übrigen Marktbeteiligten und den auch dort installierten oder noch zu 

installierenden Energieassistenzsystemen zu einer ganzheitlichen Sicht 

zusammenzuführen. Damit ist es dann möglich, die Netzregelung neu 

auszurichten, so dass diese beim ständigen Sicherstellen des Energie

gleichgewichts bisher übliche Energiequellen, vermehrt nun regenera-

tive Einspeisungen und als wesentliche Neuerung auch die Verbrauchs-

seite steuernd und regelnd in einem jeweils zu vereinbarenden wie auch 

vertraglich abzusichernden Umfang einbeziehen kann. Dazu kommen 

noch dezentrale Speicher (z. B. Batterien von Elektroautos) als weiterer 

Freiheitsgrad. 

Eine aktuelle Implementierung eines Assistenzsystems stellt beispiels-

weise der von ECN (Energy research Center of the Netherlands) [EC10] 

entwickelte und von VITO [VI10] vermarktete PowerMatcher [PM10] 

dar. Dabei handelt es sich um einen Software-Handels-Agenten, der in 

jedem elektrischen Verbraucher oder Erzeuger eingesetzt werden kann. 

Mit anderen Agenten, d.h. Marktteilnehmern kommuniziert der Agent 

über Preissignale und beschafft oder verkauft so die benötigte bzw. 

vorhandene Energie. Die jeweilige Ausprägung berücksichtigt dabei 

die Besonderheiten des jeweiligen Gerätes oder Vorgaben durch den 

Nutzer.

In der Gesamtheit kann das System als virtuelles Kraftwerk gesehen 

werden. Zum Thema virtuelle Kraftwerke finden sich auch weiterge-

hende Analysen unter [VD08] VDE-Studie Smart Distribution 2020 und 

[VD07] VDE-Studie Dezentrale Energieversorgung 2020.

Im Rahmen der E-Energy Projekte wird von der EWE ein ähnlicher 

Ansatz implementiert, der allerdings nicht preis- sondern leistungs-

gesteuert arbeitet. Dort wird z.B. überschüssige Windenergie für die 

Kühlung großer Kühlhäuser verwendet, die somit als Energiespeicher 

dienen.
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Bild 3:	 Grundidee des Power-

Matcher Handels-

Agenten

Resümee
Im Vertrauen auf die Kräfte des Marktes hat der Gesetzgeber bisher nur 

sehr unscharfe Regeln vorgegeben. Die Gesetze sind schon relativ lange 

in Kraft, wurden z.T. mehrmals zu mehr Marktöffnung hin ergänzt, haben 

aber bisher nicht dafür sorgen können, dass ein flächendeckender Roll-

out von Smart Meters erfolgt. Bis auf einige Pilotprojekte ist keine Bewe-

gung im Markt zu erkennen. Die Smart Meters sind aber der Grundbau-

stein für das Smart Grid.

Um die gesetzten 20-20-20-Klimaziele der Politik erfüllen zu können, 

sind einige Grundvoraussetzungen zu erfüllen:

	 Es muss ein Paradigmenwechsel stattfinden – weg von der Annahme, 

dass Energie immer in dem Maße verfügbar ist wie sie von den Lasten 

/ Verbraucher benötigt wird, hin zu dem Ansatz die Energie dann zu 

nutzen, wenn sie verfügbar ist.

	 Dieser Paradigmenwechsel muss der Bevölkerung auf breiter Basis 

vermittelt werden und es muss eine politische Grundsatzentscheidung 

getroffen werden, den begonnen Weg des Einsatzes erneuerbarer 

Energien mittels eines Smart Grid konsequent zu Ende zu gehen.

	 Sobald das Verständnis dafür gegeben ist, ist auch die Akzeptanz 

dafür vorhanden, den Umbau des Energieversorgungsnetzes zu einem 

Smart Grid durchzuführen, wie er im Übergang von Bild 1 nach Bild 2 

skizziert ist.

Auf dem Weg sind zwar noch einige Aufgaben aus den Bereichen Tech-

nik, Legislative und Betriebswirtschaft zu lösen, diese sind dann aber 

nicht unüberwindbar, wie sie teilweise heute noch erscheinen.

Confidential – © 2009, VITO NV – All rights reserved

12.03.2010 Active Demand -- The PowerMatcher 2

The concept
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Im Bereich Technik ist folgender Aspekt besonders anzusprechen:

	 Es fehlt noch ein einheitlicher Standard, der festlegt welche Mess-

werte ein Zähler mit welcher zeitlichen Auflösung mindestens liefern 

muss. Auch ist ein Kommunikationsstandard zu definieren, um eine 

spartenübergreifende Kommunikation unabhängig vom Hersteller 

zu etablieren. Solche Mindeststandards sind notwendig, damit die 

Kunden freizügig den Versorger wechseln können, ohne dass der 

Zähler ausgetauscht werden muss und weiterhin die notwendigen bi-

direktionalen Datenströme realisiert werden können, um Teilnehmer 

im Smart Grid zu sein.

	 Ein solcher Standard muss schnellstmöglich gesetzt werden, um die 

Investition in dann evtl. inkompatible Technik zu verhindern.

Bei der Legislative fehlen derzeit noch klare Marktregeln bzw. Gesetze, 

die dafür sorgen, dass Investitionen sicher getätigt werden können und 

die Umsetzung des Smart Grid als nationale Infrastrukturmaßnahme 

angelegt wird.

	 Die Netzbetreiber investieren derzeit nur minimal, da nicht sicher-

gestellt ist, dass die von Ihnen einzubauenden Smart Meter den 

Anforderungen der BNetzA entsprechen. Darüber hinaus kann nicht 

sichergestellt werden, dass die Smart Meter bei einem Wechsel des 

Messstellenbetreibers wieder ausgebaut werden müssen. 

	 Beispielsweise beim Auto-Katalysator wurde die Umsetzung des 

Klimaschutzes konsequent verfolgt. Bei Smart Grid und Smart  

Metering fehlt diese eindeutige Umsetzung bisher noch.

	 Ebenso müssen klare Regeln für die Interaktion im Markt gesetzt 

werden. Derzeit sind keine Prozesse vorgesehen, die in der Lage 

sind, das mit dem Smart Metering auftretende Datenvolumen  

effizient und sicher zu verarbeiten.

	 Die Piloten z.B. im Rahmen E-Energy haben gezeigt, dass in den 

Bundesländern unterschiedliche Auffassungen zum Datenschutz 

bestehen, wie der Umgang mit den Daten, die durch den Einsatz  

von Smart Meters entstehen, zu handhaben ist.

Bei der Wirtschaftlichkeit sind mehrere Facetten zu beachten:

	 Gesamtwirtschaftlich sollte ein Optimum angestrebt werden, wobei 

sich dieses nicht nur auf den Einsatz der Technik in Deutschland 

beschränken sollte. Die  schnelle Entwicklung und der Roll-out des 

Smart Metering und des Smart Grid in Deutschland würde die deut-

sche Industrie in diesem Bereich in eine Führungsposition bringen, 

die sich positiv auf den Export der Technologie auswirken würde.

	 Bei den Netzbetreibern müssen sich die Investitionskosten über ein 

angepasstes Entgelt für Messung und Abrechung refinanzieren und 

verlorene Investitionen müssen vermieden werden. Derzeit können 

die Kosten nicht langfristig umgelegt werden und die Investitionssi-

cherheit ist nicht gegeben.
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	 Den Kunden muss vermittelt werden, dass die Zusatzfunktionali-

täten über neue Tarifstrukturen zu erwerben sind. Der Mehrwert des 

Smart Metering für den Kunden steckt nicht in der Reduktion des 

Verbrauchs, der in vielen Feldversuchen bei 5 – 10% lag und den 

damit verbundenen monetären Einsparungen. Diese Verbrauchs-

minderungen sind natürlich wünschenswert und notwendig, bringen 

aber für einen typischen Verbraucher Einsparungen von 5 – 10 € pro 

Monat. Die Motivation muss sein, dass nur mit dem Übergang auf 

erneuerbare Energieträger Energie langfristig bezahlbar bleibt.

	 Der derzeitige Ansatz für die Anerkennung von Kosten basiert auf der 

Technik des Ferraris-Zählers, der einmal im Jahre manuell abgelesen 

wird. Die jetzt ins Auge gefasste Technik ist in ihrer Funktionalität so 

viel leistungsfähiger und eben auch teurer, dass eine rein betriebs-

wirtschaftliche Betrachtung eines Smart Meter Roll-out zwangsläufig 

scheitert.

	 Am 6.11.2009 hat die BNetzA mittels der „Konsultation eines Posi-

tionspapiers zu den Anforderungen an Messeinrichtungen im Sinne 

von § 21b Abs. 3a und 3b EnWG“ die Marktteilnehmer dazu aufge-

rufen eine Stellungnahme zu den Erfordernissen der einzusetzenden 

Zähler abzugeben. Diese Stellungnahme wurde seitens der VDE|ETG 

durch die Task Force „Smart Metering“ erarbeitet, Details hierzu 

siehe Kapitel 6.2.
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1	 Gesetzliche Rahmenbedingungen

Der Bereich Smart Metering wird von einer Vielzahl von Gesetzen tan-

giert. Die folgende Übersicht zeigt die wichtigsten gesetzlichen Rah-

menbedingungen, die einen Einfluss auf die zukünftige Struktur eines 

Smart Metering Systems haben, ohne Anspruch auf Vollständigkeit.

1.1	 Beschreibung der neuen Marktrollen und ihrer 
Dienstleistungsangebote

1.1.1	 Energiewirtschaftsgesetz

In dem „Zweiten Gesetz zur Neuregelung des Energiewirtschafts-

rechts“ vom 07. Juli 2005 erfolgte die rechtliche und operationelle 

Entflechtung der Energieversorgungsunternehmen. In § 21b EnWG 

wurde der Einbau, Betrieb und Wartung von Messeinrichtungen (Mess-

stellenbetrieb) liberalisiert. Diese Tätigkeiten konnten auf Wunsch des 

Anschlussnehmers von einem Dritten wahrgenommen werden. Wurden 

keine gesonderten Vereinbarungen getroffen, war der Netzbetreiber 

weiterhin für diese Tätigkeiten verantwortlich. Die Messung – Datenab

lesung und Datenbereitstellung – hingegen verblieb beim Netzbetreiber.

1.1.2	 Gesetz zur Öffnung des Messwesens

Im „Gesetz zur Öffnung des Messwesens bei Strom und Gas für Wett-

bewerb“ vom 29. August 2008 wurden weitere Konkretisierungen bzgl. 

der Marktrollen im Messwesen eingeführt. Die Bundesregierung war 

der Auffassung, dass die noch fehlende Marktöffnung der Messung 

ein wesentliches Wettbewerbshindernis im Bereich des Messstellen-

betriebs war. Sie hat in ihrem Evaluierungsbericht die unverzügliche 

vollständige Öffnung des Zähl- und Messwesens für Wettbewerb befür-

wortet. Zur Umsetzung wurde die für den Messstellenbetrieb bereits 

vorhandene Marktöffnung durch eine Änderung des § 21b EnWG auf 

den Bereich der Messung erweitert. 

Darüber hinaus haben Messstellenbetreiber, soweit dies technisch 

machbar und wirtschaftlich zumutbar ist, seit dem 1. Januar 2010 

beim Einbau von Messeinrichtungen in Neuanlagen und Grundsanie-

rungen, jeweils Messeinrichtungen einzubauen, die dem jeweiligen 

Anschlussnutzer den tatsächlichen Energieverbrauch und die tatsäch-

liche Nutzungszeit widerspiegeln. Derartige Messeinrichtungen werden 

also mehr Anzeigefunktionen haben müssen als die bisher vorwiegend 
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genutzten mechanischen Zähler, und werden daher in der Regel elek-

tronische Messeinrichtungen sein.

Weiterhin wurden im § 40 EnWG Maßnahmen beschlossen, die die 

Einführung neuer Tarife beschleunigen sollen. Mit diesen soll der Ener-

giekunde in die Lage versetzt werden, zeitnah ein energiesparendes 

Verhalten im Sinne des Artikels 13 der Richtlinie 2006/32/EG des Euro-

päischen Parlaments und des Rates vom 05. April 2006 über Endener-

gieeffizienz und Energiedienstleistungen umzusetzen. Darüber hinaus 

hat jeder Kunde das Recht, eine monatliche, vierteljährliche, halbjähr-

liche oder jährliche Abrechung seines Stromverbrauches zu erhalten.

1.1.3	 Messzugangsverordnung

In der „Verordnung zum Erlass von Regelungen über Messeinrich-

tungen im Strom- und Gasbereich“ vom 17. Oktober 2008 sind die 

Voraussetzungen und Bedingungen des Messstellenbetriebs und der 

Messung von Energie zwischen den einzelnen Marktpartnern geregelt. 

Die Anforderungen und Inhalte an den Messstellen- und Messvertrag 

sind beschrieben. Ebenso sind die Regelungen bei einem Wechsel oder 

Ausfall des Messstellenbetreibers oder Messdienstleisters beschrie-

ben. Eine allgemeine Verpflichtung zum generellen Einbau „Intelligenter 

Zähler“, d.h. kommunikativer, digitaler Zähler, welche gegenüber den 

bisher üblichen mechanischen Ferrariszählern deutlich erweiterte 

Funktionen besitzen, ist weder im Gesetz zur Öffnung des Messwesens 

noch in der Messzugangsverordnung enthalten. Hier setzt die Bundes-

regierung bewusst auf den jetzt geöffneten Wettbewerb. Zur Festle-

gung der Mindestanforderungen an Smart Meter startete die BNetzA 

im November 2009 ein Konsultationsverfahren. Mit einer Definition der 

Mindestanforderungen ist voraussichtlich im Jahr 2010 zu rechnen.

1.1.4	 Entwurf eines Gesetzes zur Steigerung der Energieeffizienz

In dem o. g. Entwurf wurde der erste Versuch unternommen eine breite 

Einführung der neuen Messgeräte zu erreichen. Hierfür sollte § 21b 

Abs. 3b EnWG wie folgt geändert werden:

Messstellenbetreiber haben ab dem 01. Januar 2010 beim Ersatz beste-

hender Messeinrichtungen solche Messeinrichtungen einzubauen, die 

dem jeweiligen Anschlussnutzer den tatsächlichen Energieverbrauch 

und die tatsächliche Nutzungszeit widerspiegeln.

Hier wurde erstmals auf das Ablehnungsrecht des Anschlussnutzers 

verzichtet und ein genereller Einsatz modernerer Zähler vorgesehen. 

Somit wäre ein flächendeckender, systematischer Einbau neuer Zähler 
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möglich gewesen, und bei entsprechender Kostenanerkennung wäre 

eine ausreichende Investitionssicherheit bei den Messstellenbetreibern 

erreicht worden. 

1.1.5	 Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG)

In dem „Gesetz zur Neuregelung des Rechts der Erneuerbaren Ener-

gien im Strombereich und zur Änderung damit zusammenhängender 

Vorschriften“ vom 25. Oktober 2008 ist aus Sicht des Smart Metering 

der § 6 EEG, „Technische und betriebliche Vorgaben“, interessant. 

Hier ist geregelt, dass Anlagenbetreiberinnen und Anlagenbetreiber 

Anlagen, deren Leistung 100 Kilowatt übersteigt, mit einer technischen 

oder betrieblichen Einrichtung zur ferngesteuerten Reduzierung der 

Einspeiseleistung bei Netzüberlastung und zur Abrufung der jeweiligen 

Ist-Einspeisung ausstatten werden müssen, auf die der Netzbetreiber 

zugreifen darf. In der Gesetzesbegründung heißt es, dass dabei in 

Übereinstimmung mit der energiewirtschaftlichen Praxis eine viertel-

stundenscharfe Ablesung ausreichend ist. 

Ob dem Netzbetreiber allerdings Viertelstundenwerte aus einem Zähler 

zu Netzführungszwecken ausreichen, darf angezweifelt werden. Eine 

Treiberfunktion für „intelligente“ Zähler dürfte das EEG daher eher nicht 

werden.

1.1.6	 Drittes EU-Binnenmarktpaket

Das Europäische Parlament hat am 22.04.2009 das neue Richtlinien

paket angenommen. Die Richtlinien sind am 26.06.2009 vom Energie-

ministerrat der EU angenommen worden und sind nun jeweils in natio-

nales Recht umzusetzen. 

In den Begründungen der Elektrizitätsbinnenmarktrichtlinie steht:

(7a)	 Um die Energieeffizienz zu fördern, empfehlen die Mitgliedstaaten 

oder, sofern sie dies vorsehen, die Regulierungsbehörden nachdrück-

lich, dass die Elektrizitätsunternehmen den Stromverbrauch optimieren, 

indem sie beispielsweise Energiemanagementdienstleistungen anbie-

ten, neuartige Preismodelle entwickeln oder gegebenenfalls intelligente 

Messsysteme oder intelligente Netze einführen.

Somit würde theoretisch die Einführung einer der Optionen reichen. 

Neue Messsysteme wären demnach nicht mehr zwingend vorgeschrie-

ben. 
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(41e)	 Die Einführung intelligenter Messsysteme kann nach wirt-

schaftlichen Erwägungen erfolgen. Führen diese Erwägungen zu dem 

Schluss, dass die Einführung solcher Messsysteme nur im Falle von 

Verbrauchern mit einem bestimmten Mindeststromverbrauch wirtschaft-

lich vernünftig und kostengünstig ist, können die Mitgliedstaaten dies 

bei der Einführung intelligenter Messsysteme berücksichtigen.

Dieser Aspekt ist neu in der Argumentation der Einführung neuer Zähler.

Die Argumentation in der Erdgasbinnenmarktrichtlinie argumentiert hier 

ähnlich: 

(40a)	 Die Einführung intelligenter Messsysteme kann nach wirt-

schaftlichen Erwägungen erfolgen. Führen diese Erwägungen zu dem 

Schluss, dass die Einführung solcher Messsysteme nur im Fall von 

Verbrauchern mit einem bestimmten Mindestverbrauch an Erdgas wirt-

schaftlich vernünftig und kostengünstig ist, können die Mitgliedstaaten 

dies bei der Einführung intelligenter Messsysteme berücksichtigen. 

Im Anhang A heißt es:

Es muss sichergestellt sein, dass die Kunden 

h)	  häufig genug in angemessener Form über ihren tatsächlichen 

Stromverbrauch und ihre Stromkosten informiert werden, um ihren 

eigenen Stromverbrauch regulieren zu können. Die Angaben werden in 

einem ausreichenden Zeitrahmen erteilt, der der Kapazität der Mess-

vorrichtungen des Kunden und dem betreffenden Stromprodukt Rech-

nung trägt. Die Kostenwirksamkeit dieser Maßnahmen wird gebührend 

berücksichtigt. Den Kunden dürfen dafür keine zusätzlichen Kosten in 

Rechnung gestellt werden.

Hier stellt sich die Frage, wie bei einer Berücksichtigung der Kosten-

wirksamkeit dieser Maßnahmen, d.h im Entgelt für Netznutzung oder in 

den Entgelten für Messstellenbetrieb oder Messung, diese Kosten nicht 

beim Kunden ankommen. 

i)	 Die Mitgliedstaaten sorgen dafür, dass intelligente Messsysteme 

eingeführt werden, durch die die aktive Beteiligung der Verbraucher am 

Stromversorgungsmarkt unterstützt wird. Die Einführung dieser Mess-

systeme kann einer wirtschaftlichen Bewertung unterliegen, bei der alle 

langfristigen Kosten und Vorteile für den Markt und die einzelnen Ver-

braucher geprüft werden sowie untersucht wird, welche Art des intelli-

genten Messens wirtschaftlich vertretbar und kostengünstig ist und in 

welchem zeitlichen Rahmen die Einführung praktisch möglich ist. 
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	 Entsprechende Bewertungen finden binnen 18 Monaten ab dem in 

Artikel 49 Absatz 1 genannten Zeitpunkt statt. 

	 Anhand dieser Bewertung erstellen die Mitgliedstaaten oder eine 

von ihnen benannte zuständige Behörde einen Zeitplan mit einem 

Planungsziel von 10 Jahren für die Einführung der intelligenten Mess

systeme. 

Wird die Einführung intelligenter Zähler positiv bewertet, so werden 

mindestens 80% der Verbraucher bis 2020 mit intelligenten Messsyste-

men ausgestattet.

Die Mitgliedstaaten oder die von ihnen benannten zuständigen Behör-

den sorgen für die Interoperabilität der Messsysteme, die in ihrem 

Hoheitsgebiet eingesetzt werden, und tragen der Anwendung der 

entsprechenden Normen und bewährten Verfahren sowie der großen 

Bedeutung, die dem Ausbau des Elektrizitätsbinnenmarkts zukommt, 

gebührend Rechnung.

Da es sich hier um eine Kann-Bestimmung handelt bleibt abzuwarten, 

wie dieser Absatz in die deutsche Gesetzgebung Einzug findet.

Die Wortwahl „intelligenter Zähler“ oder „intelligentes Messsystem“ 

in den angeführten Texten der Legislative kann irreführend wirken, da 

einzelne Einrichtungen nie die Eigenschaft „intelligent“ haben können. 

Diese Bezeichnungen können zudem der Bevölkerung verfälschend 

vermitteln, allein der Einbau solcher Einrichtungen macht eigene 

Anstrengungen überflüssig, effizienter mit der Energie umgehen zu 

müssen. Im Text dieser Analyse wurde deshalb der bereits „modisch“ 

gewordene Begriff bewusst sehr zurückhaltend verwendet bzw. auf die 

Benennung eines ganzen Netzes mit einer Vielzahl neuer, informations-

verarbeitender Einrichtungen beschränkt.
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2	 Definitionen und Funktionen von 
Smart Metering

Das bidirektionale Smart Metering System wird auch Advanced Mete-

ring Infrastructure („AMI“) genannt und erlaubt dem Betreiber:

	 Fernablesung der Zähler

	 Fernparametrierung

	 Ggfs. Fernab-/-einschaltung des Netzanschlusses

	 Störungsmeldung und Management

	 Manipulations- und Energiediebstahls-Erkennung

	 Intervalldaten Erfassung (Lastgangmessung)

	 Laststeuerung 

	 Überwachung und Steuerung von dezentralen Erzeugern

AMI vernetzt nicht nur den Zähler mit dem Abrechnungs-System son-

dern auch z.B. mit dem Störungs-Management System und legt vor 

allem auch den Grundstein, zukünftige dezentrale Erzeugungsanlagen 

ins Verteilungsnetz einbinden und steuern zu können. 

Weitere Vorteile, die man sich durch die Kommunikation mit einer AMI 

erhofft, umfassen:

	 Gateway zur Hausautomatisierung

	 Höhere Energieeffizienz und CO2 Reduktion durch Demand 

Response Systeme

	 Effizienterer Energie-Handel, z.B. für Einbindung von dezentralen 

Erzeugern

	 Stabilisierung des Verteilungsnetzes unter Einbindung der dezentra-

len Erzeuger

	 Plattform, um Daten zu transportieren für zukünftige Smart Grid 

Applikationen
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2.1	 Aufgaben / Funktionen Smart Energy / Smart Metering

Allgemeine Anforderungen Erklärung

Variable Tarife in Abhängigkeit der Gesamt-

nachfrage und Netzauslastung

Besseres Lastmanagement für den Energieversorger und individuelle Tarife 

für den Verbraucher, zugeschnitten auf seine Verbrauchsstruktur.

Zählerfernauslesung, d.h. häufigere und 

gezielte Rechnungsstellung möglich

Einfache und flexible Fernauslesung der Zähler durch den Energieversor-

ger. Bei „Sonderangeboten“ unmittelbare Abrechnung möglich.

Visualisierung aktueller Verbrauch und 

Verlauf über eine Periode

Möglichkeit mittels Tabellen und Diagrammen die Verbräuche nach 

bestimmten Kriterien darzustellen.

Speicherung und Auswertung von 

Verbrauchsdaten

Möglichkeit der Speicherung, Auswertung, Visualisierung und Übertragung 

von Daten an Berechtigte.

Anzeige und Speicherung der einge-

speisten Energiedaten z. B. Photovoltaik.

Bei Anschlussnutzern mit dezentralen Einspeisung z.B. durch Photovoltaik 

kann die eingespeiste Energie angezeigt und Daten gespeichert werden.

Anzeige aktueller Tarif bzw. kommendes 

Tarifprofil

Information für den Anschlussnutzer über die aktuellen und zukünftigen 

Bezugspreise.

Anzeige zusätzlicher Informationen des 

Energieversorgers für den Kunden

Informationsfeld mit zusätzlicher, aktueller Information für den 

Anschlussnutzer. Schneller und flexibler als über den Postweg.

Tarifwechsel Tarifwechsel seitens des Energieversorgers können einfach und schnell 

ferngesteuert durchgeführt werden.

Steuerung von Verbrauchern im Haushalt 

(Lastmanagement)

Möglichkeit des Ab- und Zuschaltens von bestimmten Verbrauchern im 

Haushalt durch den Energieversorger, um Lastspitzen abzufangen und 

Lasttäler zu füllen.

Tabelle 1:	 Aufgaben / Funktionen Smart Metering
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3	 Potentiale und Mehrwerte von 
Smart Energy / Smart Metering

3.1	 Smart Energy / Smart Metering und Home-Automation

Um die 20:20:20-Ziele der EU und der Bundesregierung zu erreichen, 

– bis 2020: 20 Prozent Reduktion des Kohlendioxid-Ausstoßes, 20 

Prozent mehr erneuerbare Energie, 20 Prozent mehr Energieeffizienz -, 

muss flächendeckend der Einsatz dezentraler, erneuerbarer Energie-

quellen ausgebaut werden. Bild 2 zeigt die Struktur des dafür notwen-

digen, zukünftigen Smart-Grid.

Um auf Verbraucherseite ein Mindestmaß an Steuerbarkeit des Ver-

brauchs zu haben, kommt ein Smart Meter, Bild 4(A) oder im Vollaus-

bau eine Smart Metering Infrastruktur zum Einsatz, welches mittels 

Home-Gateway Zugang zur gesamten Energieinfrastruktur eines 

Hauses bietet, siehe Bild 4(B).

Bild 4: 	 Smart-Grid-/Smart-

Metering-Architektur

Die dezentralen Energieerzeuger sind in der Fläche mit Smart Meter für 

die Abrechnung der Einspeisung eingebunden. Die Gesamtkoordination 

übernimmt ein Network Operations Center (NOC). 
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Mit der wichtigste Bestandteil ist aber die unterlagerte Kommunika-

tions-Infrastruktur. Dabei kann man davon ausgehen, dass bei sämt-

lichen Roll-outs eine IP-Infrastruktur verwendet wird, mittels IP-V6 

[IP01] durchaus bis auf die Ebene der Hausgeräte und Kleinerzeuger im 

Haus.

Bild 5 zeigt die interne Struktur des NOC und damit alle Komponen-

ten, die jeweils Teile des Datensatzes verwenden, der aus einem Smart 

Meter abgerufen werden kann. Die eingehenden Daten werden über 

den Front-End-Processor (FEP) sortiert und den einzelnen Applikati-

onen über einen Software-Bus zugewiesen. Schaltbefehle oder Daten-

sätze zur Umparametrierung der Zähler gehen über Software-Bus und 

FEP an die Zähler.

Bild 5:	 Innere Struktur  
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3.1.1	 Effizienz & Einsparpotential

Das volle Potential der Einsparungen und Laststeuerung beim Kunden 

kann nur gehoben werden, wenn auf breiter Front neben dem Smart 

Metering auch Smart Appliances d. h. neue, im Energieverbrauch steu-

erbare Hausgeräte eingeführt werden, die dann über das Home Gate-

way angesteuert werden können.

Das kann reichen vom Wäschetrockner, der in einen Spar- und Knit-

terschutz-Modus schalten kann, über die Wärmepumpe der Heizung, 

bis hin zu einem Wasserkocher, der z.B. über eine Ampelanzeige dem 

Kunden ein Preissignal geben kann. 

Bild 6 gibt einen Eindruck, wie ein Smart-Home im Endausbau mit 

energie-effizienten / smarten Geräten bestückt sein kann.

Bild 6:	 Smart-Home im 

Endausbau

Das Problem liegt weniger bei der einzusetzenden Technik, als in der 

zeitnahen Einführung beim Kunden. Derzeit stehen weder ein einheit-

licher Standard bei Smart Appliances noch die Geräte als solche in 

großem Umfang zur Verfügung.

Plug-in Electrical Vehicles (PEVs) werden ebenfalls eine große Verän-

derung beim Einsatz der EDM (Energiedaten Management) bringen. Im 

Endausbau stellen die PEVs mobile Verbraucher und virtuelle Erzeuger 

dar, die mit eigenem Smart Meter, der getrennt Bezug und Lieferung 

abrechnen kann, ausgestattet sind. In Bild 6 kann dann die Fahrzeug-

batterie an die Stelle der Batterie im Haus treten.
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3.1.2	 Unterlagerte Kommunikationstechnik

Im internationalen Markt wird für das HAN (Home-Area-Network) 

gerade an einer Zusammenführung des Broadband-Power-Line (BPL)-

basierten HomePlugAV [HP09] und dem auf 2,4 GHz Low-power-radio-

basiertem ZigBee[IE09a][IE09b] mit einem gemeinsamen Smart Energy 

Profile [SE09] gearbeitet. ZigBee dient hier zur drahtlosen Anbindung 

der verschiedenen Zähler und in der Regel der CDU (Customer Display 

Unit), HomePlugAV zur Verbindung mit den Haushaltsgeräten. Im Mai 

2009 wurde durch das National Institute of Standards and Techno-

logy (NIST) die Kombination von HomePlug und ZigBee als der initiale 

Ansatz für einen zukünftigen Standard nominiert, siehe [NI09]. 

In Deutschland sowie im Rahmen des Europäischen Mandats M/441 

zur Standardisierung der Smart Metering Kommunikation wird die 

drahtlose Anbindung der Zähler über Wireless-M-Bus [MB09] favori-

siert. Die Kommunikation mit Haushaltsgeräten und CDUs könnte über 

KNX [KX09] erfolgen.

Das Haus mit seinen Lasten, Speichern und Erzeugern muss dann als 

ein Teilnehmer im Markt gesehen werden. Über sogenannte Handels-

agenten nimmt das Haus nach im Agenten voreingestellten Regeln am 

Marktgeschehen teil, siehe dazu auch [ED09].

3.2	 Smart Metering und die Steuerung des Verteilungsnetzes

Wie oben beschrieben, ist die Umsetzung des Einsparpotentials beim 

Endkunden nur mittel- bis langfristig zu erwarten. Welche anderen 

Potentiale können kurzfristig gehoben werden?

3.3	 Last- und Erzeugungs-Profile, echt statt 
synthetisch / analytisch

Bisher wird bei Haushaltskunden mit jährlicher Abrechnung auf Stan-

dardlastprofile zurückgegriffen. Mit einer voll ausgerollten Smart Mete-

ring Infrastruktur ist es möglich, die bisher verwendeten Profile z. B. 

durch gemessene Werte zu ersetzen. Die Lastprofile können entweder 

mit sehr feiner Granularität beim Endkunden / Kleinverbraucher über 

den Zähler oder, falls z. B. datenschutzrechtliche Bedenken dagegen 

sprechen, am Einspeisepunkt d. h. in der MV/LV-Einspeisestation 

kumuliert erfasst werden.

Lässt sich die Erfassung der anonymisierten Daten durch einige im 

Details bekannte individuellen Profile ergänzen, d.h. z.B. mit ¼ h-

Werten, so ergibt sich daraus ein hinreichend genaues Bild des Ver-

brauchs.

Bei den dezentralen Kleinerzeugern wie etwa PV-Anlagen kann man 
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ebenfalls vom statischen Ansatz abgehen und abhängig von der Ein-

speiseleistung direkt die Erzeugungsdaten aus den Zählern z. B. als 

¼ h-Werte abholen. Je größer die Leistung der Erzeugereinheiten 

werden, desto kürzer müssen die Zeitintervalle werden, innerhalb derer 

die Messwerte bereitgestellt werden müssen.

Für die Steuerung des Netzes hat sich in Feldversuchen gezeigt, dass 

die Erzeugerwerte insgesamt mindestens als 1min-Mittelwerte vorlie-

gen müssen, um eine hinreichende Informationsdichte für die sichere 

Steuerung des Verteilnetzes zu haben.

3.3.1	 Auswirkung des echten Last- und Erzeugungs-Profils auf EDM

Offensichtlich lassen sich mit den real gemessenen Werten die zu 

beschaffenden Energiemengen wesentlich genauer bestimmen und 

das Risiko von Über- oder Untermengen erheblich reduzieren. D. h. es 

steht zu erwarten, dass sich insgesamt der Geschäftprozess durch die 

Verfügbarkeit realer Daten optimieren lässt.

So lassen sich aus den gewonnenen Profildaten die Tarif-Zeitbereiche 

ermitteln, in denen z. B. eine Lastspitze vorliegt, die abgebaut werden 

soll. Diese Zeitspanne kann dann mit einem entsprechenden Time-of-

use (TOU)-Tarif belegt werden. Smart Metering bietet dann auch die 

Möglichkeit, die Wirksamkeit der bereitgestellten TOU-Tarife zu über-

prüfen. Damit ist es möglich, über mehrere Marktteilnehmer hinweg 

(Verbraucher, Verteilnetzbetreiber (DNO), Händler, Erzeuger) eine indi-

rekte aber geschlossene Regelschleife auszubauen. 

3.3.2	 Auswirkung des echten Last- und Erzeugungs-Profils auf den 
Netzbetrieb

Mit den real gemessenen Werten bekommt der Netzbetreiber die 

Informationen, die notwendig sind, um den Einsatz des Netzes und der 

Betriebsmittel zu optimieren.

Aus den kumulierten Einzelwerten oder dem am Einspeisepunkt 

bestimmten Lastgang sowie den Werten der dezentralen Erzeuger im 

betrachteten Gebiet lässt sich z. B. feststellen, ob es zur einer Umkeh-

rung des Leistungsflusses über den Einspeisetransformator kommen 

kann. Die heutigen Verteilungsnetze sind in der Regel nur für den 

Leistungsfluss zum Endkunden hin ausgelegt. Bei einer Umkehr muss 

auch das eingesetzte Schutzverfahren den neuen Gegebenheiten ange-

passt werden.

Ein typischer und auch schon heute auftretender Fall ist z. B. ein 

Einfamilienhaus-Wohngebiet mit vielen PV-Anlagen auf den Dächern. 

An einem sonnigen Wochenende ist fast keine Last im Gebiet vorhan-

den und die Erzeugung übertrifft den Verbrauch. Damit wird über den 

Transformator ins übergeordnete MV-Netz eingespeist. Durch eine 
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vorbeiziehende Gewitterwolke kann schlagartig die Erzeugung unter 

den Verbrauch absinken, die Flussrichtung kehrt sich um. Der Trans-

formator wird ummagnetisiert und wenn die Schutzeinrichtungen nicht 

dafür eingestellt sind, wird der Schutz auslösen, da er den Inrush als 

vermeintlichen Fehler falsch bewertet, siehe hierzu auch [BE09].

Ein weiterer Aspekt ist die Überwachung der Spannung auf das Einhal-

ten des Toleranzbandes. Einzelne Messeinrichtungen, speziell am Ende 

von langen Stichen, können hier wertvolle Power-Quality-Informationen 

liefern. Die PQ-Situation eines Netzes ist nicht statisch und kann sich 

durch zugeschaltete Last (z.B. mobile Klimageräte) von einem auf den 

nächsten Tag ändern.

Smart Metering bietet hier die Möglichkeit, ein Spannungs-Toleranz-

band zu überwachen und gegebenenfalls tages- oder stundengenau 

die Veränderung anzuzeigen. Der DNO wird damit in die Lage versetzt, 

entsprechend schnell Maßnahmen zu ergreifen.

3.3.3	 Erhöhte Sicherheit im Netzbetrieb durch Smart Metering

Sobald in einem Einspeisegebiet die durch dezentrale Erzeuger einge-

speiste Leistung dem Verbrauch entspricht oder sogar größer ist, wird 

es schwierig bis unmöglich, dieses Netz von außen zu steuern und z. B. 

eine Abschaltung vorzunehmen. Feldversuche haben gezeigt, dass 

bereits ab ca. 25% Anteil an dezentral eingespeister Leistung erste 

Schwierigkeiten beim Betrieb des Netzes auftreten können.

Hier bietet Smart Metering mit der bidirektionalen Kommunikation die 

Möglichkeit gezielt auf die Erzeuger einzuwirken und z. B. den Erzeu-

ger vom Netz wegzuschalten, um beispielsweise Wartungsarbeiten 

sicher durchführen zu können. Ebenso können Verbraucher z.B. in einer 

Notsituation gezielt weggeschaltet oder beim Wiederaufbau nach einer 

Störung gestaffelt zugeschaltet werden.

Weiterhin kann nach der Wiederzuschaltung durch Kommunikation mit 

ausgewählten Zählern (Aufwecken / Auf Antwort warten) festgestellt 

werden, ob wirklich alle Gebiete wieder voll versorgt werden oder evtl. 

doch noch einige durch sekundäre Effekte von der Versorgung abge-

schnitten sind.

Neben dieser Auswirkung „im Kleinen“ sind allerdings auch schon 

Großereignisse aufgetreten, die durch den Einsatz von Smart Metering 

besser zu handhaben gewesen wäre.

Ein Fall ist ein Kraftwerksausfall, der am 27. Mai 2008 in England 

auftrat. Für den Tag waren Last- und Erzeugungsprofil wie gewöhnlich 

berechnet worden, ohne irgendwelche Besonderheiten. Durch den fast 

zeitgleichen Ausfall zweier großer Kraftwerke und von einigen kleineren 

Einheiten führte dies zu einem Ausfall von ca. 1.714 MW innerhalb von 

zwei Minuten, siehe Bild 7. Der Verlust der Einspeiseleistung resultierte 

in einem Abfall der Netzfrequenz auf ca. 49,15 Hz. Die Netzfrequenz 
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pendelte für ca. 1,5 min um diesen Werte und fiel dann weiter auf 

48,975 Hz, da geschätzte weitere 297 MW Einspeiseleistung sich vom 

Netz trennten, siehe [NG08] bzw. [BE09].

Bild 7: 	 Frequenzschwankung im englischen Übertragungsnetz am 27. Mai 2008

Dieser letzte Einbruch ergab sich durch das Auslösen der Unterfre-

quenz-Relais der dezentralen Energieerzeuger und traf National Grid 

(NG) völlig unerwartet. Die ca. 297 MW dezentral erzeugte Energie 

wurde von NG nicht „gesehen“. Wäre wie oben beschrieben bereits 

eine Smart Metering Infrastruktur installiert gewesen, wäre der Anteil 

der dezentralen Energie bekannt gewesen. Vor allem hätte durch die 

bi-direktionale Kommunikation ein Lastabwurf auf Verbraucherebene 

erfolgen können.

Das Netz befand sich für 9 min außerhalb der vorgeschriebenen 

Frequenztoleranz und geschätzte 550.000 Kunden waren durch Last

abwurf für bis zu 63 min ohne Versorgung.
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3.4	 Ergebnisse aus Feldversuchen

Bild 8: 	 Realisierung eines 

Smart Grid Piloten

In einem Feldversuch wurden in einem Smart Grid Cluster bestehend 

aus zwei Windparks, einem kleinen Blockheizkraftwerk, einem Kühl-

haus, einem Notstromgenerator und von Wohneinheiten mit Wärme-

pumpen (siehe Bild 8) Messungen zum Ausgleich zwischen Erzeugung 

und Last innerhalb des Clusters vorgenommen.

In Bild 9 ist die Abweichung zwischen der Vorhersage und der aktu-

ellen Erzeugung einer 2.5 MW Windkraftanlage dargestellt. Über alles 

gesehen, treffen die vorhergesagten Werte sehr gut mit der realen 

Erzeugung überein, im Detail sieht man aber die typischen Effekte bei 

Windkraftanlagen. Im ersten markierten Bereich von Bild 9 erkennt man 

einen plötzlichen Einbruch der Erzeugung auf Null durch kurzzeitige 

Windstille.

Bild 9: 	 Abweichung zwischen 

Vorhersage und 

aktueller Erzeugung 

einer 2.5 MW Wind-

kraftanlage
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Bild 10: 	 Abweichungen bei 

Erzeugung durch 

Windkraftanlage und 

Ausgleich im Cluster

Der zweite Bereich in Bild 9 zeigt eine Art Phasenverschiebung zwi-

schen den Verläufen, das Windgebiet ist etwas früher eingetroffen als 

berechnet. Die dritte Markierung zeigt den Effekt von Böen im Stark-

windbereich.

Bild 10 zeigt den teilweisen Ausgleich bzw. die Aufnahmen des Über-

schusses aus der Windkraft im Cluster.

Bild 11:	 Ausgleich im Cluster 

basierend auf Preis

signal

In Bild 11 ist dargestellt, wie sich die Überschuss-Energie auf den 

Energiepreis im Cluster auswirkt. Man sieht deutlich in den markierten 

Bereichen, das Überschuss-Energie sofort zu einer Verbilligung führt, 

während bei einem Mangel der Preis sofort wieder auf den gesetzten 

Maximalwert von 10 Cent steigt.
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Abschließend ist in Bild 12 gezeigt, wie ein smarter Verbraucher, in 

diesem Fall eine Wärmepumpe, auf die Preissignale im Cluster reagiert. 

Im ersten markierten Bereich nutzt die Wärmepumpe die günstige 

Überschuss-Energie, um die Temperatur im Brauchwasser-Puffer auf 

ca. 52°C anzuheben. Im zweiten und dritten Bereich sinkt die Tempera-

tur des Speichers etwa bis auf 37°C ab – der unterste zulässige Wert. 

Ab hier „kauft“ die Wärmepumpe die Energie auch zum Höchstpreis 

von 10 Cent ein. Ein interessanter Unterschied bei den Bereichen zwei 

und drei ist noch, dass bei zwei die Pumpe abschaltet, sobald der 

Wert von 45°C erreicht ist. Im Bereich drei heizt die Pumpe das Wasser 

weiter bis 52°C auf, da zwischendurch der Energiepreis gefallen ist.

Zusammenfassend kann man sagen, dass hier der Nachweis erbracht 

wurde, dass auch schon in kleinen Clustern ein guter Ausgleich zwi-

schen Überschussenergie und langsamen Speichern (Wärmepumpe, 

Kühlhaus) erreicht werden kann. Mit schnellen, wieder elektrisch ent-

ladbaren Speichern – z.B. den Akkus in PEVs – kann man noch mit 

einer deutlichen Verbesserung rechnen. Ebenso wird die Vernetzung mit 

anderen Clustern innerhalb eines Smart Grid zu einer weiteren Glättung 

führen.

Bild 12:	 Betrieb einer Wärme-

pumpe abhängig vom 

Preissignal
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3.5	 Elektromobilität und Speicher

3.5.1	 Identifikation der mobilen Teilnehmer am Strommarkt

Für die Durchsetzung der Elektromobilität ist die wirtschaftliche Verfüg-

barkeit einer Ladeinfrastruktur von essentieller Bedeutung. Der Kunde 

wird neue Mobilitätskonzepte nur annehmen, wenn diese mit möglichst 

geringen Mehrkosten und Einschränkungen verbunden sind. Eine wich-

tige Funktionalität der Ladestationen wird neben der reinen Bereitstel-

lung von Energie auch die Identifikation der Nutzer sein. Diese kann je 

nach Ladekonzept unterschiedlich ausfallen.

Die Orte der Ladung lassen sich grundsätzlich in die folgenden drei 

Kategorien einteilen:

	 Ladestationen zu Hause (Garage, Carport etc.)

	 Ladestationen im halböffentlichen Raum (Parkhäuser, Firmenpark-

plätze, Kundenparkplätze etc.)

	 Ladestationen im öffentlichen Raum (Parkplätze, Straßenrand).

Die verschiedenen Ladeinfrastrukturen entsprechend unterschiedlichen 

technischen Anforderungen. Bei den Heimladestationen gilt es vor 

allem, die Kommerzialisierung standardisierter Komponenten voranzu-

treiben. Der „Plug&Play“-Anbindung an bestehende Hausanschlüsse 

kommt hierbei eine Schlüsselrolle zu. 

Bei der Implementierung von Ladestationen im halböffentlichen Raum 

sind ggf. bauliche Einschränkungen zu berücksichtigen. Darüber hinaus 

sind neue Abrechnungssysteme und kooperative Geschäftsmodelle zu 

entwickeln. Beispielsweise könnten die Kosten für die Ladung gar nicht 

explizit verrechnet, sondern einfach über die Parkgebühr mit abgerech-

net werden. Oder auf Parkplätzen von Einkaufszentren könnte es sogar 

als kostenloser Service für den Kunden angeboten werden. In diesen 

Fällen werden die Stromkosten über den Liefervertrag des Parkplatzbe-

treibers abgerechnet.

Im öffentlichen Raum erfolgt die Umsetzung gemeinsam mit den Kom-

munen unter Berücksichtigung weiterer Kriterien wie z. B. Witterungs-

beständigkeit, Schutz vor Vandalismus und der StVO. Zusätzlich gibt es 

hier noch das Problem, dass man im öffentlichen Raum den Parkplatz 

einer Stromtankstelle nicht für E-Autos reservieren kann. Hier müsste 

zumindest für die Einführungsphase von Elektrofahrzeugen die StVO 

geändert werden, um den Fahrzeugen den uneingeschränkten Zugang 

zu den Ladestationen zu ermöglichen.

In diesem Fall (wie evtl. auch im halböffentlichen Raum) ist über grund-

sätzlich neue Abrechnungsverfahren nachzudenken, wie es beispiels-

weise beim Roaming von Mobilfunkgebühren bekannt ist. Das bedeu-

tet, dass der Nutzer seinen eigenen Liefervertrag an jede beliebige 
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Tankstelle mitnehmen kann. Die Verrechnung erfolgt nach einer ent-

sprechenden Identifikation und Authentifizierung des Fahrzeugs über 

eine Art Clearingstelle an den Nutzer. Die Herausforderung hinsichtlich 

der Netzeinbindung von Ladestationen liegt in allen drei Bereichen 

grundsätzlich in der Intelligenz der Prozesse des Lademanagements, 

die es zu entwickeln gilt. 

Bild 13 stellt schematisch das Lade- und Abrechnungssystem dar.

Bild 13: 	 Schematische Darstel-

lung des Lade- und 

Abrechnungssystems

Für die Abrechnung der Energielieferungen für Elektrofahrzeuge ist 

eine zweifache Identifikation erforderlich. Zum einen muss das Fahr-

zeug bzw. der Nutzer identifiziert werden, um die Energielieferung dem 

Nutzer zuordnen zu können. Zweitens muss die Ladesäule identifiziert 

werden, um die Netznutzungsgebühr zu verrechnen. Für diese Identi-

fikation können zwei digitale Zähler vorgesehen werden, im Fahrzeug 

und in der Ladesäule. Die entsprechenden Werte werden mittels ent-

sprechender IKT an ein Abrechnungssystem übertragen, das die einzel-

nen Preisbestandteile den jeweiligen Vertragspartnern zuordnet. Somit 

wird der Strombezug über den Lieferanten des Kunden verrechnet, die 

Netznutzung und Einspeisung an den jeweiligen Verteilungsnetzbe-

treiber und die Bereitstellung von Regelenergie durch das „Freigeben“ 

der Batterie an den Übertragungsnetzbetreiber. Diese Kostenaufteilung 

ermöglicht Elektromobilität unter Berücksichtigung aller etablierten 

Marktrollen.

In vielen Fällen, in denen die Ladestation innerhalb eines Netzes eines 

Anschlussnutzers (das kann ein Wohnhaus, aber auch z. B. ein Hotel 

oder ein Betrieb sein) hängt, ist die Lieferung der Energie an das 

Fahrzeug als Durchleitung durch den Zähler des Hausanschlusses zu 

betrachten und entsprechend zu verrechnen.

So lässt sich der Transfer von Energie zwischen Fahrzeug und Netz 

auch vertrags- und abrechnungstechnisch vom festen, nur durchleiten-

den Kunden trennen.
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3.5.2	 Stand der Technik bzgl. Stromtankstelle und innovativem 
Lademanagement

Heute sind Stromtankstellen nur als Prototypen für erste Pilotprojekte 

verfügbar. Dabei wird der Fokus bisher auf die Grundfunktionalität der 

Strombereitstellung gelegt. Identifikation, Authentifizierung, Vandalis-

musschutz und ähnliche Themen spielen hierbei noch keine Rolle. Zur 

Standardisierung des Ladesteckers bildete sich eine Arbeitsgruppe 

unter Beteiligung der Automobilindustrie und der Elektrizitätsindustrie 

[Elektroniknet 2009]. Die Standardisierung des Steckers ist mittlerweile 

abgeschlossen vom VDE und als Vorschlag bei IEC eingereicht.

Die Koordination der Ladevorgänge wird für einen erfolgreichen Betrieb 

unabdingbar sein. Da heute nur Pilotprojekte mit einer kleinen Anzahl 

von Fahrzeugen verfügbar sind, spielt das intelligente Lademanage-

ment bisher nur eine untergeordnete Rolle. Sobald allerdings eine 

größere Anzahl von Fahrzeugen verfügbar ist, müssen Preisstrukturen, 

Anreizmechanismen und im Fahrzeug bzw. für den Fahrer verfügbare 

Entscheidungsparameter untersucht werden. Dabei ist wichtig, für eine 

Vermeidung von Lastspitzen im Stromnetz zu bestimmten Ladezeiten 

zu sorgen. Dazu wird es erforderlich, entsprechende Algorithmen für 

ein gesteuertes Laden der Autos in der Nacht zu entwickeln. Tagsüber 

wird das Laden wohl ohnehin nur zu einem höheren Tarif möglich sein, 

sofern nicht durch ein großes Angebot von Windenergie ein zusätzlicher 

Verbrauch wünschenswert ist. Es wird entscheidend sein, die indivi-

duellen Präferenzen des Fahrers sowie die Gegebenheiten der tech-

nischen Infrastruktur und des Marktes zu koordinieren.

3.5.3	 Vehicle-to-Grid (V2G)

Neben der Ladung der Speicher werden Netzdienstleistungen durch 

gezielte Entladungen bzw. An- und Abschaltungen von Ladevorgängen 

betrachtet. Diese Dienstleistungen werden unter dem Begriff Vehicle-to-

Grid (V2G) zusammengefasst. Die heute verfügbaren Fahrzeuge haben 

nicht die Möglichkeit Energie ins Netz rückzuspeisen. Neben der Erwei-

terung der Fahrzeuge (bidirektionaler Wechselrichter) werden hierdurch 

auch neue Anforderungen an die Infrastruktur gestellt. Zunächst gilt es 

die Potenziale für Netzdienstleistungen zu untersuchen.

Die Idee beim intelligenten Lastmanagement ist, die Fahrzeugakkumu-

latoren in Hausnetzen einzusetzen, um das Lastverhalten des Haus-

halts zu glätten oder in Spitzenzeiten sogar komplett den Haushalt zu 

versorgen. Dazu müssen die Fahrzeuge V2G-fähig sein. Ein zentrales 

Thema ist derzeit die Erforschung der Vehicle-to-Grid Erfahrungen, die 

Ermittlung der Ladestationsauslastung, die Erstellung von Einspeiseal-

gorithmen, usw.



36 © Energietechnische Gesellschaft im VDE

Smart Energy 2020

Viele verteilte Speicher könnten auch regenerative Energie zwischen-

speichern. Das Konzept des Pufferns von Windenergie mit großen 

stationären Speichern wird bereits erprobt. 

Der dabei zusätzlich zum reinen Ladebetrieb stattfindende Energie-

transfer zwischen Fahrzeug und Netz bringt zusätzliche Aspekte mit 

sich. Zunächst ist eine einfache und für jeden Fahrzeugnutzer verständ-

liche Lösung für die Kommunikation zum Austausch von Anreizen wie 

auch Bekanntgabe der Nutzungswünsche des Fahrzeugnutzers not-

wendig. Der Fahrzeugnutzer muss sich unter Berücksichtigung seiner 

geplanten Fahrtstrecke und dem Zeitpunkt entscheiden, in welchem 

Maße er seine Batterie für das Netz zur Verfügung stellt. Auch die Frage 

der Gesamtwirtschaftlichkeit unter Berücksichtigung der die Lebens-

dauer verkürzenden Betriebsweise der Batterie ist zu berücksichtigen.

3.5.4	 Stand der Technik bzgl. Hochleistungs-Ladestation

Ein Aspekt, der von wesentlicher Bedeutung für den Erfolg der Elektro-

mobilität sein wird, ist die Ladezeit der Fahrzeugbatterie. Die heutige 

Gesellschaft ist durch hohe Flexibilität und Mobilität geprägt. Lange 

Ladezeiten und kurze Reichweiten stehen dem derzeit allerdings 

entgegen. Um die Elektromobilität attraktiver für den Verbraucher zu 

machen, beschäftigt  man sich mit der Entwicklung von Hochleis-

tungs-Ladestationen, welche mit mehr als 43 kW Ladeleistung arbeiten 

sollen. Dafür müssen verschiedene technische Herausforderungen, 

wie die Anbindung der Batterien ans Stromnetz, die Gewährleistung 

der Kompatibilität mit allen verfügbaren Batterien sowie die Einhaltung 

sicherheitsrelevanter Spannungslagen gemeistert werden. Neben der 

Benutzersicherheit und Bedienbarkeit sind vor allem die Wärmeverluste 

und die Lebensdauer der Batterie durch Hochleistungsladen zu berück-

sichtigen.

3.5.5	 Elektrofahrzeuge

Bereits heute sind vereinzelt reine Elektrofahrzeuge am Markt erhält-

lich, deren Reichweite bedingt durch die geringe Energiedichte aktuell 

verfügbarer Speicher im reinen Elektrobetrieb noch deutlich geringer ist 

als die konventioneller Fahrzeuge. Erste Pilotprojekte mit Elektrofahr-

zeug-Flotten laufen im Moment in deutschen und europäischen Groß-

städten. Die Grundfunktionalitäten des Ladevorgangs, wie Authentifizie-

rung, Abrechnung und Leistungssteuerung, werden in diesen Projekten 

bereits entwickelt. Allerdings werden Kommunikationsprotokolle und 

Ladealgorithmen noch nicht für die Optimierung der Netzauslastung 

oder das Zusammenspiel mit dezentralen Stromerzeugungsanlagen 

konzipiert. Eine Rückspeisung aus dem Akkumulator ins Netz kann mit 
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den bisherigen Geräten und Fahrzeugen ebenfalls noch nicht realisiert 

werden. Aktuelle Projekte (hauptsächlich in den USA) greifen einzelne 

Aspekte heraus und entwickeln diese weiter. Ganzheitliche Entwick-

lungen gibt es bisher jedoch noch nicht.

3.5.6	 Stand der Technik bzgl. interoperabler Abrechnungssysteme

Interoperabilität bezeichnet die Fähigkeit zur Zusammenarbeit von ver-

schiedenen Systemen, Techniken oder Organisationen. Dazu ist in der 

Regel die Einhaltung gemeinsamer Standards notwendig. Im Bereich 

der Elektromobilität sollen die Abrechnungssysteme der Energiever-

sorgungsunternehmen interoperabel sein. Eine besondere Herausfor-

derung stellt die grenzübergreifende InteroperabiIität, das so genannte 

Roaming dar. Dieses System findet heute vor allem Anwendung im 

Bereich der Mobiltelefonie. Es kann auf eine jahrelange Erfahrung 

zurückgegriffen werden. Momentan existieren noch keine Standardpro-

zesse, die den interoperablen Datenaustausch zwischen den Energie-

versorgungsunternehmen regeln. Es sind aber bereits verschiedene 

Ansätze vorhanden. An einer Verknüpfung der einzelnen Varianten bzw. 

einer Einigung auf eine muss noch gearbeitet werden.
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4	 Marktrollen und deren 
Dienstleistungsangebote

4.1	 Definition der Markrollen

4.1.1	 Übertragungsnetzbetreiber

Übertragungsnetzbetreiber sind natürliche oder juristische Personen 

oder rechtlich unselbständige Organisationseinheiten eines Energie-

versorgungsunternehmens, die verantwortlich sind für den Betrieb, die 

Wartung sowie erforderlichenfalls den Ausbau des Übertragungsnetzes 

in einem bestimmten Gebiet und gegebenenfalls die Verbindungslei-

tungen zu anderen Netzen. In Bezug auf das Thema Smart Energy / 

Smart Metering und der damit verbundenen Einführung neuer Zähler 

beim Haushaltskunden ist der Übertragungsnetzbetreiber dann betrof-

fen, wenn über entsprechende Verträge die Einbeziehung der Einrich-

tungen bei Energiekunden in Systemleistungen ermöglicht wird. In aller 

Regel müsste dann aber der diese Leistungen vermittelnde Lieferant 

mehrere solcher Kunden bündeln, um die Handhabung für den Übertra-

gungsnetzbetreiber zu ermöglichen, weil sonst die Leistungsbereiche 

für die Netzregelaufgaben zu stark differieren.

4.1.2	 Verteilungsnetzbetreiber

Verteilungsnetzbetreiber sind natürliche oder juristische Personen oder 

rechtlich unselbständige Organisationseinheiten eines Energieversor-

gungsunternehmens, die die Aufgabe der Verteilung von Elektrizität 

wahrnehmen und verantwortlich sind für den Betrieb, die Wartung 

sowie erforderlichenfalls den Ausbau des Verteilungsnetzes in einem 

bestimmten Gebiet und gegebenenfalls der Verbindungsleitungen zu 

anderen Netzen. Nach § 21b EnWG ist der Netzbetreiber verantwort-

lich für den Messstellenbetrieb und die Messung, soweit nicht eine 

anderweitige Vereinbarung getroffen ist. Nach § 4 Abs. 4 MessZV ist 

der Netzbetreiber verpflichtet, die Zählpunkte in seinem Netzgebiet zu 

verwalten, durch ihn aufbereitete abrechnungsrelevante Messdaten an 

den Netznutzer zu übermitteln sowie die übertragenen Daten für den im 

Rahmen des Netzzugangs erforderlichen Zeitraum zu archivieren. Der 

Netzbetreiber schließt mit denen in seinem Netzgebiet tätigen Mess-

stellenbetreibern und Messdienstleistern die erforderlichen Verträge. 

Fällt ein Messstellenbetreiber aus, ist der Netzbetreiber verpflichtet, 

unverzüglich die Dienstleistungen Messstellenbetrieb und Messung an 
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den betroffenen Messstellen zu übernehmen. In diesem Fall müssen 

eventuell Messgeräte übernommen werden, die nicht zum Standard-

portfolio des Netzbetreibers gehören.

Der Netzbetreiber hat keine Handhabe, seine Investitionen in neue 

Zähler langfristig abzusichern, da alleine der Anschlussnutzer die Ent-

scheidung trifft, wer bei ihm den Messstellenbetrieb und die Messung 

durchführt. Dies dürfte einer der Hauptgründe sein, dass derzeit die 

Investitionen in Smart Metering Systeme von Seiten der Netzbetreiber 

überschaubar bleiben. Neben der Unsicherheit bei den Investitionen 

fehlen bisher auch die Festlegungen für entsprechende Geschäftspro-

zesse und Standards für Datenformate.

Es ist aus den genannten Gründen damit zu rechnen, dass ab 

01.01.2010 von Seiten der Netzbetreiber nur Messeinrichtungen ein-

gebaut werden, welche die gesetzlichen Rahmenbedingungen minimal 

erfüllen. 

4.1.3	 Messstellenbetreiber

Der Messstellenbetreiber ist verantwortlich für den Einbau, Betrieb und 

Wartung von Messeinrichtungen. Sind keine anderweitigen Vereinba-

rungen getroffen, übernimmt der Netzbetreiber diese Rolle. Der Mess-

stellenbetreiber ist nach dem Gesetz zur Öffnung des Messwesens für 

den Einbau von neuen Zählern unter den Voraussetzungen des geän-

derten § 21b EnWG verantwortlich. Hierin heißt es in den Absätzen 3a 

und 3b:

(3a) Soweit dies technisch machbar und wirtschaftlich zumutbar ist, 

haben Messstellenbetreiber ab dem 1. Januar 2010 beim Einbau von 

Messeinrichtungen in Gebäuden, die neu an das Energieversorgungs-

netz angeschlossen werden oder einer größeren Renovierung im Sinne 

der Richtlinie 2002/91/EG des Europäischen Parlaments und des 

Rates vom 16. Dezember 2002 über die Gesamtenergieeffizienz von 

Gebäuden (ABl. EG 2003 Nr. L 1 S. 65) unterzogen werden, jeweils 

Messeinrichtungen einzubauen, die dem jeweiligen Anschlussnutzer 

den tatsächlichen Energieverbrauch und die tatsächliche Nutzungszeit 

widerspiegeln.

(3b) Soweit dies technisch machbar und wirtschaftlich zumutbar ist, 

haben Messstellenbetreiber ab dem 1. Januar 2010 bei bestehenden 

Messeinrichtungen jeweils Messeinrichtungen anzubieten, die dem 

jeweiligen Anschlussnutzer den tatsächlichen Energieverbrauch und 

die tatsächliche Nutzungszeit widerspiegeln. Der Anschlussnutzer ist 

berechtigt, das Angebot nach Satz 1 abzulehnen und bei Ersatz den 

Einbau einer anderen Messeinrichtung als einer Messeinrichtung im 

Sinne des Satzes 1 zu vereinbaren.“
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Es fehlt eine Klarstellung, was unter der tatsächlichen Nutzungszeit 

und dem tatsächlichen Energieverbrauch gemeint ist. Nach Ansicht 

der Physikalisch-Technischen-Bundesanstalt (PTB) erfüllt bereits ein 

Ferraris-Doppeltarifzähler die gesetzlichen Anforderungen, so dass der 

Messstellenbetreiber zur Erfüllung der Vorgaben aus dem EnWG evtl. 

keine Änderung an der Messstelle vornehmen muss. 
Ebenso offen ist, wann ein Neubau eine Bestandsanlage ist, d.h. ab 

wann der Anschlussnehmer, dem evtl. gegen seinen Willen eine neue 

Messeinrichtung eingebaut worden ist, einen anderen Messstellenbe-

treiber beauftragen kann, der diese Messeinrichtung wieder entfernt. 

Es ist daher ab 01.01.2010 damit zu rechnen, dass für den Energiekun-

den ein unübersichtliches Sammelsurium an Messeinrichtungen zur 

Verfügung steht, die alle die mangelhaften gesetzlichen Rahmenbedin-

gungen anders interpretieren. 

4.1.4	 Messdienstleister

Der Messdienstleister ist für die Messung, also die Ab- und Auslesung 

der Messeinrichtungen sowie die Weitergabe der Daten an die Berech-

tigten verantwortlich. Ersatzwertbildung, Plausibilisierung und Validie-

rung der Messwerte bleiben aber Aufgabe des Netzbetreibers. 

Sind keine anderweitigen Vereinbarungen getroffen, ist der Netzbe-

treiber auch Messdienstleister. Wird die Messeinrichtung elektronisch 

ausgelesen, fallen die Marktrollen Messstellenbetreiber und Mess-

dienstleister zusammen.

4.1.5	 Lieferant

Der Lieferant ist für die Belieferung der Energiekunden (Letztverbrau-

cher) mit Energie verantwortlich. Er beliefert seine Kunden auf der 

Grundlage abgeschlossener Lieferverträge (mit oder ohne Netznutzung) 

und regelt die Nutzung des Netzes mit dem Verteilungsnetzbetreiber, 

an dessen Netz sein Kunde angeschlossen ist. Hierzu schließt er mit 

dem Netzbetreiber einen Lieferantenrahmenvertrag ab, in welchem u.a. 

die Details zur Messdatenbereitstellung geregelt sind. Nach § 40 EnWG 

sind die Lieferanten verpflichtet, den Energieverbrauch nach ihrer Wahl 

monatlich oder in anderen Zeitabschnitten, die jedoch zwölf Monate 

nicht wesentlich überschreiten dürfen, abzurechnen. Auf Wunsch des 

Energiekunden ist der Lieferant verpflichtet, eine monatliche, vierteljähr-

liche oder halbjährliche Abrechnung zu vereinbaren. Die Datenbereit-

stellung der abrechnungsrelevanten Daten erfolgt jedoch nach Vorgabe 

der Messzugangsverordnung durch den Netzbetreiber. 
Heute werden die Tarife für private und kleine gewerbliche Verbraucher 

meist nach standardisierten Lastprofilen gebildet. Die Zählerablesung 
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erfolgt jährlich, bei mehreren Tarifstufen werden entsprechend viele 

Zähler geführt. Die Umschaltung erfolgt zeitgesteuert oder mittels 

Rundsteuerung. Preisänderungen erfolgen nur in größeren Abständen 

ebenfalls meist jährlich.

Durch den Einsatz von Smart Meters sollen den Kunden zukünftig 

variable, vom aktuellen Energieangebot abhängige Tarife angeboten 

werden. Der Lieferant benötigt hierzu aus dem Smart Meter geeig-

nete Lastgänge und alle für die Abrechnung variabler Tarife relevanten 

Zählerdaten. Um den Kunden zeitvariable Tarife anbieten und sie richtig 

abrechnen zu können, muss der Lieferant  seine Tarifinformationen zum 

Zähler übertragen können.

Die Lieferanten spielen in zukünftigen Szenarien mit volatiler Erzeugung 

aus regenerativen Energien und beeinflussbarer Energienutzung der 

Energiekunden eine zentrale Rolle.

Um ihre Rolle wahrnehmen zu können, benötigen die Lieferanten 

zukünftig Möglichkeiten zur Übermittlung von Preisinformationen zum 

Kunden. Das sind dann Preissignale, welche bei den Kunden durch 

geeignete, lokal eingesetzte Assistenzsysteme zur Optimierung des 

Energiebezuges oder auch der Energieabgabe aus kundeneigenen 

Energiequellen benutzt werden. In umgekehrter Richtung werden 

zumindest für die Zeitpunkte mit Preisänderungen beim Bezug oder 

der Rücklieferung die Ablesewerte der Zähler so benötigt, dass kor-

rekte Abrechnungen erstellt werden können. Der zeitlichen Gleichlauf 

aller Zähleinrichtungen und Abrechnungssysteme muss sichergestellt 

werden, siehe auch Isochronität Paragraph 4.2.9.

Zur Sicherung einer zeitgerechten Übertragung dieser Daten von und 

zum Kunden muss eine bidirektionale Kommunikationsverbindung ent-

sprechend verfügbar sein. 

Es bedeutet allerdings sowohl eine erhebliche Herausforderung an 

den Energiehandel, zeitvariable Tarife zu berechnen als auch die für 

die Abrechnung solcher Tarife notwendigen Zähldaten zu erfassen und 

abzurechnen. Eine umfassende Umstellung der heutigen Verfahren der 

Preisbildung und Energiemengenbilanzierung wird dazu notwendig 

werden. Nur so können sich die wirtschaftlichen Vorteile einer Energie-

verbrauchsverlagerung in einen günstigeren Tarif auch entsprechend in 

der Bilanzierung des Lieferanten auswirken und so die Preisvorteile für 

Händler und Kunde erst herbeiführen.

Variable Preise sollen deshalb dem Kunden zugehen, weil ihm darüber 

in monetärer Form die Energiebereitstellungssituation widerzuspie-

geln ist. Hoher Preise bedeutet Energiemangel und soll zum Einsparen 

animieren. Niedriger Preis bedeutet Energiefülle (z.B. aufgrund von 

höheren Anteil von Windenergie als prognostiziert) und soll den Kunden 

bzw. seinen Energieassistenzsystemen aufzeigen, dass eine vorgezo-

gene Verwendung der Energie vorteilhaft ist. Damit können dann bei 

den Kunden speicherfähige Geräte wie z.B. aufladbare Heizungen, 
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Gefrierschränke, etc. sinnvoll dafür einsetzt werden, sonst nicht nutz-

bare regenerative Energien zu verwenden. 

Um diese kundenbezogene Speicherfähigkeit in die großräumigeren 

Optimierungen z.B. der Pumpspeicherwerke einbeziehen zu können, 

wären Informationsflüsse von den Kundenanlagen zu den entspre-

chenden Marktrollen von Vorteil. Dies bringt allerdings für den Schutz 

der Kundendaten erhöhte Anforderungen, schafft aber marktweit gese-

hen eine bessere Ausnutzung des Angebots an regenerativer Energie. 

Entsprechende Rabatte und vertragliche Festlegungen zum Daten-

umfang bzw. Datenschutz sind die Mittel für die Umsetzung dieses 

Ansatzes..

Die IKT-Systeme müssen an die erheblich komplexere Abrechnung und 

die Verarbeitung einer auf ein Vielfaches des heutigen Datenvolumens 

ansteigenden Menge zu verarbeitender Daten angepasst werden.

Veränderte Abrechnungsmodalitäten dürften auch Anpassungsbedarf 

der gesetzlichen Rahmenbedingungen für die Abrechnung, z.B. im 

Eichgesetz, hervorrufen.

4.1.6	 Energiekunden (Letztverbraucher)

Die bisherigen Denkweisen gehen davon aus, dass die Energiekunden 

als „Letztverbraucher“ die Energie für die eigene Verwendung kaufen. 

Der Kunde schließt einen Liefervertrag mit dem Lieferanten ab. In dem 

Fall, dass der Kunde auch Eigentümer des Netzanschlusses ist, sind 

Anschlussnehmer und Anschlussnutzer identisch. 

Künftig muss ein Energiekunde als vollwertiger Marktbeteiligter behan-

delt werden. Das gilt insbesondere dann, wenn ein Energiekunde 

mittels seiner eigenen Energiequellen als Produzent in Erscheinung tritt. 

Es gilt aber auch bereits dann, wenn er z.B. dem Netzbetreiber hilft 

und zur Sicherstellung des Leistungsgleichgewichts die Netzregelung 

auf seine Einrichtungen wirken lässt. Auch beim Engpassmanagement 

können Energiekunden einbezogen werden und so zu einer höheren 

Verfügbarkeit insgesamt bzw. zu einer besseren Zuordnung der Energie 

in Mangelsituationen und auch bei eventuell notwendigen Netzwieder-

aufbauten beitragen. Selbst wenn „nur“ Lastverschiebungen infolge von 

Preissignalen erzielt werden, ist ein Energiekunde Marktbeteiligter. Die 

Bezeichnung „Letztverbraucher“ ist also für die Beschreibung der Rolle 

im Markt nicht mehr geeignet.

In Bezug auf das Thema Smart Metering / „Intelligente“ Zähler kommt 

dem Energiekunden eine entscheidende Bedeutung zu. Auf Grund der 

gesetzlichen Rahmenbedingungen ist bei bestehenden Anlagen eine 

Veranlassung durch den „Letztverbraucher“ für den Einbau von intel-

ligenten Zählern sowohl gemäß § 21b Abs. 3b EnWG, als auch durch 

den § 40 EnWG nötig. Lehnt der „Letztverbraucher“ bei Bestandsan-

lagen einen Einbau intelligenter Zähler ab, wird eine flächendeckende 
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Ausstattung mit intelligenten Zählern schwierig. Die politische Intention 

kann somit bei weiten Teilen der Bevölkerung ins Leere laufen und die 

verantwortlichen Messstellenbetreiber müssen ggf. einen stark zerklüf-

teten „intelligenten“ Zählerpark betreiben.

Des Weiteren entscheidet allein der „Letztverbraucher“ in seiner Rolle 

als Anschlussnehmer über den bei ihm tätigen Messstellenbetreiber 

und Messdienstleister. Marktuntersuchungen haben gezeigt, dass 

der Energiekunde eher ein temporäres Interesse an detaillierten Ver-

brauchsdaten hat und kurze Laufzeiten für die Dienstleistungen des 

Messstellenbetriebs und der Messung wünscht. Wenn dieser die Opti-

mierungen in seinem Haushalt durchgeführt hat, wird der Mehrpreis für 

eventuell tagesaktuelle Verbrauchsdaten wieder hinterfragt. Ein Wech-

sel zu einer einfacheren und damit günstigeren Technologie scheint 

dann wieder wahrscheinlich.

4.1.7	 Energiedienstleister

Auf Grund der Möglichkeiten, die die neuen Zähler bieten, ist zu erwar-

ten, dass sich eine neue Qualität der Energieberatung hinsichtlich 

Energieeffizienz und Energieeinsparung für die Energiekunden entwi-

ckelt. Da die Messgeräte in der Lage sein werden, die Lastgänge auch 

in einer hohen Auflösung zu protokollieren, lassen sich genaue Rück-

schlüsse auf einzelne Verhaltensweisen zeitnah analysieren. Da diese 

Dienstleistung aber nur temporär benötigt wird, wird die hohe Perfor-

mance der Zähler auch nur kurzzeitig benötigt.

4.2	 Marktkommunikation zwischen Marktteilnehmern durch 
Nutzung standardisierter Datenflüsse

Zur Bedienung der Energiekunden und zur Abdeckung des Bedarfs 

an Geschäftsdaten der Marktteilnehmer sind von allen Marktrollen 

die Ihnen durch Verordnungen der BNetzA auferlegten Geschäftspro-

zesse verlässlich und zeitgerecht durchzuführen. Das erfordert das 

Beherrschen der Marktkommunikation, welche durch den Austausch 

von bundesweit einheitlich festgelegten Nachrichten (derzeit im EDIF-

ACT-Format) unter Beachtung der dafür auch erlassenen Kommuni-

kationsregeln und Verwendung der ebenfalls einheitlich festgelegten 

Identifikationen der Marktpartner und der zu sendenden Datenpakete 

erfolgen muss. Die Kommunikationsregeln sowie die Festlegungen der 

Geschäftsprozesse, Nachrichten und Identifikationen bilden zusammen 

eine Version des Regelwerkes für die Marktkommunikation. Alle Markt-

beteiligte müssen diese Regelwerke bei sich umsetzen, zeitgerecht 

deren Verwendung in den IT-Systemen ermöglichen und im Dauerbe-

trieb die aktuelle Version der Marktkommunikation beherrschen können. 
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Die Fähigkeit des Beherrschen einer Marktkommunikation sollte geprüft 

und testiert werden, damit sicher ist, dass der jeweilige Marktteilneh-

mer markttaugliche Einrichtungen hat, die von entsprechend einge-

wiesenem Personal im 24h/7d-Betrieb bestimmungsgemäß genutzt 

werden. Diese Prüfungen sollen mittels Referenzanlagen markteinheit-

lich in automatisierter Weise vor Inbetriebnahme einer neuen Version 

der Marktkommunikation flächendeckend erfolgen. Eine Teilnahme an 

der Marktkommunikation sollte an das Bestehen vorgenannter Prü-

fungen geknüpft werden, damit sich alle im Markt darauf verlassen und 

berufen können, dass ihre Nachrichten von den anderen Marktteilneh-

mern verstanden und bestimmungsgemäß umgesetzt werden. Nur so 

besteht ein Schutz der erheblichen Investitionen in die IT-Systeme bei 

den Marktbeteiligten. 

Wegen der im realen Betrieb unvermeidbaren Störungen der Marktkom-

munikation müssen rasch durch Nutzung einer Referenzanlage in einem 

automatisierten Verfahren die Orte von Störungen (die entsprechenden 

IT-Systeme bei den Marktbeteiligten) erkundet, eingegrenzt bzw. aus 

dem Marktgeschehen herausgenommen und die Störungsursache(n) 

festgestellt werden. Nach Beseitigung der jeweiligen Störungsursachen 

sollte die wieder erlangte Markttauglichkeit durch Wiederinbetriebnah-

meprüfungen an einer Referenzanlage festgestellt und testiert werden. 

Genauso wie ein Marktausschluss muss auch die Wiederinbetrieb-

nahme eines Marktbeteiligten dem Markt geeignet mitgeteilt werden. 

Eine Zustandsanzeige mit einer globalen Sicht auf die bei den einzelnen 

Marktbeteiligten aktuell genutzte Version der Marktkommunikation 

sollte ermöglicht werden und den Marktteilnehmern online zugänglich 

sein.

4.2.1	 Verlässlichkeit

Derzeit gibt es keine verbindliche Prüfung der Markttauglichkeit, keine 

für solche Zwecke anerkannten Referenzanlagen und auch kein Ver-

fahren, Störungsursachen bei der Marktkommunikation unverzüglich 

und neutral durch eine dafür akzeptierte Instanz (maschinell und als 

Rechtsperson) feststellen zu können. Die definierten Fehlermeldungen 

betreffen nur Verletzungen des Formats und der Verbandsfestlegungen 

für die Nachrichten. Es gibt keine Übersicht, welche Marktbeteiligten 

die aktuelle Version der Marktkommunikation vollständig beherrschen 

und tatsächlich im 24h/7d-Betrieb in automatisierter Form nutzen. 

Marktausschlüsse sind nicht üblich. Wiederinbetriebnahmeprüfung sind 

nicht vorgeschrieben und deshalb zur Zeit auch nicht üblich, obwohl 

durch fehlerhafte Marktkommunikation alle Marktbeteiligten erheb-

lichen Mehraufwand haben. Die Marktbeteiligten sind nur gehalten, 

Fehler dem Sender solcher als fehlerhaft erkannten (oder vermuteten) 

Nachricht zurückzumelden. Eine Dokumentation zum Erkennen unzurei-
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chender Festlegungen in der Marktkommunikation und immer wieder-

kehrender Störungen / Fehler gibt es nicht. Mehraufwendungen infolge 

fehlerhafter Marktkommunikation oder fehlerhafter Daten muss bisher 

jeder Marktteilnehmer hinnehmen. 

4.2.2	 Versionsmanagement

Änderungen einer in Betrieb befindlichen Version der Marktkommuni-

kation können durch Änderungen im Markt, bei der Technik und auch 

durch regulatorische Eingriffe erforderlich werden. Dazu müssen bei 

den Marktbeteiligten Änderungen in ihren IT-Systemen und in deren 

Nutzung durchgeführt werden. Das Verfahren dafür ist nicht abge-

stimmt und rechtlich abgesichert, obwohl zeitliche und finanzielle 

Aufwendungen in erheblichen Umfang damit verbunden sind. Eine neu 

verordnete Version der Marktkommunikation muss zu einem vorgege-

benen, administrativ festgesetzten Termin von allen Marktbeteiligten 

beherrscht werden. Für den Umgang der beim Start einer neuen Ver-

sion der Marktkommunikation oder beim Betrieb in den Verordnungen 

entdeckten Unzulänglichkeiten/Fehler gibt es kein rechtlich abgesicher-

tes Regelwerk, wie solche Fehler zu behandeln sind. Jeder Marktbetei-

ligte muss die Aufwendungen solcher Fehlerkorrekturen selbst tragen, 

unabhängig davon, wer den Fehler verursacht hat. Die Terminvorgaben 

für den Startzeitpunkt einer dann einheitlich zu nutzende Version der 

Marktkommunikation richten sich bisher nicht an den notwendigen 

Änderungs- oder Fehlerbeseitigungsmaßnahmen und werden auch 

nicht auf Einhaltung kontrolliert. Die Aufwärtskompatibilität von Ände-

rungen ist bisher nicht Ziel und wird auch nicht geprüft. Eine Instanz, 

die bei fehlender Aufwärtskompatibilität den Zeitpunkt des Versions

überganges und den Zeitbereich der in diesem Falle notwendigen 

Marktunterbrechung festlegt, gibt es derzeit nicht.

4.2.3	 Verwendung / Schnittstellen

Jede  in der Bundesrepublik Deutschland von der BNetzA festge-

legte Version der Marktkommunikation ist eine Vorgabe, die nur für 

Deutschland Gültigkeit hat. Sie ist in Deutsch formuliert und ist für 

grenzüberschreitend notwendige Geschäftsprozesse nicht gedacht und 

dafür auch nicht gemacht. Bisher sind die Vorgaben für die Marktkom-

munikation noch spartenspezifisch (Gas, Strom). Für andere Medien 

(Fernwärme, Wasser, etc.) gibt es keine Festlegungen. Die Versions-

vorgaben sind noch nicht rechnerlesbar und automatisiert umsetzbar 

hergestellt. Die in den Datenströmen  notwendigen Identifikationen von 

Marktteilnehmern und/oder der Datenelemente (z. B. Zählpunkte) sind 

auch berechtigten Marktbeteiligten nicht allgemein und jederzeit öffent-
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lich zugänglich. Die Nachführung der Stammdaten erfolgt bisher nicht 

in Echtzeit. Damit sind Verarbeitungsspitzen oder auch fehlerhafte, 

weil nicht rechtzeitig nachgeführte Stammdaten unvermeidlich. Bisher 

gibt es keine Institution oder Einrichtung, welche zum Ziel hat, eine 

Qualitätsverbesserung bei den über die Marktkommunikation ausge-

tauschten Daten zu erreichen und eine einmal erreichte Qualität beibe-

halten zu können. Die Mehraufwendungen für die Bearbeitung qualitativ 

unzureichender Daten trägt bisher der Empfänger solcher Daten und 

nicht der Marktteilnehmer, der diese Daten sendet.  

Der Datenfluss zwischen den Marktteilnehmern muss diskriminierungs-

frei erfolgen. Die derzeit dafür verwendeten EDIFACT-Nachrichten sind 

definiert und werden über E-Mail versandt:

MSCONS Zeitreihen und Zähler- / Registerstände

CONTRL Empfangbestätigung

APERAK Fehlermeldung, aber noch keine Verarbeitungsbestätigung

UTILMD Stammdaten, genutzt für den Lieferantenwechsel

INVOIC Rechnungen

REMADV Übermittlung von Zahlungsavisa

REQDOC Datenanforderung (für MSCONS-Nachrichten)

Tabelle 2: 	EDIFACT Formate im Strommarkt

4.2.4	 Sicherheit

Weder die Datensicherheit noch der Datenschutz sind bei der Markt-

kommunikation marktweit einheitlich geregelt, noch wird die Einhaltung 

von an sich über andere behördliche Stellen oder gesetzliche Vorgaben 

vorhandenen Regelungen überprüft und durchgesetzt. Das gilt auch 

für die nachgeschaltet eingebundenen IT-Systeme bei den Marktbe-

teiligten. Bei diesen Systemen kommt noch das Risiko hinzu, dass 

die innerbetriebliche Datenverwendung, der mobile Zugang und die 

Verwendung mobiler Datenspeicher, sowie der Zugang durch Service-

kräfte oder über Dienstleistungen oft unzureichend gesichert ist und 

hier keinerlei Prüfungen stattfinden. Die Energiedaten müssen aber als 

besonders schutzwürdig eingestuft werden, weil mit diesen Daten beim 

Einsatz von Mustererkennungssoftware sehr weitgehend die Leben-

sumstände von Personen und die Geschäftstätigkeit von Unternehmen 

ausgeforscht werden können. Allein schon eine sehr einfach möglich 

Leerstandsermittlung kann kriminellen Elementen in völlig unzulässiger 

Weise Strafdaten erleichtern. Deshalb muss noch geprüft werden, ob 

nicht weitergehende, direkt an der Datenverwendung eingreifende 

Schutzmaßnahmen erforderlich sind, weil das Schadenspotential durch 

eine Verweigerungshaltung der Energiekunden angesichts der immen-

sen Herausforderungen in der Energie- und Klimapolitik auch extrem 
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hoch ist. Die Gefahr, dass eine durch Nachlässigkeit beim Datenschutz 

entstehende Ablehnung aller Neuerungen breite Bevölkerungsschichten 

erfasst und so die an sich notwendigen Maßnahmen unterbindet, ist 

sehr groß. Selbst eine schlagartig eintretende Unbrauchbarkeit sämt-

licher bereits getätigter Investitionen muss  befürchtet werden.

4.2.5	 Betrieb

Die Verlässlichkeit und permanente Nutzbarkeit der Marktkommuni-

kation wird derzeit nicht überwacht. Die an sich auch  für eine Fertig-

meldung auf Anwendungsebene gedachte Nachricht APERAK, welche 

bei dem betrachteten Geschäftsprozess dem Sender einen Verantwor-

tungsübergang auf den Empfänger zurückmelden soll, ist nicht vor-

geschrieben und wird deshalb derzeit nicht genutzt. Die Verwendung 

von Mails für den Nachrichtenaustausch hat den Nachteil, dass der 

Nachrichtentransport damit nicht zeitlich und auch nicht mit Prioritäts-

vorgaben steuerbar ist. Der Zeitpunkt des Eintreffens einer Nachricht 

beim Empfänger kann daher nicht vorhergesagt werden. Nur wenn 

der Sender längere Zeit die vorgeschriebene  CONTRL-Nachricht als 

Empfangsquittung zu seiner Sendung nicht erhält,  muss von ihm eine 

Störung seiner eigenen Sendung, des Übertragungsweges oder beim 

empfangenden IT-System vermutet und durch anderweitigen (meist 

telefonischen) Kontakt dieser Vermutung nachgegangen werden. Die 

damit möglicherweise auftretenden Wartezeiten können – in zeitlicher 

Hinsicht betrachtet – das Gesamtgebäude der momentanen Markt

kommunikation für zeitlich fixierte Abläufe (z. B. für die zeitgerechte 

Bilanzierung) unbrauchbar machen. 

4.2.6	 Massenverarbeitung

Bei der dringend notwendigen Verfolgung des energie- und umwelt-

politischen Zieles der Energieeffizienzerhöhung und der Durchsetzung 

des Paradigmenwechsels bei der Netzregelung hin zu einer Zielfunktion 

mit vorrangiger Verwendung zufließender erneuerbarer Energie wird es 

unabdingbar notwendig, dass energieerzeugende und energieverwen-

dende Einrichtungen bei den Energiekunden (am besten mittels lokal 

arbeitender Energieassistenzsystemen) über Nachrichtenwege und 

einer entsprechend auszuweitenden Marktkommunikation mit Energie-

assistenzsystemen der übrigen Marktbeteiligten verbunden werden. 

Das ergibt eine gegenüber dem jetzigen Umfang an Sendern und 

Empfängern extreme Ausweitung und macht noch viel mehr als bisher 

schon eine Automatisierung notwendig. Ein solches Gesamtsystem 

kann ohne ein professionell durchgeführtes Versionsmanagement und 

ohne die angeführten Prüfungen und Referenzanlagen nicht vernünftig 
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oder den Notwendigkeiten entsprechend betrieben werden. Das gilt 

auch für die beim Kunden lokal in seinen Einrichtungen durchzuführen-

den Maßnahmen, die ohne eine weitgehende Standardisierung weder 

finanziell tragbar noch technisch sinnvoll im notwendigen Umfang zu 

realisieren sind. Wegen der Ausbreitung der Marktkommunikation bis 

zu den Energiekunden muss mit einer ansteigenden und dann hohen 

Änderungsfrequenz bei den Versionen infolge auch zunehmender 

Geschäftsmodellen und neuen Marktgegebenheiten gerechnet werden. 

Damit wird die relativ unhandliche und sehr starre EDIFACT-Nutzung 

hemmend für diese Entwicklung und der Aufwand wird sich stark erhö-

hen. Ein Wechsel auf eine XML-basierte Marktkommunikation ist dann 

unumgänglich und muss über eine Versionsänderung marktweit vollzo-

gen werden.

4.2.7	 Vollständigkeit

Bisher ist für die Energiekunden noch keine Einbindung in die Markt-

kommunikation vorbereitet. Einzig die Übertragung der Zählerstände 

von den neu einzubauenden kommunikativen Zähler ist angedacht. 

Aber auch da fehlen bisher die Geschäftsmodelle und damit auch die 

Geschäftsprozesse. Damit ist offen, zu welchem Zweck, zu welchen 

Zeitpunkten und wie zeitlich synchronisiert welche Marktbeteiligten 

Zählerstände abrufen (dürfen). Die Energiekunden selbst könnten 

– entsprechende Energieassistenzsysteme vorausgesetzt – vor Ort 

Auswertungen von Daten vornehmen. Sie könnten Zählerstände und 

Messgrößen aus den neu einzubauenden Messeinrichtung als Ein-

gangsgrößen für kundeneigene leittechnische Anwendungen einsetzen 

und zusammen mit Rückmeldungen bzw. Steuerungs- und Regelungs-

vorgaben von Energieassistenzsystemen der Marktpartner bei sich z. B. 

auch als Führungsgröße für ihre eigene Energieerzeugung und für ihre 

Energieverwendung nutzen. Erst dieser Ausbau zu einem Netzwerk 

der Energieassistenzsysteme bringt die unerlässliche Energieeffizienz-

verbesserung, welche lokal dem Kunden weiterhin die erforderliche 

Lebensqualität und global den sorgsameren Umgang mit den Ressour-

cen ermöglicht. Eine immer wieder angesprochene Beobachtbarkeit der 

Energiedaten auf  irgendwelchen Displays oder auch über Webportale 

durch die Energiekunden geht an der Lebenswirklichkeit der Bevölke-

rung schlicht vorbei. Eine darauf beruhende Erwartung größerer Ände-

rungen im Verhalten breiter Bevölkerungsschichten muss als fraglich 

eingestuft werden.   
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4.2.8	 Kommunikation mit dem Kunden

Für die Nutzung der grundsätzlich bidirektional notwendigen Anbin-

dung der Systeme bei den Kunden (u. a. der digitalen, kommunikativen 

Zähler), genutzt also auch in Richtung zu den Systemen der Kunden, 

gibt es derzeit so gut wie keine Überlegungen und deshalb auch 

keine markteinheitlichen Vorgaben. Es gibt auch keine Festlegungen, 

welche Dokumentationen vor Ort für die Energiekunden einsehbar sein 

müssen, damit diese jederzeit erkennen können, welcher Marktbetei-

ligte wann bei ihnen Daten abholt oder steuernd eingreift. Aber nur mit 

einer standardisierten Ausprägung einer umfassenden Einbindung der 

Energiekunden können die (allerdings unpräzise formulierten) gesetz-

lichen Vorgaben nach dem „Widerspiegeln des tatsächlichen Energie-

verbrauchs und der tatsächlichen Nutzungszeit“ (Zitat aus dem Geset-

zestext, siehe auch 1.1.4) sowie die gravierenden Änderungen beim 

Einhalten des Leistungsgleichgewichts im Rahmen der Systemdienst-

leistungen der Netzbetreiber angegangen werden.

Was auch hinzu kommen muss, sind prioritätsgesteuerte Außerbetrieb-

nahmen von Verbrauchseinrichtungen bei den Kunden, um Netzeng-

pässe umgehen zu können. Nach dem Beheben solcher Situationen 

oder beim Wiederaufbau des Netzes nach Ausfällen der Versorgung 

wird es genauso eine prioritätsgesteuerte Wiederinbetriebnahme 

geben müssen. Mit solchen Maßnahmen können dann z. B. Kranken-

häuser, Verkehrsampeln und ähnliches bevorzugt behandelt werden. 

Diese Überlegungen zu den Systemdienstleistungen der Netzbe-

treiber müssen mit den Lieferverpflichtungen der Lieferanten ihren 

Kunden gegenüber durch vertragliche Regelungen in Übereinstimmung 

gebracht werden. Sie haben ggf. einen  finanziellen Ausgleich durch 

eine entsprechend zu gestaltende Anpassung der Netznutzungsent-

gelte zur Folge. 

4.2.9	 Verarbeitung der Daten generell / Datenschutz /Isochronität

Bei sämtlichen Datenspeicherungen in den Einrichtungen der Markt-

beteiligten muss sichergestellt werden, dass Archivierungsvorschriften 

und die einschlägigen Regeln der Verarbeitung von Daten wie auch 

sonst im rechnergestützten Geschäftsbetrieb in prüfbarer und testier-

barer Weise eingehalten werden. Bei den abrechnungsrelevanten Daten 

muss es dem Energiekunden einfach möglich sein, die auf dem Weg zu 

seinen Einrichtungen unverfälschte und dann auch ordnungsgemäße 

Verwendung dieser Daten in seiner Energieabrechnung überprüfen zu 

können. Bei allen Verarbeitungen der Kundendaten muss eine geeig-

net eingeholte Zustimmung der Energiekunden vorhanden sein. Das 

gilt auch für die Erfüllung der Geschäftszwecke der Marktbeteiligten, 

z. B. für die Ermittlung der Daten für die Rechnungsstellung erbrachter 
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Leistungen. Selbst bei vertraglich  zugestandenen Datenkommunikati-

onen muss der Kunde diese Kommunikation bei sich jederzeit kontrol-

lieren und  einfach unterbrechen können.

Isochronität – also das Sicherstellen gleicher Zeitbasis in allen Orten 

des Energiemarktes, in denen zeitbezogen Verarbeitungen durchge-

führt werden – ist bisher als wichtiger Punkt nicht erkannt. Es wird als 

Selbstverständlichkeit angenommen, dass alle Einrichtungen „automa-

tisch“ exakt die selbe, sogar die amtliche Uhrzeit, als Zeitbasis haben. 

Dies ist eine falsche Annahme. Auch bei der Unterstützung örtlicher 

Zeitführungen durch Zeitnormale (z.B. durch den Empfang des Lang-

wellensenders DCF 77) kann infolge länger andauernden Empfangs-

problemen, durch Einstreuungen u.ä. die örtliche Zeitbasis deutliche 

Abweichungen zur amtlichen Uhrzeit aufweisen. Bei der Bestimmung 

der Energiemengen in den festgelegten Zeitintervallen führt das dann 

zur Verfälschung. Bei mehr als einer Messeinrichtung (z.B. Haupt- und 

Kontrollzähler) an einer Messstelle muss zudem immer eine Abwei-

chung um einen Zählimpuls zwischen den beiden Messeinrichtungen 

einkalkuliert werden. Zahlenvergleiche, die diesen Effekt nicht berück-

sichtigen, signalisieren dann zu Unrecht Fehler in der Erfassung.

4.3	 Aufteilung in Marktrollen versus Effektivität

In der jetzigen Marktrollenaufteilung wird davon ausgegangen, dass 

der Messstellenbetreiber oder der Messdienstleister für die Ablesung 

und Datenweitergabe an die Berechtigten verantwortlich ist. Wenn der 

Lieferant unterjährige Ablesung vereinbart oder einen lastvariablen 

Tarif anbietet, bei dem die Tariffierung nicht im Zähler erfolgt, ist eine 

Fernablesung der Zähler nötig. Die bisher in Deutschland eingesetzten 

Zähler werden bisher aber vor Ort entweder durch den Kunden selbst 

oder durch den Messdienstleister abgelesen. Somit müssen sich die 

Marktakteure in naher Zukunft mit dem Aufbau einer Kommunikation 

von den einzelnen Zählgeräten zu den Leitstellen der Netzbetreiber 

befassen. Wenn eine spartenübergreifende Ablesung (Strom und Gas 

und ggf. weitere Sparten) erfolgen soll (was aus Effizienzgründen erfol-

gen sollte), ist zusätzlich ein Datensammler vor Ort nötig. Ein Ansatz ist 

der vom VDE FNN beschriebene MUC [HP09]. Ungeklärt ist allerdings 

die Frage, welcher Marktrolle dieser MUC bei einer spartenübergrei-

fenden Ablesung gehören soll. Dies kann der Stromnetzbetreiber, der 

Gasnetzbetreiber, der Strommessdienstleister oder der Gasmessdienst-

leister sein. Wenn allerdings an den Messstellen der Wettbewerb greift 

und neben einem Lieferantenwechsel auch ein Messstellenbetreiber-

/ Messdienstleisterwechsel bei den verschiedenen Sparten beginnt, 

scheint die Konfusion über die Eigentumsfrage des MUC vorprogram-

miert. 
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Durch das derzeit gültige Marktmodell in Deutschland ist es schwie-

rig hier eine Lösung zu finden. Es scheint, dass sich der Gesetzgeber 

durch die vielen Marktrollen zumindest in dem Bereich der Effektivität 

bei der Datenbereitstellung und in den eindeutigen Zuständigkeiten 

für die Investitionen in die dafür nötige Infrastruktur in eine Sackgasse 

manövriert hat. Hier wäre die Rückführung auf eine klare Verantwor-

tung für die Datenbereitstellung an die Marktteilnehmer durch die 

Verteilungsnetzbetreiber ein überdenkenswerter Ansatz. Diese könnten 

sich in einem Unterauftragsverhältnis eines externen Kommunikations-

dienstleisters bedienen, der jedoch nicht in einer eigenen Marktrolle 

auftritt. Hier würde der gesamtvolkswirtschaftlich fragwürdige Paralle-

laufbau von unterschiedlichen Kommunikationsnetzen vermieden. Des 

Weiteren wäre zu hinterfragen, ob man ein effizienter Messdienstleister 

im Sinne der BNetzA wäre, wenn man ein komplett eigenständiges 

Kommunikationsnetz aufbaut, um ggf. einen (!) abrechnungsrelevanten 

Messwert pro Jahr bzw. Monat abzulesen.

Zusammenfassend muss die Frage gestattet sein, ob die Vielzahl der 

Marktrollen nicht das Haupthindernis für die Einführung neuer Messsys-

teme sind und ob eine Verringerung der Marktakteure hier nicht mehr 

bringt?

4.4	 Institution für die Vorgabe des gesamtwirtschaftlichen 
Optimums aus Smart-Grid-Sicht

Die kommunikativen Zähler werden für die zukünftigen Anwendungen 

in Smart Grids die Basisdaten liefern. In der gesamten Diskussion 

um Smart Grids, Smart Distribution und Smart Metering ist ein zen-

trales Thema aber noch nicht gelöst worden. Wer wird bei den vielen 

Marktrollen festlegen, wo das gesamtwirtschaftliche Optimum zwischen 

Netzauslastung, Einspeisung dezentral erzeugter erneuerbarer Ener-

gien und Energieabnahme durch den Energiekunden liegt, siehe Bild 

14. Wer erhält die Berechtigung, Kraftwerke und Einspeiser vom Netz 

zu nehmen und Energiekunden eine Lastbeschränkung zu verordnen? 

Da jede Marktrolle ihre eigenen Interessen verfolgt, ist hier eine unab-

hängige Institution nötig, die Durchgriff auf alle beteiligten Marktakteure 

erhält. Des Weiteren sprechen derzeit einige gesetzliche Vorgaben 

gegen eine dynamische Regelung der verschiedenen Marktakteure. 

Diese Fragestellung ist in die Begleitforschung der E-Energy Studien 

mit eingeflossen. Ein Lösungsansatz ist derzeit noch nicht in Sicht.
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Bild 14: 	 Aufteilung der 

Marktrollen versus 

wirtschaftliches 

Gesamtoptimum

4.5	 Vertragsbeziehungen

Mit den in Kapitel 2 beschriebenen Marktrollen ergibt sich ein breites 

Geflecht von Vertragsbeziehungen zwischen den einzelnen Marktteil-

nehmern, siehe Bild 15.

Aus Sicht des Smart Metering gibt es aber keine allein verantwortliche 

Rolle für die Messung. Der Netzbetreiber tritt immer dann in Aktion, 

wenn keine anderweitigen Vereinbarungen getroffen sind. Somit ist 

es schwer eine Investition mittelfristig abzusichern, was die derzei-

tige Zurückhaltung der meisten Marktteilnehmer, Investitionen in neue 

Zähler zu tätigen, erklärt.

Bild 15:	 Vertragsbeziehungen 

zwischen den Markt-

partnern
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4.6	 Investor und Nutznießer getätigter Investitionen in 
unterschiedlichen Rollen

Ein Hauptproblem der derzeitigen Situation ist die Tatsache, dass die 

verschiedenen Marktakteure unterschiedlich von der Einführung eines 

kommunikativen Zählers profitieren. Der Netzbetreiber kommt nach den 

gesetzlichen Anforderungen zweifellos ohne eine Fernauslesung aus. 

Ebenso benötigt er keine Fernabschaltung und keine Lastbeschränkung. 

Die derzeitigen Entwicklungsstadien der Geräte der Zählerhersteller bestä-

tigen diese Entwicklung. Exemplarisch sei hier der EDL-Zähler genannt.

Problematisch ist aber, dass der Netzbetreiber in seiner Rolle als Mess-

stellenbetreiber quasi in Vorleistung gehen muss, was die Ausstattung der 

Messstellen mit neuen Zählern betrifft. Er trägt die Investition und auch 

das Risiko, hat aber keine Garantie, dass beim nächsten Lieferanten- oder 

Anschlussnehmerwechsel die von ihm bereitgestellte Technik weiterver-

wendet wird. Hinzu kommt, dass die neuen Zähler gegenüber den Ferra-

riszählern nur die halbe Eichzeit haben, was die Kosten beim Messstel-

lenbetreiber zusätzlich nach oben treibt. Die Gefahr von „stranded invest-

ments“ ist hier offenkundig. 

Hauptnutznießer der kommunikativen Zähler und deren Möglichkeiten 

hinsichtlich Angebote zeit- und lastvariabler Tarife und anderer Energie-

dienstleistungen ist jedoch der Lieferant. Dieser kann aber aus seiner 

Rolle heraus auch nur auf Wunsch des Anschlussnehmers und nach 

Bestellung beim Netzbetreiber kommunikative Zähler in seinen Produkten 

anbieten. Nimmt der Anschlussnehmer das Angebot nicht an, bleibt an 

der Zählstelle vorerst alles beim Alten. Eine Übergabe des Messwesens 

an den Lieferanten scheint aber aus Marktrollensicht heraus ebenfalls 

nicht sinnvoll, da dann mit jedem Lieferantenwechsel ein Messstellen-

betreiberwechsel und damit evtl. ein Gerätewechsel einhergeht. Diese 

Vorgehensweise dürfte den Energiekunden wenig begeistern und einem 

Wettbewerb eher hinderlich sein.

Ebenso stellt sich die Frage, ob der Energiekunde mit der gesetzlichen 

Möglichkeit einer monatlichen Abrechnung tatsächlich in die Lage versetzt 

wird Energie einzusparen, oder ob die Information für eine sinnvolle Ver-

brauchssteuerung nicht zu spät kommt. Eine Verhaltensänderung bedingt 

eine zeitnahe Information. Die gesetzlichen Vorgaben scheinen hier nicht 

auszureichen. 
Es erscheint in diesem Zusammenhang mehr als fraglich, ob bei einer 

Markteinführung kommunikativer Zähler, die im Wesentlichen auf dem 

Wunsch des Anschlussnehmers basieren die Klimaziele der Bundesre-

gierung zu erreichen sind. Marktstudien zufolge interessiert sich nur ein 

kleiner Bruchteil der Bevölkerung für die kommunikativen Zähler, voraus-

gesetzt, dass diese zu keinen nennenswerten Mehrkosten führen. Die 

vollständige Liberalisierung des Messwesens und die gleichzeitig politisch 

gewollte möglichst flächendeckende Einführung von Smart Metering 

stehen sich also konträr gegenüber.
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Die Erfahrungen in den Niederlanden haben gezeigt, dass die vielen 

unterschiedlichen Marktrollen, die sich um die Zählstelle bewegen, von 

den Energiekunden nicht mehr verstanden wurden und die Geschäfts-

prozesse im Chaos endeten. Das hat dort dazu geführt, dass der Netz-

betreiber wieder als allein Verantwortlicher für die Messstelle eingesetzt 

wurde. Mit diesem Wissen stellt sich die Frage, ob in Deutschland 

der gleiche Prozess durchlaufen werden muss, oder ob nicht einige 

Marktrollen zuviel im Spiel sind, die bis heute keine Verbesserung 

gebracht haben. Wohlgemerkt beträgt der Preis des Messstellenbe-

triebs und der Messung deutlich unter 20 € / Jahr. In wie weit hier eine 

hohe Bereitschaft der Energiekunden besteht, mehrere Verträge mit 

unterschiedlichen Dienstleistern abzuschließen, wird die Marktentwick-

lung zeigen.

4.7	 Markthemmnisse

Wie schon im Resümee aufgeführt, bestehen im wesentlichen in drei 

Bereichen Hemmisse, welche die flächendeckende Einführung des 

Smart Metering und damit des Smart Grid verzögern. Die drei Bereiche 

betreffen die eingesetzte Technik, die gesetzgeberischen Grundlagen 

und der betriebswirtschaftliche Ansatz.

Seitens der Technik besteht derzeit noch Unsicherheit im Markt 

welches die richtige Technik für einen Roll-out ist.

	 Es fehlt ein Standard, der dafür sorgt, dass Geräte funktional aus-

tauschbar sind und damit das Risiko minimiert wird, eine falsche 

Investition getätigt zu haben. Es gibt zwar durchaus Ansätze zur Ver-

einheitlichung wie z.B. den MUC oder den OMS Standard, allerdings 

tun sich hier dann etwa beim Multi-Spartenbetrieb (Elektro, Gas, 

Wasser) Fragen auf, welche Sparte für den MUC verantwortlich ist.

	 Für den Bereich der Hardware-Kommunikation werden derzeit eben-

falls noch verschiedene Optionen diskutiert, welche Geschwindigkeit 

notwendig und welche Datenmengen transportiert werden müssen.

Im gesetzgeberischen Bereich behindern die folgenden Punkte den 

Roll-out des Smart Metering:

	 Der Kunde kann den Einbau des Zählers ablehnen bzw. wenn z.B. 

ein Neubau nach einiger Zeit als Bestand angesehen werden kann, 

kann der neue Zähler auch wieder gegen einen günstigeren her-

kömmlichen Zähler ausgetauscht werden.

	 Die Netzbetreiber hat derzeit keine Investitionssicherheit bei einem 

Roll-out von Smart Meters. Wie oben erwähnt, kann der Kunde 

ablehnen bzw. seinen Zähler tauschen lassen wenn er den Anbieter 

wechselt. Weiterhin dürfen Mehrkosten nicht auf den Kunden umge-

legt werden.
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	 Der Einbau neuer Zähler ist nicht verpflichtend im Gesetz vorge

geben. „Messstellenbetreiber haben seit dem 01. Januar 2010 beim 

Ersatz bestehender Messeinrichtungen solche Messeinrichtungen 

einzubauen, die dem jeweiligen Anschlussnutzer den tatsächlichen 

Energieverbrauch und die tatsächliche Nutzungszeit widerspiegeln.“ 

– dies ist auch mit einem herkömmlichen Ferrais-Zähler machbar.

	 Mit der aktuellen Gesetzeslage bzw. den Vorgaben der PTB ist es 

schwierig flexible, zeitabhängige Tarife zu implementieren. Entweder 

muss die Tariffierung im Zähler erfolgen, d.h. es müssen dynamisch 

in alle betroffenen Zähler immer wieder die neuen Tarifstrukturen 

geladen werden, oder es muss derzeit die komplette Verarbeitungs-

kette bis hin zum Abrechnungssystem durch die PTB geeicht sein. 

Die Eichung bedeutet, dass keine weiteren Eingriffe (z.B. Wartung) 

am System vorgenommen werden dürfen.

	 Nicht zu letzt sind die offenen Fragen in Sachen Datenschutz zu 

nennen. Unterschiedliche Interpretationen des Datenschutzes in den 

einzelnen Bundesländern erschweren eine einheitliche Auslegung der 

Anforderungen an den Datenschutz. Darüber hinaus können wesent-

liche Aufgaben des Smart Grid unter den heutigen Datenschutzan-

forderungen nicht oder nur eingeschränkt umgesetzt werden.

Es gibt also noch einige Bereiche wo die aktuelle Gesetzgebung weiter-

entwickelt werden muss.

Im betriebswirtschaftlichen Bereich ist der Business case für die Netz-

betreiber derzeit i.d.R. negativ:

	 Durch die aktuelle oben beschriebene Rechtslage ist für die Netzbe-

treiber nicht sichergestellt, dass sie ihre Investitionen wieder erwirt-

schaften können. Da es sich bei den Netzbetreibern um wirtschaft-

lich mit Gewinnerwartung agierende Unternehmen handelt, ist dies 

der wichtigste Grund aus Sicht der Netzbetreiber bei Smart Meter 

Roll-out zurückhaltend zu sein.

	 Die Kosten für die Installation einer Smart Metering Infrastruktur kann 

nur sehr beschränkt auf die Kunden umgelegt werden. Die Kalkula-

tion seitens der BNetzA beruht auf der bisher eingesetzten Technik 

der Ferrariszähler bzw. einfacher statischer Zähler. Die neu einzuset-

zende Technik ist sowohl von den Zählern her wesentlich hochwer-

tiger (bi-direktionale Kommunikation, Multi-Tarif etc.) aber es kommt 

ja auch mit der Kommunikation und der nachgelagerten Datenverar-

beitung eine komplett neue Infrastruktur hinzu. 
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5	 Kommunikationsstandards für 
Zähler und Hausautomatisierung, 
Kundenerzeugungsanlagen,  
Datenverarbeitungssysteme

5.1	 Übersicht über AMI (Advanced-Metering-Infrastruktur) 
und die Komponenten eines Smart Energy Systems

Die einzelnen „Bausteine“ eines Smart Energy Systems beinhalten 

ein Smart Home, Smart Metering und ein Smart Grid. Die einzelnen 

Bausteine kommunizieren bidirektional über kurze wie auch sehr lange 

Strecken. Hierbei wird unterschieden in:

	 Primärkommunikation: vom Zähler bis zu einem Gateway

	 Sekundärkommunikation: von einem Gateway zum Smart Home

	 Tertiärkommunikation: von einem Gateway bis zum IT System des 

Messstellenbetreibers

Je nach Übertragungsstrecke und vorhandenen Gegebenheiten 

kommen drahtlose und/oder drahtgebundene Technologien zum Ein-

satz. 

Das folgende Bild 16 gibt eine Übersicht über die verschiedenen 

Komponenten im Bereich Smart Metering. Jede Komponente hat eine 

Schnittstelle mit den benachbarten Komponenten. Innerhalb jeder 

Komponente gibt es verschiedene Geräte, die auch untereinander 

kommunizieren.

Bild 16:	 AMI-Strukturbild
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Die einzelnen Komponenten werden in den folgenden Unterkapiteln im 

Detail beschrieben. Hier nur eine kurze Beschreibung über die beinhal-

teten Geräte der Komponenten:

	 Home Automation Netzwerk, „HAN“ (Smart Home)

	 Smart Metering

	 Fernkommunikation (Public / Private Wide Area Network) „WAN“

	 IT-Netzwerk des Messstellenbetreibers, „LAN“

Diese verschiedenen Baugruppen erlauben im ersten Schritt:

	 Daten zu erfassen, 

	 Geräte zu überwachen und

	 Geräte zu steuern

Im zweiten Schritt werden die Daten analysiert und an andere Systeme 

weitergeleitet. Die Daten werden in verarbeitbare Information umge-

wandelt und das Netz wird „smart“ -> erster Schritt zum Smart Grid. 

5.2	 Primärkommunikation: Kommunikation der Zähler mit 
Datenkonzentratoren 

In der Smart Metering Kommunikationsinfrastruktur, bedeutet die 

Primärkommunikation die Verbindung von  Zählern zu Gateways bzw. 

Datenkonzentratoren. Bei der Nahfunk-Kommunikation ergibt sich 

die Zuordnung der Zähler zum Gateway/Datenkonzentrator aus der 

Erreichbarkeit bzw. Entfernung der Geräte. Dabei können Repeater zur 

Erhöhung der Reichweiten eingesetzt werden. Bei einer Drahtverbin-

dung vom Zähler zum Gateway/Datensammler ist die Erreichbarkeit der 

Zähler immer geben. Jedoch ist der Installationsaufwand erheblich.  Bei 

der Verwendung von PLC bzw. Breitband PLC werden die Zählerdaten 

an einen PLC Datenkonzentrator, üblicherweise in der Transformator-

Station installiert, kommuniziert. Somit können alle Zähler/Gateways, 

die auf dem Leitungsstrang des Trafos hängen, empfangen werden. 

Wichtig für die Auswahl des richtigen Mediums ist:

	 Zuverlässigkeit und Erreichbarkeit

	 Geschwindigkeit im Aufbau der Verbindung (Spontan-Abfrage und 

Befehlsübertragung)

	 Montageaufwand

	 Unterhaltungsaufwand

	 Übertragungshäufigkeit

	 Übertragungsqualität

Die Übertragungsgeschwindigkeit und Bandbreite spielt für Smart 

Metering aus Billing-Sicht eine untergeordnete Rolle und wird wahr-
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scheinlich erst für zukünftige Zusatzdienste wichtig. Betrachtet man 

jedoch Smart Metering als Bestandteil von Smart Grid, so ist die 

Übertragungsgeschwindigkeit der wesentliche Faktor. Die ausgewählte 

Kommunikation muss aber diesen zukünftigen Anforderungen genügen.

5.2.1	 Zähler und Datensammler

In diesem Bereich befinden sich die Zähler, Gateways, Datenkon-

zentratoren und Kommunikationsmodule. Bei den Zählern existieren 

zwei Arten von Kommunikationsmodulen. Sie sind bei Strom-, Gas-, 

Wasser‑, Wärme-Zählern entweder als interne oder externe Module 

steckbar und somit nachrüstbar oder sie sind bereits in den Zähler fest 

integriert. 

Die folgende Tabelle zeigt die Anforderungen an einen Daten

sammler / Gateway (MUC – Multi Ultility Communication):

Allgemeine Anforderungen Erklärung

Unabhängig vom Zähler Das MUC-Gerät garantiert einwandfreie Zusammenarbeit mit Zählern für Strom, 

Wasser, Wärme und Gas. Unabhängig von einem dritten MSB.

Master für alle Zähler Das MUC-Gerät fungiert als Kommunikationsschnittstelle zwischen den einzelnen 

Zählern einer Anlage und den Messstellenbetreibern und der Home Automation.

Nahkommunikation –  

per Draht und Funk

Kommunikation der Module untereinander über Draht und Funk möglich.

Timeserver für Zeitsynchronisation, 

Zeitstempel für Daten

Die vom MUC (Gerät) aufgenommenen Daten werden mit einem Zeitstempel zur 

besseren Nachvollziehbarkeit versehen. Zudem findet eine ständige Synchronisation 

der Zeit mit dem MUC (Messstelle) statt.

Unterliegt nicht dem Eichrecht	 Der MUC ist nicht eichpflichtig.

Schaltbefehle mit  

Sicherheitsroutinen

MUC leitet Schaltbefehle unverzüglich an die Aktoren weiter inkl. Rückmeldung. 

IP-Kommunikation mit Zentralen	 Kommunikation über Netzwerke mit den Messstellenbetreibern

Unterbrechungen der Datenkom-

munikation und Fehler der Zähler 

werden automatisch gemeldet

Automatisiertes Senden eines Fehlerberichtes an die entsprechende Stelle. Störungs-

meldungen von den Zählern werden unverzüglich in das MDM System weiter 

geleiten.

Webserver für den Kunden Schnittstelle zum Kunden. Webserver bietet Übersicht über Verbräuche, Strukturen 

usw.

Interoperabilität zwischen Zählern 

verschiedener Hersteller

Das MUC-Gerät funktioniert mit Zählern verschiedener Hersteller.

Tabelle 3:	  Anforderungen MUC
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Dabei spielt die Bauform des Zählers eine untergeordnete Rolle. Im 

Haushaltsbereich werden Elektrizitätszähler als eHZ und als Zähler mit 

Dreipunktbefestigung angeboten. Beim Wasserzähler unterscheidet man 

Mehrstrahlflügelradzähler, Ringkolbenzähler und Ultraschallzähler. Gas-

zähler sind als Balgengaszähler und Ultraschallzähler erhältlich. 

Bei den Datenkonzentratoren gibt es zwei Bauformen: (i) in E-Zähler  

integrierte und (ii) Datensammler als externe eigenständige Einheit.  

Diese können mit den unterschiedlichsten Kommunikationsmodulen  

aus gerüstet sein (M-Bus Funk, PLC, GPRS, DSL …) 

5.2.2	 Kommunikationsmedien  Nahkommunikation

Für die Datenübertragung vom Zähler an ein Gateway/Datensammler 

gibt es diverse Lösungen. Bei Gas-, Wasser- und Wärmezähler stehen 

der Nahfunk und drahtgebundene Komponenten zur Verfügung. Für 

Elektrizitätszähler existieren folgende Nahkommunikationsmöglichkeiten: 

Nahfunk, Drahtverbindung, GPRS und PLC. Beim EDL Zähler wird das 

Gateway als externes Gerät angeschlossen. 

Bei der Verwendung von PLC im CENELEC A Band bzw. Breitband-PLC 

ist eine Kommunikation vom Zähler zum Datensammler in einer z.B. 

Ortsnetzstation erforderlich. Hierbei fungiert das Strom-Verteilungsnetz 

des Netzbetreibers als Kommunikationsmedium. Von der Ortsnetzstation 

gelangen die Daten dann mittels GPRS oder Datenkabel in das MDM 

System des Messstellenbereiters.

GPRS wird eingesetzt wenn die Entfernungen zwischen den Daten

konzentratoren und den Zählern zu groß werden und wenn die Zahl der 

Zähler pro Konzentrator unter einen Schwellwert sinkt (z. B. <30). Obwohl 

GPRS in den meisten Regionen und Städten gut ausgebaut ist, zeigt die 

Praxis, dass in Großstädten die Signalstärke stark variiert und die Erreich-

barkeit der GPRS Modems nicht  immer akzeptabel ist.

Für den Aufbau der Kommunikation zwischen den Zählern und dem 

Gateway gibt es mehrere Lösungsansätze: 

(a)	Der separate Datensammler / Gateway wird in der Kundenanlage vor 

dem Elektrizitätszähler eingebaut (siehe Lastenheft MUC, Multi Utility 

Communication) Der Datensammler übernimmt die Kommunikation 

zu den Zählern und den Smart Home Geräten im Gebäude und eine 

Weitbereichsverbindung zum MDM System des Messstellenbetreibers.  

Durch die Trennung der Marktrollen MSB/MDL und Netzbetreiber wird 

in Deutschland, gerade bei Multi Utility Unternehmen, ein separater 

Datensammler/Gateway zwischen das MDM System und den Zählern 

und Smart Home Geräten eingebaut. Der separate Datensammler/

Gateway gewährleistet dem MSB/MDL eine durchgängige Kommu-

nikationsinfrastruktur vom MDM System zur Kundenanlage, auch bei 

einem (teilweisen) Wechsel des MSB. 
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(b)	Der Datensammler/Gateway ist in den Elektrizitätszähler integriert 

und hat Verbindung mit Gas-, Wasser-, Wärmezählern sowie zum 

Smart Home im Gebäude und eine Weitbereichsverbindung zum 

MDM System. Der Elektrizitätszähler hat ein lokales Interface zu den 

Spartenzählern und dem Smart Home sowie eine Schnittstelle zum 

MDM System. Diese Konfiguration bietet sich an, wenn der Elek-

trizitäts-Messstellenbetreiber und der Elektrizitäts-Netzbetreiber die 

gleiche Organisation ist und keine weiteren Sparten anbieten, wie 

das in vielen Ländern der EU der Fall ist. Dies gilt nicht für Multi Uti-

lity Unternehmen. 

Die lokale Anbindung weiterer Spartenzähler wird typischerweise 

über wireless M-Bus und 2-Draht M-Bus Zusatzmodule realisiert. Für 

die Anbindung der Elektrizitätszähler an ein MDM System bieten sich 

PLC Lösungen, GPRS, DSL oder Glasfaserkabellösungen an.

(c)	Bei Stromzählern mit EDL-Schnittstelle (EDL 21 Zähler) enthält der 

Datensammler/Gateway eine leitungsgebundene Schnittstelle mit 

serieller Datenübertragung via RS232. Diese ist entweder integriert 

oder kann per Adapter an die lokale Erweiterungsschnittstelle ange-

schlossen werden. Für die Kommunikation zum Kunden oder ein 

Smart Home stehen W-LAN Lösungen zur Verfügung.

(d)	Eine weitere Möglichkeit ist die Anbindung des Smart Home über 

eine Funkschnittstelle am Datensammler/Gateway. Ein Smart Home 

Gateway enthält eine Nahfunkschnittstelle zur Anbindung lokaler 

Mess-Einrichtungen und  Smart Home Geräten. Der bei Einsatz bat-

teriegestützter Funktechnik problematische Kompromiss zwischen 

Langzeitnutzung (>= 10 Jahre), zulässigem Duty-Cycle für den Funk-

kanal und pro Zeiteinheit verfügbarer Energiemenge für die Daten-

übertragung erzwingt eine Lösung, die speziell für die Funkstrecke 

optimierte Datentelegramme / Konzepte anwendet. Nach dem FNN 

Lastenheft wird M-Bus (EN 13757-4) verwendet. Dies ist auch zur 

Einbindung eines Displays geeignet.

(e)	Optional: eine Computer-LAN Schnittstelle erlaubt dem Anschluss-

nutzer die Daten via PC direkt vom Datensammler der Messeinrich-

tungen und anderen Geräten abzurufen. Das Gateway könnte auch 

Informationen vom Zentralsystem verarbeiten, z. B. Energiekosten 

können nur dann angezeigt werden, wenn der Lieferant diese Daten 

an den Datensammler/ Gateway übermittelt. Alternativ gibt es 

Lösungen, wo ein In-Home Display vom zentralen System angesteu-

ert wird (Zählerdaten Management System, „ZDM“). In diesem Fall 

können neben dem Verbrauch auch andere Informationen wie z. B. 

die Energiekosten in € und CO2-Emissionen, etc. angezeigt werden.
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Das Diagramm  unten stellt dies schematisch dar. Es gibt bereits den 

Entwurf eines Lastenheftes, das eine spezifische Ausformung des  

Gateways, den sogenannten „MUC“ beschreibt – siehe [FN09].

Bild 17:	 Lokale Schnittstellen 

zwischen Gateway und 

Mess-Einrichtungen 

5.2.3	 Kommunikations-Protokolle

In der Nahkommunikation existieren folgenden Protokolle für die Primär

kommunikation zwischen Zählern und den Datensammlern / Gateways:

	 M-Bus EN 13757 (Open Metering Standard)

	 ZigBee 802.15.4

	 SML, MUC Lastenheft (FNN)

	 PLC (CENELEC A Band und Breitband-PLC)

Der wM-Bus und der drahtgebundene M-Bus werden in dem OMS 

Standard [OM10] exakt beschrieben. Der OMS Standard ist von den 

Herstellern in einer Arbeitsgruppe der Figawa und dem ZVEI entwickelt 

worden. Dieser Standard soll im Rahmen des EU-Mandats 441 in einen 

EU Standard integriert werden. 

Das SML Datenprotokoll ist im Rahmen einer FNN Arbeitsgruppe entwi-

ckelt worden. Die Beschreibung und Darstellung des Formates erfolgte 

im MUC Lastenheft [HP 09].

Für PLC existieren z. Zt. nur herstellerspezifische Modulationsverfahren; 

es gibt Bestrebungen die Protokolle für PLC Übertragung national zu 

standardisieren. Allerdings sind noch keine Standards für diese Sekun-

därkommunikation beschlossen.
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Die nachfolgende Übersicht zeigt exemplarisch die Standardisierungs-

bestrebungen für PLC-Kommunikation in einigen EU-Ländern:

5.2.3.1	 Italien
ENEL hat einen Stromzähler mit integriertem PLC Modem entwickelt 

und stellt diesen selbst her. Protokoll basiert auf LONworks. In Italien 

wurde dieser Zähler großflächig in ENEL und anderen Versorgungsnet-

zen eingebaut. 

In den nächsten Jahren sollen auch Gaszähler über AMI ausgelesen 

und gemanaged werden. Nach letzten Informationen wird es eine paral-

lele AMI Kommunikationsinfrastruktur geben, auf Basis RF.

5.2.3.2	 Spanien
Endesa wird den von der Mutter-Firma ENEL gebauten Zähler verwen-

den. Der ENEL Zähler hat PLC Modems integriert.

Iberdrola hat eine PLC Kommunikation auf Basis OFDM inklusive 

Protokoll definiert, welches auf einem Chip integriert wird. Es wurde 

eine Initiative gegründet, PRIME, der verschiedene Zählerhersteller, 

Chiphersteller und Versorgungsunternehmen beigetreten sind. Die neu 

zu entwickelnden Zähler haben das PLC Modem integriert und sollen 

interoperabel werden. Details über die Entwicklung der Zähler bzw. des 

Chips sind nicht bekannt; es hat Verzögerungen in der Publikation der 

technischen Spezifikationen bzw. in der PLC-Chip Herstellung gege-

ben.

5.2.3.3	 Frankreich
EDF hat eine PLC Kommunikation auf Basis PLAN inklusive Proto-

koll definiert, welches auf einem Chip integriert wird. Für ein 300.000 

Elektrizitätszähler Pilotsystem wurden drei Firmen ausgewählt, die 

Stromzähler und Datenkonzentratoren entwickeln. Diese Geräte haben 

das PLC Modem integriert und sollen interoperabel und untereinander 

austauschbar werden. Details über den Fortschritt des Projektes sind 

nicht bekannt; die Firmen wurden Juli 2008 ausgewählt und die ersten 

Installationen werden 2010 erwartet. EDF ist auch Mitglied des Spa-

nischen PRIME, und zeigt damit auch Interesse an OFDM.

5.2.3.4	 Skandinavien
Der flächendeckende Ausbau von AMI ist in Schweden bereits abge-

schlossen und in Finnland und Dänemark wurde bereits begonnen. In 

Schweden wurden in der ersten Phase hauptsächlich PLC und GPRS 

Systeme installiert (ca. 50 % PLC, 35 % GPRS) und zunehmend RF 

(ZigBee) Mesh Netzwerke.
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5.2.4	 Verschlüsselung

Die Verschlüsselung der Zählerprotokolle ist eine Forderung der Daten-

schutzbeauftragen und Verbraucherschutzzentralen. Die Schlüsselverwal-

tung bei der Zählerkommunikation ist noch nicht abschließend geklärt. 

Unterschieden werden zwei Varianten: (i) ein Schlüssel je Zähler und (ii) ein 

Schlüssel je Hersteller oder MSB. Das Ziel wird sein, dass die  Entschlüs-

selung im MDM-System erfolgt. 

5.2.4.1	 Verschlüsselung gemäß Open Metering System Specifications (OMS-S)

Hier ist eine Teilverschlüsselung der Funkstrecke mit dem Standard AES 

128 beschrieben:

	 Das Telegramm besteht aus einem unverschlüsselten und einem ver-

schlüsselte Telegrammteil 

	 Der unverschlüsselte Teil enthält die Zähler-ID. Damit kann vor Ort ohne 

Kenntnis des Schlüssel kontrolliert werden, ob die Messeinrichtung 

sendet. 

	 Der verschlüsselte Teil enthält wieder die Zähler-ID (Sicherstellung, dass 

unverschlüsselter und verschlüsselter Teil vom selben Zähler kommt). 

	 Darüber hinaus enthält der verschlüsselter Teil alle Verbrauchswerte, die 

der Zähler kommuniziert (aktuelle, historische), egal ob abrechnungsre-

levant oder zur Information.

Auch bei Stillstand (Nullverbrauch) der Messeinrichtung wird durch einen 

geeigneten Initialisierungsvektor dafür gesorgt, dass jedes verschlüsselte 

Telegramm anders aussieht (Verhinderung Stillstandserkennung durch 

Telegrammvergleich).

	 Preferiert wird ein individueller, nicht veränderbarer Schlüssel pro 

Zähler. 

	 Dies verhindert mögliche Zählermanipulationen, da die Schnittstelle in 

den Zähler zum Ändern des Schlüssels wegfällt. 

	 Bedingt den Aufbau eines Prozesses der Schlüsselübermittlung vom 

Hersteller zum Messstellenbetreiber (MSB), am besten im Rahmen 

eines elektronischen Lieferscheins. 

	 Möglichst keine Entschlüsselung des Telegramms im Datensammler/

Gateway. 

	 Einpacken des Telegramms im Zähler und Entschlüsseln im zentralen 

MDM (Meter Data Management System) 

	 Damit die Kundenschnittstelle am Datensammler / Gateway möglich 

wird (oder das Gerät beim Kunden z.B. Display), benötigen die Geräte 

den Schlüssel und können somit das Telegramm entschlüsseln

	 Möglichkeit des direkten Empfangs der Zählerdaten beim zugehörigen 

Kunden über individuellen Funkempfänger, ggfs. über Funk-Repeater. 

Bedingung: Anmeldung des Kunden beim MSB, damit der individuelle 

Schlüssel im Funkempfänger hinterlegt werden kann.
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5.3	 Sekundärkommunikation – Kommunikationsstandards 
zwischen Zähler / Gateway und Hausautomatisierung 

5.3.1	 Hausautomatisierung – Smart Home

Hausautomatisierungstechnologie für Privathaushalte ist derzeit noch 

nicht weit verbreitet, da die Installation bzw. die Nachrüstung solcher 

Systeme erhebliche Kosten verursachen. Dies ist einer der Bereiche, 

die mit der Einführung von Smart Grid / Smart Metering Systemen und 

von dezentraler Energieerzeugung und -speicherung stark wachsen 

wird. Die erforderliche Kommunikation eines Smart Home Systems 

mit weiteren Datenservern kann über die Kommunikationsstrecke des 

Smart Metering erfolgen. 

Neben den herkömmlichen Liefertarifen planen Energielieferanten über 

ein „Demand Side Management“ System Tarife und neue Dienstlei-

stungen anzubieten, die in der Kundenanlage Verbrauchergeräte und 

Lasten (Wärmepumpe, Kühlanlagen, Elektrofahrzeuge, …) schalten 

oder steuern.

Die folgenden Kunden Verbrauchs- und Einspeiseanlagen könnten 

zukünftig über die Kommunikationsstrecke des Smart Metering einge-

bunden werden:

	 Solarenergie

	 Wärmepumpen

	 Blockheizkraftwerke (BHKW)

	 Elektrofahrzeuge (sowohl als Verbraucher als auch Energiespeicher 

Medium)

	 Gebäudemanagementsysteme – Smart Home

Damit verändert sich die Rolle des Kunden vom reinen Verbraucher hin 

zu einem so genannten Prosumer – abgeleitet aus den Begriffen Produ-

zent und Konsument.

Die Einbindung der Kundenanlagen in die Netzsteuerung ist erforder-

lich, um eine effiziente Netzführung zu ermöglichen. 

5.3.1.1	 Schnittstellen zwischen den Homeautomation / Smart-Home-Geräten

Als Smart Home Geräte werden z.B. elektrische Rollläden, Heizthermo-

state, Kühlschränke, Fernseher etc. verstanden. Für die Kommunikation 

existieren drahtgebundene Systeme für Neubauten sowie Funk- bzw 

Inhouse PLC-Lösungen für Systeme zum Nachrüsten in bestehen-

den Gebäuden. Es werden daher mehrere Technologien zum Einsatz 

kommen.

Als führende Kommunikationstechnologien zwischen den verschie-

denen Geräten haben sich die folgenden „Machine-to-Machine“ 

(„M2M“) Protokolle herausgebildet:
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	 KNX, IEC Standard, RF (könnte dieselbe Antenne wie drahtlos M-Bus 

benutzen) 

	 M-Bus (EN 13757 Standard), sowohl drahtgebundene als auch Funk 

Lösung (M-Bus ist „Quasi Standard“ für Zähler-Kommunikation), 

OMS³ (Open Metering Specification)

	 drahtlose, Nahfunklösung: WiFi, IP-basierend aber höherer Energie

bedarf verglichen zu ZigBee

	 drahtlose, Nahfunklösung: ZigBee (IEEE 802.15.4-Standard)� aller-

dings kein offener Standard (nicht IP-basiert) Datenübertragung von 

250 kbps, 40 kbps, und 20 kbps; in USA Standard für HAN Geräte

	 PLC-basierte Lösung: z.B. HomePlug� bessere Performance als 

drahtlose Lösungen; gemeinsame Working Group mit ZigBee; Herstel-

ler Initiative mit mehr als 70 Mitgliedern, die die Spezifikationen und 

Zertifizierungen verwalten; Anmerkung: es könnte durch ungeschirmte 

Leitungen zu hohen Störpegeln kommen. Bei flächendeckendem Ein-

satz könnten Probleme auftreten. CISPR 22 – Gremium, welches diese 

Störungen behandelt.

Weitere, nicht so verbreitete, Standards inkludieren:

	 6loWPAN, open-network basiertes IPv6 Protokoll, low-power, Nahfunk

lösung 

	 Z-wave, sub-Gigahertz Spektrum)

	 LonWorks, PLC

	 digitalSTROM (opensource), PLC Kommunikation zwischen E-Geräten

5.3.2	 Kommunikation zwischen Wohnungszählern, Heizkostenverteiler 
bzw. Zählern der verschiedenen Sparten und Gateway

Bedingt durch den nachträglichen Einbau von kommunikativen Zäh-

lern werden im Wesentlichen funkbasierende Lösungen zum Einsatz 

kommen. Als weitere Optionen stehen Inhouse PLC und drahtgebun-

dene Systeme zur Verfügung. 

 Die folgenden Protokolle werden eingesetzt, gereiht nach Akzeptanz:

	 wireless M-Bus und 2-Draht M-Bus; von der Open Metering� Arbeits-

gruppe als Standard ausgewählt; EN 13757

�	  ZigBee und HomePlug haben in den USA in Zusammenarbeit mit Versorgungsunternehmen, 
Herstellern und Regulatoren ein Lastenheft für HAN-Geräte definiert: ZigBee Smart Energy 
profile, welches am 18. Mai 2009 vom U.S. Dept. Of Energy und dem National Institute of 
Standards and Technology (NIST) als der grundlegende Interoperable Standard für HAN 
Geräte ausgewählt wurde http://www.zigbee.org/smartenergy

�	  HomePlug Powerline Allaince Sponsoren und Mitglieder inkludieren Cisco, Intel, GE Energy, 
Corporation; Motorola; Renesas Technology Corp., Texas Instruments, Yitran, und Siemens  
www.homeplug.org.

�	  Open Metering System ist die Förderung von offenen, herstellerübergreifenden Geräte- und 
Schnittstellenstandards und deren Anwendung. Insbesondere wird eine medienübergreif-
ende Standardisierung angestrebt (Multi-Utility). Die in Deutschland erarbeiteten Ergebnisse 
werden von den Teilnehmern als Vorschläge in die europäische Normung eingebracht.

http://www.zigbee.org/smartenergy
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	 Kommunikation zum eHZ mittels SML-Protokoll über serielle  

Schnittstelle, drahtgebunden

	 ZigBee; 802.15.4

	 Serielle Schnittstelle, IEC 1107 über RS232 / RS485

	 Inhouse PLC

	 Euridis; 2-Draht Medium; eventuell auch drahtlos

Anmerkung: M-Bus (Meter Bus) wurde speziell für das Auslesen von 

Energiezählern entwickelt. Andere Anwendungen wie z. B. Steuerung  

oder das Auslesen von Alarmsystemen, Heizungen etc. waren für 

M‑BUS ursprünglich nicht im Fokus. Die Möglichkeit, auch diese 

Anwendungen zu bedienen, werden derzeit geschaffen.

5.4	 Tertiärkommunikation: Kommunikationsstrukturen 
zwischen den Gateway / Zählern bzw. 
Datenkonzentratoren und dem Datenerfassungssystem

 

Die Tertiärkommunikation beschreibt die Verbindung zwischen den 

Datensammlern und einem Datenerfassungssystem (MDM-System) 

bzw. weiteren Datenservern. Geräte in diesem Bereich sind:

	 Gateways mit WAN Modem

	 Zähler mit WAN Modem (falls kein Datensammler vorhanden)

	 Datenkonzentratoren mit Modem

	 MDM System (Frontendrechner)

	 Übertragungsnetze (öffentliche oder private)

Das MDM System (Meter Data Management) erhält die Verbrauchs-

daten bzw. Informationsdaten entweder direkt vom Zähler, vom Gate-

way oder von einem Datenkonzentrator. Dieser kann sich in einer Orts-

netzstation befinden, wenn die Zähler mit PLC ausgerüstet sind oder er 

befindet sich in einem Gebäude bei Nutzung von wMBus, Draht M-Bus, 

DSL, GPRS oder Glasfaserkabel.

5.4.1	 Kommunikationsmedien für die Übertragung zwischen 
Datensammler und Datenerfassungssystem (MDM System) 

Für die Datenübertragung aus den Gebäuden bzw. Ortsnetzstationen 

stehen verschiedene Kommunikationsmedien zur Verfügung. Regionale 

Unterschiede z.B. in der Verbreitung von Breitbandglasfaserkabel oder 

auch die unterschiedliche Feldstärke von GPRS erfordern den unter-

schiedlichen Einsatz von Übertragungsmedien. In Europa häufig vor

zufindende Übertragungsmedien sind:
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	 GPRS / UMTS 

	 Breitbandglasfaserkabel

	 Funk; Meshed RF Netzworks, WiMax, Short-haul radio

	 TCP/IP, PSTN, DSL, CATV, LWL

	 Breitband PLC (BPLC)

DSL oder Glasfaser bieten hohe Übertragungsgeschwindigkeiten und 

gute Erreichbarkeit. Jedoch ist die Verbreitung von Glasfasernetzen bis 

heute nur auf Großstädte beschränkt.

GPRS Netze können unter Service Verträgen zugekauft und benutzt 

werden. Allerdings kann nicht sichergestellt werden, dass eine Über-

tragung permanent zu Stande kommt. Empfangspegel variieren und 

die Bausubstanz der Gebäude sowie der Montageort des Datensamm-

lers sind entscheidend für den Empfang der Geräte. Bild 18 zeigt eine 

Einordnung der verschiedenen Technologien hinsichtlich ihrer Anwen-

dungsbreite gegenüber der Stabilität, d.h. wie viel Erfahrung bereits 

damit gesammelt wurde.

PLC und Funklösungen haben Vorteile in stärker bebauten Gegenden. 

Die Kosten pro Zählpunkt werden geringer je mehr Zähler mit einem 

Datensammler kommunizieren. Jedoch zeigt sich bei einer hohen 

Zählerdichte, dass es zu Telegrammverlusten kommt. Damit sind PLC 

Lösungen für zeitkritische Daten und Befehle nur bedingt geeignet.  

Bild 19 ordnet die Technologien nach Reichweite und Einsatz in ver-

schiedenen Topologien ein.

Bild 18:	 Stabilität versus  
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Bild 19: 	 Kommunikations

medien in verschie-

denen Umgebungen

5.4.2	 Protokolle für die Tertiärkommunikation

In der Netzleittechnik ist das „1107“ IEC-Protokoll das historisch am 

meist genutzte Protokoll in Europa. Durch die steigende Bedeutung von 

Zählerdaten wurde in den letzten Jahren das DLMS/COSEM Protokoll 

immer bedeutender. DLMS wird vorwiegend bei den Industrie-Zählern 

eingesetzt. Neben DLMS/COSEM kann für eine einfache Kommunika-

tion (ohne OBIS Code) das OMS Protokoll verwendet werden.

Es gibt Ansätze ein neues Kommunikationsprotokoll für das Smart 

Metering zu etablieren: Smart Message Language („SML“). Dabei han-

delt es sich um ein Kommunikationsprotokoll ähnlich XML, die u. a. zur 

Kommunikation (primär Messdatenaustausch, aber auch Firmwareup-

grades) mit Elektrizitätszählern entwickelt ist. Dieses Protokoll soll beim 

EDL-Zähler genutzt werden und ist im FNN MUC Lastenheft [HP 09] 

definiert.

 	 „IEC 1107“ – IEC 61107 oder auch IEC 62056-21

	 DLMS/COSEM

	O MS Protokoll (Open Metering Specification)

	 Protokolle der Energie Automatisierung (Fernwirkprotokolle)  

IEC 60870 (60870-5-104 ist IP basiert; -101 ist seriell)

	 SML  und andere XML-basierte Protokolle

Als Transporttechnologie für Smart Metering und das Smart Home ist 

TCP/IP gut geeignet. 

Die Darstellung Bild 20 soll verdeutlichen, welche heterogenen Proto-

kolle in der Energiewirtschaft von der Erzeugung bis zum Endverbrau-

cher (inkl. Gebäudemanagement) bereits existieren und teilweise sehr 

verbreitet sind.
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Grundsätzlich wird erwartet, dass entweder neue Protokolle notwen-

dig werden oder man sich auf ein einheitliches, durch die Energiekette 

durchgängiges Protokoll einigen wird (Erzeugung ó Verbraucher). Denk-

bar sind auch definierte und standardisierte Protokollumformer, die 

die Übersetzung von einem Protokoll in ein nachgelagertes Protokoll 

ermöglichen. 

Datensicherheit wird ein weiteres Kriterium für das Standardprotokoll 

darstellen. 

Bild 20: 	 Standards in der 

Gebäudeautomation

Die Einführung eines Standardprotokolls für Smart Metering ist unter 

dem Aspekt der Markteinführung von Smart Metering dringend erfor-

derlich. In Deutschland ist der Einbau von „intelligenten Zählern“ in 

Neubauten und Grundsanierungen seit dem 01.01.2010 vorgeschrie-

ben. Bisher wurde kein Standardprotokoll definiert. Es ist unwahr-

scheinlich, dass ein Regulator das richtige Protokoll auswählen und 

vorschreiben kann. Das EU Mandat 441 hat sich die Standardisierung 

der Protokolle zur Aufgabe gemacht. Eine Antwort soll im Jahr 2010 

erfolgen. Dies führt zu einer weiteren Verzögerungen bei der Einführung 

von Smart Metering Systemen.

Folgende Verbände haben sich gebildet, um technische Vorgaben bzw. 

Vereinbarungen betreffs der Kommunikationsprotokolle für Smart Mete-

ring zu definieren:

	 ESMIG – Herstellerverband, EU

	O pen Metering Spezifikation, DE, CH, NL

	 DLMS User Association, EU

	 „MUC Standard” (FNN Spezifikation eHz Lastenheft und MUC 

Lastenheft), EU

	 Euridis, FR

	 Arbeitsgruppe von CEN, Cenelec und ETSI gemäß den Vorgaben des 

EU Mandates 441
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5.5	 Datenverarbeitungssysteme

5.5.1	 MDM System (Meter Data Management-System)

Das Smart Metering System, MDM, übergibt die Verbrauchsdaten an 

das Head End,  das sogenannte Datenerfassungssystem. Das Head 

End verwaltet die Zählerparameter (Gerätemanagement), verwaltet 

die Kommunikation zu den Kommunikationsmodulen bzw. Zählern, 

mapped die Befehle zu den richtigen Geräten und verarbeitet Anfragen 

der übergeordneten Systeme. Im Regelfall hat das Head End keine 

Datenarchivierungsfunktion.

5.5.2	 Das Zählerdatenmanagement System („ZDM“) 

Das Zählerdatenmanagement System ist das Herzstück des Smart 

Metering Systems. Hier laufen alle Daten zusammen, werden aufberei-

tet, verteilt, und verknüpft. 

Das ZDM ist das Master System der Zähler-Verbrauchsdaten (Roh-

daten) und Slave zu allen anderen IT Systemen, z B. Abrechnungs-

system, GIS, Arbeitseinsatz-Steuerungssystem, Outage Manage-

ment System, Marktplatz etc. Das ZDM dient damit zur Verarbeitung 

und Archivierung der Verbrauchs-Rohdaten und der Abbildung von 

Geschäftsprozessen hinsichtlich der Zählerdatenverarbeitung und Zäh-

lerverwaltung (Inbetriebsetzung, Provisionierung). 

Das ZDM ist unabhängig von Zählertyp, Zählerhersteller und AMI Infra-

struktur. Der Messstellenbetreiber kann dadurch Zähler oder Gateways 

der verschiedensten Hersteller oder Technologien einbinden (auch 

manuell ausgelesene Verbrauchsdaten) und die Daten in gleicher Weise 

in die Geschäftsprozesse einbringen. 

Durch zertifizierte und gepflegte Schnittstellen zum IT System wird das 

Risiko ausgeschaltet, dass bei zukünftigen Änderungen oder Relea-

seimplementierungen der angebundenen IT Applikationen die Schnitt-

stelle nachkonfiguriert werden muss (z. B. SAP-zertifizierte MDUS 

Schnittstelle). 

Zusätzlich zu den IT Systemen kann das ZDM auch prozessorientierte 

Systeme mit Daten versorgen, z. B. das SCADA System oder zukünf-

tige Smart Grid Applikationen.

Die Hauptaufgaben des ZDM umfassen:

	 Rohdatensammlung

	 Datenspeicherung

	 Plausibilitätsprüfung und Ersatzwertbildung

	 Technische Geräteverwaltung

	 Verteilung von Daten an die Marktteilnehmer

	 Kommunikation mit Marktteilnehmern
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	 Außendienst-Einsatzsteuerung (WFM) Schnittstelle zu einem WFM

	 Zeitnahe Datenweitergabe an die Netzleittechnik

	 Zeitnahe Weitergabe von Störungsmeldungen

Ein wichtiges Kriterium des ZDM ist dessen Skalierbarkeit (Zahl der 

Zählpunkte, die in einer Ableseperiode (z. B. 4 Stunden) verarbeitet 

werden können) und die Flexibilität Geschäftsprozesse abbilden zu 

können.

5.5.3	 Datenfluss zwischen den Marktteilnehmern

EDIFACT ist das Format des Datenaustausches in liberalisierten Ener-

giemarkt, bestimmt durch die BNetzA. 

Der Datenfluss zwischen den Marktteilnehmern muss diskriminierungs-

frei erfolgen. Das ZDM übermittelt die geschäftsrelevanten Daten via 

definiertem EDIFACT Format (siehe Tabelle 2, Paragraph 4.2.3) an die 

Marktteilnehmer, Lieferanten, Netzbetreiber, etc. Auch der Endkunde 

könnte über ein Webportal, oder ein direkt angesteuertes Inhome Dis-

play die Daten einsehen (hier kein EDIFACT).

Die Daten werden vom AMI System durch VPN und andere geschützte 

Übertragungen an das ZDM übergeben. Es ist sichergestellt, dass alle 

Daten (Rohdaten und auch Ersatzwerte) in einer auditierbaren Weise 

archiviert werden (Sarbanes-Oxley konform). 

Die BNetzA-Vorgaben gehen davon aus, dass die Daten per E-Mail an 

alle Marktteilnehmer gesendete werden, dadurch werden technologisch 

schwächere Marktteilnehmer nicht diskriminiert. Allerdings werden 

diese E-Mails zurzeit unverschlüsselt und ungesichert über das öffent-

liche Internet gesendet. Hier besteht noch Handlungsbedarf, um die 

Datensicherheit zu gewährleisten.

5.6	 Datenschutz 

Der Datenschutz nach Definition des Bundesdatenschutzgesetzes 

(BDSG) verdient beim Einsatz von Smart Metering Technologien beson-

dere Beachtung, denn die erfassten  Verbrauchsinformationen von 

Privathaushalten sind in der Regel personenbezogene Daten i.S.d. § 3 

Abs. 1 BDSG.

Die heute in Deutschland durchgeführten und im Rahmen dieser 

Arbeitsgruppe bewerteten Pilotprojekte unterscheiden sich in der 

Größe, also der Anzahl der installierten Messgeräte sowie dem Verwen-

dungszweck der erfassten Daten. Derzeit existieren unterschiedliche 

Interpretationen zur Auffassung des Datenschutzes in Deutschland. Bei 

der Vielzahl dieser Projekte hatten die zuständigen Behörden keinerlei 

Bedenken. Umgekehrt hat es aber auch Bundesländer gegeben die 
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ganze Projekte ausnahmslos gestoppt haben. In einem Fall war dies 

besonders schwer zu lösen, da ein Projekt eines Versorgers in zwei 

Bundesländern durchgeführt wurde. Der Datenschutzbeauftragte eines 

Bundeslandes hat dieses Projekt wegen der Zukunftsausrichtung 

unterstützt, der des anderen Bundeslandes hat es aufgrund der tech-

nischen Möglichkeit das Nutzerverhalten des Endkunden zu überprüfen 

gänzlich untersagt. Vor diesem Hintergrund ist es derzeit in der Praxis 

nicht möglich eine bundesweit einheitliche Strategie zu definieren. Eine 

aktuelle Übersicht zur Thematik gibt [SH09].

Bei den innerhalb dieser Smart Metering Projekte erfassten Daten 

handelt es sich um „persönliche oder sachliche Verhältnisse von natür-

lichen Personen“, die sich aus diesen Verbrauchsdaten ableiten lassen. 

Eine besondere Brisanz erhält der Datenschutz zudem, weil mit der 

vorhandenen Rollenverteilung im liberalisierten Markt und der Nutzung 

von Fernkommunikation es nicht auszuschließen ist, dass dem Energie-

verbraucher unbekannte Unternehmen in den Erfassungsprozess seiner 

Daten einbezogen sein können. Zusätzlich ist im BDSG geregelt, dass 

sich eine Systemarchitektur und Umsetzung zur Verarbeitung der Ver-

brauchsdaten auch am Prinzip der Datensparsamkeit und Datenvermei-

dung zu orientieren hat. Wäre also standardmäßig eingestellt, dass alle 

15 Minuten Verbrauchsinformationen erhoben werden, so würde dies 

§ 3a BDSG verletzen. Natürlich kann dies nicht im Sinne der Bundesre-

gierung sein, dass der Einsatz und der Nutzen innovativer Technologie, 

die dem nachhaltigen Umgang mit wertvollen Ressourcen dienen soll, 

aus datenschutzrechtlichen Gründen verhindert werden.

Um die Unsicherheit der verschiedenen Marktrollen (Lieferanten, 

Netzbetreiber und Messdienstleister) hinsichtlich der Nutzung und 

Kommunikation von Verbrauchsdaten sowie der Vertragsgestaltung zu 

beseitigen, wurde im Jahr 2009 ein Gutachten durch das „Unabhängige 

Landeszentrum für Datenschutz Schleswig-Holstein“ (ULD) erstellt. 

Dies soll den Unternehmen Rechtssicherheit verschaffen und zugleich 

eine Grundlage für die Beachtung des Datenschutzes gegenüber den 

Energiekunden liefern. 

Hierbei geht es insbesondere um die Grundsätze der Transparenz, der 

Datensparsamkeit und der Wahlfreiheit. Denn durch eine hohe Granu-

larität in der Aufzeichnung von Energieverbräuchen lassen sich Profile 

über Lebensgewohnheiten erstellen. Daher sind die Endkunden stets 

besonders über die Umstände und Nutzung ihrer Energiedaten zu infor-

mieren. Dies beginnt bereits bei der Vertragsgestaltung, in denen seine 

Zustimmung zur Verwendung der Daten erfolgen muss. Dabei empfiehlt 

das Gutachten den Betroffenen vor der jeweiligen Übermittlung von 

Verbrauchsdaten zu informieren. Bei lastvariablen und tageszeitabhän-

gigen Tarifen darf zudem keine punktgenaue Datenerhebung erfolgen, 

die Erhebungsintervalle müssen sich an den festgelegten und verabre-

deten Tarifen orientieren.
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Das ULD schlägt auch vor, durch entsprechende Visualisierungsmög-

lichkeiten dem Energiekunden die technische Möglichkeit zu geben, 

den aktuellen Verbrauchsstand wie auch die erfolgenden Übermitt-

lungen jederzeit abzulesen. 

Grundsätzlich werden die von den Zählern erfassbaren Informationen in 

abrechnungsrelevante und steuerungsrelevante Daten unterschieden. 

Abrechnungsrelevante Daten geben Auskunft über die Energiemenge 

(kWh). Steuerungsrelevante Daten beinhalten zusätzliche Informati-

onen darüber, wann in welcher Menge Energie durch den Abnehmer 

verbraucht wird. Letztere sind erforderlich, um ein Lastprofil zu erstel-

len. Auf Basis der ¼ -stündigen Zeitintervalle summieren sich damit 

rund 35.000 Messwerte pro Jahr. Die Erhebung abrechnungsrelevanter 

Daten ist nur auf der Grundlage eines entsprechenden Vertrages zwi-

schen dem Betreiber und dem Betroffenen gemäß § 28 Abs. 1 Nr. 1 

BDSG zulässig. In diesem müssen die Abrechnungszeiträume, die Art 

der Daten, die Messzeitpunkte sowie die Form der Dokumentation der 

erhobenen Daten beschrieben sein.

Eine Besonderheit aus datenschutzrechtlicher Sicht ergibt sich durch 

die technischen Potenziale der Smart Meter. Herkömmliche Ablesungen 

vor Ort sind nicht mehr erforderlich und durch den Endkunden auch 

nicht kontrollierbar, gemäß § 4 Abs. 2 BDSG sind aber personenbezo-

gene Daten nur unter Mitwirkung des Betroffenen zu erheben.

Die weitere Übermittlung der Verbrauchsdaten vom Messstellenbe-

treiber an den Netzbetreiber oder Energielieferanten ist dann zulässig, 

wenn nur die für die Abrechnung des Energieliefervertrages relevanten 

aggregierten Verbrauchsdaten gespeichert und übermittelt werden. 

Zudem muss der Endverbraucher dann über den Umfang, Inhalt und 

Empfänger der abrechnungsrelevanten Daten sowie deren Speicherung 

informiert werden. Im Zweifelsfall müssen die Systeme der Messstel-

lenbetreiber derart modifiziert werden, dass eine anonymisierte bzw. 

pseudoanonymisierte Übermittlung ermöglicht wird.

Die Erfassung und Verarbeitung steuerungsrelevanter Daten, für die 

Umsetzung lastvariabler und tageszeitabhängiger Tarife i.S.d. § 40 Abs. 

3 EnWG sind datenschutzrechtlich zulässig. Jedoch ist auch hier vor 

deren Erhebung die Zustimmung des Energiekunden abhängig.

Der Datenschutz stellt also hohe Anforderungen an die Umsetzung in 

den verschiedenen Marktrollen. Es sollte aber grundsätzlich ermöglicht 

werden, durch eine pro-aktive Vertragsgestaltung mit vollkommener 

Transparenz für den Energiekunden, entsprechende bilaterale Vereinba-

rungen zu erzielen.
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6	 Schlussfolgerungen und 
Handlungsempfehlungen

6.1	 Vorgabe der Rahmenbedingungen

Wie bereits kurz im Resümee und etwas ausführlicher im Unterkapitel 

4.7 Markthemmnisse aufgeführt, sind es im wesentlichen Punkte aus 

den Bereichen Technik, Gesetzgebung und betriebswirtschaftlicher 

Ansatz, die eine flächendeckende Einführung des Smart Metering und 

des Smart Grid verzögern. 

Für das grundlegende Verständnis in der Bevölkerung muss ein Para-

digmenwechsel vollzogen und vermittelt werden: 

Wir müssen weg von der Annahme, dass Energie immer in dem Maße 

bereitgestellt werden kann, wie sie von den Lasten / Verbraucher benö-

tigt wird. Der Ansatz ist, die Energie dann zu nutzen, wenn sie verfügbar 

ist und momentan überschüssige Energie in Speichern einzulagern, um 

entsprechend Defizite in der Verfügbarkeit ausgleichen zu können.

Es muss der Bevölkerung vermittelt werden, dass dieses Umsteuern für 

unsere Zukunft und die Zukunft nachfolgender Generationen notwen-

dig ist und dass diese Wende nicht umsonst zu haben ist. Es müssen 

Investitionen getätigt werden und diese müssen letztendlich durch den 

Kunden bezahlt werden.

Die Politik fordert eine wirtschaftliche, zuverlässige und umweltverträg-

liche Stromversorgung. Die festgeschriebenen Klimaziele sollen durch 

die verstärkte Einbindung erneuerbarer Energieträger und  dezentraler 

Einspeisung erreicht werden.

Um ein gesamtwirtschaftliches Optimum zu erreichen, sind monetäre 

Anreize notwendig. Die Netzbetreiber haben eigentlich kein Problem 

damit zu investieren, nur ist derzeit die Investitionssicherheit nicht 

gegeben. Um diese zu erreichen sollten die folgenden Punkte angegan-

gen werden:

	 Die Zähler sollten vom Verteilnetzbetreiber beigestellt werden und 

sich in deren Besitz befinden. Der Zähler ist dann das „letzte Stück 

Draht“, das der VNB bei Kunden montiert.

	 Im Licht der aktuellen Deregulierung wird dieser Schritt wahrschein-

lich als Einrichtung eines neuen Monopols gesehen. Allerdings lässt 

sich dieses Manko sehr leicht „heilen“ wenn man die gesetzlichen 

Regelungen dahingehend fortschreibt, dass der VNB die Messdaten 

diskriminierungsfrei allen berechtigten Markteilnehmern zur Verfü-

gung stellen muss.

	  Die aktuelle gesetzliche Regelung würde damit „eine Ebene höher“ 

ansetzen. Statt auf der Ebene der Hardware / des Zählers, würde der 
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Wertbewerb auf der Datenebene erfolgen. Die aktuellen Probleme 

der verlorenen Investition beim Zählertausch durch Vertragswechsel 

des Kunden zu einem anderen Lieferanten wären damit komplett 

verschwunden.

Der nächste notwendige Schritt ist die Definition eines Mindeststan-

dard für die zu Verfügung zu stellenden Daten und die Festlegung des 

minimalen Zeitrasters, in dem die Daten erfasst werden soll. Bei den 

Verbrauchsdaten erscheinen 15min-Werte sinnvoll, die ja auch leicht 

zu größeren Zeitblöcken zusammengefasst werden können. Bei dezen-

tralen Erzeugern sollten mindestens 1min-Mittelwerte vorliegen, damit  

die zeitliche Auflösung fein genug ist, um das Netz sicher ausregeln zu 

können.

Neben den Messdaten muss auch das Datenformat für die auszutau-

schenden Nachrichten festgelegt werden, damit die Kompatibilität aller 

am Markt beteiligten Systeme sichergestellt ist. Derzeit wird dafür das 

EDIFACT-Format verwendet, siehe Tabelle 2. Die EDIFACT-Nachrichten 

werden allerdings über E-Mails versandt. Das entspricht nicht mehr den 

Erfordernissen eines Smart Grids. Hier müssen die Daten echtzeit-nah 

transportiert werden und zum netzweiten Abgleich aktuell zur Verfü-

gung stehen. Ein zukunftsweisender Ansatz kann hier ein XML basiertes 

Format sein, wie es heute eigentlich in allen Bereichen der IP-basierten 

Kommunikation für den Datenaustausch verwendet wird.

Damit – basierend auf einer in Mindestanforderungen festgelegten 

Zählerhardware, definierten Datenformaten und einer leistungsfähigen 

IKT-Infrastruktur – ein funktionierender Markt entsteht und langfristig 

funktioniert, sind noch weitere Schritte notwendig. In Kapitel 4.2 ist 

ausführlich dargestellt, welche technischen Maßnahmen und Prozess-

schritte notwendig sind, um das Gesamtsystem starten zu können und 

vor allem mit allen Veränderungen, die sich mit der Zeit zwangsläufig 

ergeben, am Laufen zu halten. Stichwortartig sind die Punkte hier noch-

mals genannt:

	 Markttauglichkeitsprüfungen 

	 Verlässlichkeit

	 Versionmanagement

	 Verwendung / Schnittstellen 

	 Sicherheit

	 Betrieb

	 Massenverarbeitung

	 Vollständigkeit

	 Kommunikation mit dem Kunden

	 Verarbeitung der Daten generell / Datenschutz

Der Datenschutz ist in der Bundesrepublik Deutschland pro Bundes-

land eigenständig ausgestaltet. Hier muss dafür gesorgt werden, dass 
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bundeseinheitlich die gleichen Regeln für die Umsetzung des Smart 

Metering gelten. Die verschiedenen Szenarien müssen von der tech-

nischen Seite her aufbereitet und dann rechtlich abgesichert werden.

Im Rahmen der Umgestaltung des bisherigen Verteilnetzes zum Smart 

Grid müssen zwei weitere technische Aspekte herausgestellt werden, 

die durch die Vernetzung im Grid und die zu erwartende Ausbreitung 

volatiler regenerativer Einspeiser an Bedeutung gewinnen werden. 

	 Der Ausbau von Speichern für regenative Überschussenergie muss 

vorangetrieben werden.

	  Es müssen finanzielle Anreize für die Bereitstellung bzw. Einspeisung 

von Blindleistung gegeben werden.

Mit der weiteren Verbreitung der Plug-in Electrical Vehicle und der 

zukünftigen Verfügbarkeit leistungsfähiger Batterien kann der erste 

Punkt abgedeckt werden. Details hierzu unter Kapitel 7.1, Details zur 

Blindleistungsbereitstellung unter Kapitel 7.2.

Auch die internationale Standardisierung ist ein wichtiger Aspekt bei 

der Einführung der neuen Technik. Mit dem Mandat EU-441 ist die 

europäische Standardisierung auf den Weg gebracht. Deutschland 

ist hier durch verschiedene Gremien wie CENELEC, ETSI, VDE|DKE, 

etc. vertreten. Die aus der gemeinsamen Arbeit entstehenden Normen 

nützen sowohl der schnellen nationalen Umsetzung, als auch der  

Wettbewerbsfähigkeit der deutschen Industrie. Begleitend zu der  

„technischen Entwicklung“ der Standards muss begleitend die  

Diskussion auf der politischen Ebene geführt werden. 

6.2	 Stellungnahme der ETG zu „Konsultation eines Positions
papiers zu den Anforderungen an Messeinrichtungen im 
Sinne von § 21b Abs. 3a und 3b EnWG [BN09]“

Im Rahmen der Arbeit der ETG Task Force „Smart Metering“ an der 

vorliegenden Analyse entstand nachfolgende Stellungnahme, die 

gemäß den Auswirkungen auf § 21 und § 40 EnWG gegliedert ist,  

sowie abschließende allgemeine Punkte.

6.2.1	 Beteiligte bei der Festlegung der Regeln
EU-Gesetzgebung, BMWi , BnetztA, BMU, PTB

6.2.2	 Vorbereitende Fragen
	 Was sind Tarife nach §40 EnWG ? 
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	 Wie dynamisch müssen Tarife sein ? 

	 Wann muss / Wann kann der Anschlussnutzer die Tarifinfo erhalten ?

	 Welche Daten sind für eine korrekte Abrechnung notwendig ? 

	 Welche Daten bekommt die Gebäudeautomation ?

6.2.3	 Einfluss auf §21b

6.2.3.1	 Gaszähler (Letztverbraucher)

	 1h Werte sind ausreichend

	 Betriebsvolumen in cbm soll beibehalten werden 

- 	 Brennwert kann nur im Nachgang ermittelt werden 

- 	 Andere Parameter wie Temperatur, Druck etc. könnten zwar 

berücksichtigt werden, entscheidend ist aber der Brennwert.

6.2.3.2	 Elektrozähler (Letztverbraucher)

6.2.3.2.1	 Allgemeine Punkte

6.2.3.2.2	 §21b EnWG im Kontext mit §40 EnWG

	 Um §21b EnWG zu erfüllen, ist es nicht notwendig Lastgänge zu 

erfassen und zu speichern. Um aber §40 EnWG umsetzen zu können 

bzw. die übergeordneten Ziele des Smart Metering zu erfüllen, muss  

§40 EnWG beachtet werden, siehe den nachfolgenden Abschnitt 

6.2.4.1 „Einfluss auf §40 EnWG / E-Zähler“, damit die Zähler zukunfts

tauglich sind.

	 Mit der bloßen Umsetzung von §21b EnWG wird weder sicherge-

stellt, dass 12 Monate später §40 EnWG umgesetzt werden kann, 

noch dass künftige Anforderungen nach intelligenten Netzen umge-

setzt werden können.

	 Die reine Umsetzung des derzeitigen §21b EnWG erbringt nicht die 

erforderliche Infrastruktur (Smart Meter, Kommunikations-Infrastruk-

tur, IT-Infrastruktur, Back-end), um die für 2020 gesetzten Klima-

Ziele zu erreichen. Die Infrastruktur ist notwendig, um die dezentral 

erzeugte, regenerative Energie im Netz einspeisen zu können und 

nach wie vor einen stabilen Netzbetrieb sicherzustellen.

6.2.3.2.3	 Funktionale Punkte

	 Reset-Taste nicht praktikabel wg. Zugangsproblematik und Daten-

schutz

- 	 Zugang evtl. nicht möglich (verschlossener Zählerraum)

- 	 Zähler durch Nachbar ablesbar, rücksetzbar, ... 
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	 Tatsächliche Nutzungszeit

- 	 Nach Ablauf einer Messperiode soll der aktuelle Zählerstand mit 

Zeitstempel gespeichert werden.

- 	 Separates Tarifregister für Überschusseinspeisung vorsehen oder 

Zweirichtungszähler verwenden 

	 Zähler ohne bi-direktionaler Kommunikation

- 	 Zwei Register ausreichend mit Tarifumschaltung per Tarifschaltuhr 

oder Rundsteuersignal. Im Kontext von Smart Metering ist diese 

Option (Rundsteuersignal) allerdings nicht mehr zeitgemäß bzw. 

zukunftssicher.

- 	 Aufzeichnung eines Lastganges nicht sinnvoll. 

	 Zähler mit bi-direktionaler Kommunikation

-	 Zählerstände müssen mit Signatur übertragen werden. 

	 Widerspiegelung an Anschlussnutzer

-	 3a) Datenschutz bundeseinheitlich regeln ‡ Abstimmung zwi-

schen den Ländern notwendig

-	 3b) Zähler: Muss mindestens eine Schnittstelle zu Auslesen der 

Zählerdaten aufweisen, kann zusätzlich eine Schnittstelle für die 

Parametrierung haben.

-	 Kommunikationsmodul (§40 EnWG): Muss mindestens eine 

Schnittstelle für die Kommunikation zu den Zählern haben. Zusätz-

lich ist eine Schnittstelle zum Messdienstleister vorzusehen.

-	 Die Messwerte müssen vor Ort über eine diskrimierungsfreie 

Schnittstelle dem Kunden zur Verfügung gestellt werden.

-	 Für die Zukunftsfähigkeit muss die Kommunikations-Einheit zu 

echtzeitfähiger bi-direktionaler Kommunikation ausbaubar sein. 

6.2.3.2.4	 Fortschreibung der Regulierung / Deregulierung

Im Vergleich zur De-Regulierung bei der Telekommunikation, sind bei 

der Energieversorgung einige Punkte anders gelagert. Diese haben 

aber entscheidenden Einfluss auf die notwendige Funktionalität und 

damit die auftretenden Kosten.

6.2.3.3	 Unterschiede Telekommunikation / Energieversorgung

Telekommunikation
	 Zentrale Datenaggregation

	 Zentrale Systemzeit

	 Kein Eichgesetz 
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Energieversorgung
	 Dezentraler, schwer zugänglicher Zählerplatz ‡ Kosten 

	 „Gewohnheit“ und Langlebigkeit der Messtechnik, 30 Jahre im  

Einsatz 

	 Einhaltung Eichgesetz

	 Datenschutz ist dezentral und zentral zu halten

Voraussetzung für Roll-out
	 Anpassung der Netzentgeltverordnung (heute 20 Jahre für E-Zähler)

	 Kostenanerkennung

	 Anerkennung der Andersartigkeit der Kommunikations- und Energie-

abrechung

	 Anschlussnutzer darf Installation von Smart Meter nicht ablehnen.

	 Kostenanerkennung – Ohne Kostenanerkennung, wird unternehme-

risches Handeln für zwingend zu erreichende Ziele verhindert.

6.2.4	 Einfluss auf §40 EnWG

6.2.4.1	 E-Zähler Letztverbraucher

	 Synchronisierte Zeit vor Ort notwendig

	 Speichertiefe: Lastgangwerte im 60 min oder 15 min Raster „vor Ort“ 

für 90 Tage

- 	 Im Zähler oder im Kommunikationsmodul

- 	 Visualisierung über Schnittstelle und geeignetes Kommunikations-

medium

- 	 Bei nachgelagerter Tarifierung im Back-end, um Tarifvielfalt bei 

den Energielieferanten zu ermöglichen, sind keine Tarifregister im 

Zähler notwendig

- 	 Alternativ können Zähler mit bis zu 24 Tarifregistern ausgerüstet 

sein, um eine stundenweise Tarifierung bzw. eine hohe Flexibilität 

in der Tarifstruktur zu ermöglichen

	 Messwerte / 1min-Mittelwerte für Strom, Spannung, Wirkleistung und 

cosϕ dreiphasig

6.2.5	 Sonstige Punkte

6.2.5.1	 Dezentrale Erzeugung

	 Messwerte / 1min-Mittelwerte für Strom, Spannung, Wirkleistung und 

cosϕ dreiphasig müssen bereitgestellt werden.
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7	 Anlagen

7.1	 Grundlagen zur Elektromobilität und Energiespeicherung

7.1.1	 Definition der mobilen Teilnehmer am Strommarkt

CO2-arme Stromerzeugung und hohe Energieeffizienz werden zuneh-

mend als zentrale Indikatoren für nachhaltige Wettbewerbsfähigkeit 

einer industriellen Volkswirtschaft erkannt. Das Image eines umwelt-

freundlichen Unternehmens ist aus der Sicht des Marketings aktuell 

gut. Daher finden Umweltaspekte zunehmend in unternehmerischen 

Entscheidungen und in der Kommunikation Berücksichtigung. Unter 

dem deutschen EU-Ratsvorsitz haben sich die Mitgliedsstaaten das 

ehrgeizige Ziel gesetzt, bis 2020 den CO2-Ausstoß um 20 Prozent 

gegenüber dem Niveau von 1990 zu reduzieren. Neben anderen Maß-

nahmen  wird dies auch dazu führen, dass der Anteil erneuerbarer und 

dezentraler Energieerzeugung künftig deutlich ansteigen wird.

Die heutige Energieversorgung ist stark zentral geprägt. Die Herausfor-

derung besteht darin, die bestehende zentrale und die neue dezentrale 

Versorgungsstruktur intelligent miteinander zu verknüpfen. Hier wird die 

Informations- und Kommunikations-Technologie künftig eine deutlich 

größere Rolle spielen, es werden so genannte Smart Grids entstehen. 

Mit einem zunehmenden Anteil fluktuierender Erzeugung wird auch das 

Thema Energiespeicherung an Bedeutung zunehmen. 

Dabei kann Energiespeicherung stationär ausgeführt oder in Form von 

mobilen Speichern angewandt werden. Diese werden in Elektrofahr-

zeugen genutzt und können bei einer entsprechend hohen Verbreitung 

einen wesentlichen Beitrag zum Ausgleich von Schwankungen bei der 

Einspeisung von erneuerbaren Energien liefern und die Netzregelung 

unterstützen.

Bild 21 gibt einen Überblick über die wesentlichen alternativen 

Antriebskonzepte. Dies sind beispielsweise gasbetriebene Fahrzeuge 

auf Basis von Erdgas, Autogas oder Wasserstoff. Neben dem Ein-

satz von Wasserstoff in Verbrennungsmotoren kann dieser auch in 

Brennstoffzellenfahrzeugen verwendet werden. Für die Teilnahme am 

Strommarkt kommen dagegen nur elektrisch angetriebene Fahrzeuge 

mit einem integrierten Akkumulator als Energiespeicher in Frage, da 

diese Voraussetzung für die Nutzung der Fahrzeuge im Sinne von V2G-

Dienstleistungen sind. 

Dies können zum einen reine Elektrofahrzeuge sein, deren einziger 

Motor ein Elektromotor ist und zum anderen Hybridfahrzeuge, die 

sowohl mit einem Elektro- als auch mit einem Verbrennungsmotor aus-

gestattet sind.
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Bild 21:	 Darstellung alternativer 

Antriebstechnologien

7.1.2	 Hybridfahrzeuge

Die Bezeichnung „Hybrid“ stammt aus dem Lateinischen (griechischer 

Ursprung) und bedeutet „gemischt, von zweierlei Herkunft“. Überträgt 

man diese Bedeutung auf die Technik, so versteht man unter einem 

Hybrid ein System, bei welchem zwei unterschiedliche Technologien 

miteinander verknüpft sind. 

Im Jahr 2003 hat die UNO diese allgemeinen Bedeutungen aufgegriffen 

und auf den Begriff „Hybridfahrzeug“ bezogen. Dabei entstand die für 

die Kraftfahrzeugtechnik wichtige Definition: 

Ein „Hybridfahrzeug“ bezeichnet ein Fahrzeug, in dem mindestens zwei 

Energieumwandler und zwei Energiespeichersysteme (im Fahrzeug 

eingebaut) vorhanden sind, um das Fahrzeug anzutreiben. 

In der Regel bezieht sich der Begriff Hybridfahrzeug oder engl. Hybrid 

Electric Vehicle (HEV) auf die inzwischen auf dem Markt gängigste 

Kombination aus einem Verbrennungsmotor mit Kraftstofftank als 

Hauptenergielieferant und mindestens einem Elektromotor mit elek-

trischen Speichern in Form von Akkumulatoren. 

Diese beiden Antriebssysteme weisen unterschiedliche Eigenschaften 

auf, die im Hybridfahrzeug so kombiniert werden, dass abhängig vom 

Fahrzustand das Antriebssystem mit dem jeweils günstigeren Arbeits-

punkt (z. B. bei optimaler Drehzahl) eingesetzt wird.
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7.1.2.1	 Klassifikation von Hybrid-Antrieben

Die Funktionsweise von Hybridfahrzeugen wird entscheidend von fol-

genden drei Merkmalen bestimmt. Erstens nach dem Grad der Elek-

trifizierung, welche die Verwendungsmöglichkeiten des Hybridantriebs 

bestimmt, zweitens abhängig von der verfolgten Antriebsstruktur und 

drittens nach der Art der Energiebereitstellung [NA07]. Diese Kriterien 

bilden die Grundlage für eine weitere Untergliederung.

7.1.2.2	 Klassifikation entsprechend der Antriebsvariante

Beim parallelen Hybridsystem kann das Fahrzeug sowohl ausschließ-

lich vom Verbrennungsmotor als auch vom Elektromotor angetrieben 

werden. Weiterhin können durch mechanische Kopplung in Form eines 

gemeinsamen Getriebes auch beide Motoren gleichzeitig arbeiten, 

wobei sich deren Leistung und Drehmoment addieren [WA99]. Dadurch 

können beide Motoren bei gleicher geforderter Maximalleistung 

wesentlich kleiner ausgelegt werden (Downsizing) [NA07].

Das charakteristische Merkmal des seriellen Hybridantriebes ist die 

Verwendung eines relativ leistungsschwachen Verbrennungsmotors, 

der keine direkte Kopplung zur Antriebsachse hat, sondern nur auf 

den Generator wirkt. Der Verbrennungsmotor wird stets im optimalen 

Drehzahlbereich betrieben und lädt über einen Generator den Energie-

speicher. Durch dieses Konzept kann z. B. in Innenstädten, wenn die 

zu fahrende Strecke von der verfügbaren Batteriekapazität abgedeckt 

wird, ganz auf den Einsatz des Verbrennungsmotors verzichtet und 

somit eine lokal emissionsfreie Mobilität erreicht werden.

Der leistungsverzweigte Hybridantrieb ist eine Mischform zwischen den 

beiden zuvor beschriebenen Antriebsvarianten. Dieses Konzept bietet 

die meisten Freiheitsgrade bei der Wahl der Antriebskombination, ist 

aber auch hoch komplex. Eine Kraftweiche (i.a. ein Planetengetriebe) 

teilt bedarfsorientiert die vom Verbrennungsmotor erzeugte Leistung 

[NA07]. Der Elektromotor kann sowohl den Verbrennungsmotor unter-

stützen als auch das Fahrzeug allein antreiben (emissionsfreier Betrieb). 

Dieses System wird im Toyota Prius verfolgt und erscheint von der 

Flexibilität her am aussichtsreichsten.

7.1.2.3	 Klassifikation anhand des Elektrifizierungsgrades

Betrachtet man bei Hybridfahrzeugen die Leistungsfähigkeit der Elek-

tromotoren und die Größe des elektrischen Speichers, so lassen sich 

die verschiedenen Stufen der Hybridisierung schnell und einfach vonei-

nander differenzieren, wie in Bild 22 dargestellt ist.
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Bild 22: 	 Klassifikation von 

Fahrzeugen anhand 

des Elektrifizierungs-

grades [WA99]

Der Mikro Hybrid ist ein Grenzfall zwischen Hybridfahrzeug und kon-

ventionellem Fahrzeug, da seine installierte elektrische Motorleistung 

von ca. 2 kW [NA07, VO05] keinen nennenswerten Beitrag zur Fahrlei-

stung liefern kann. Ein leistungsstärkerer Startergenerator ersetzt die 

Lichtmaschine und den Anlasser. 

Der Mild Hybrid hat mit ca. 5 – 25 kW [VO05], [NA07], [AS06] einen 

deutlich leistungsfähigeren Elektroantrieb, der bei niedrigen Fahr-

leistungen kurzzeitig einen emissionsfreien Betrieb ermöglicht. Das 

System ist aufgrund einer direkten Verbindung zwischen den beiden 

Motoren ausgesprochen verschleißarm und hat einen gesteigerten 

Gesamtwirkungsgrad.

Der Voll Hybrid kann aufgrund der Leistungsfähigkeit seiner elektri

schen Komponenten (Motor und Speicher) längere Strecken mit voller 

Fahrleistung rein elektrisch und somit lokal ohne Emissionen zurück

legen. Die Leistung des Elektromotors muss bei dieser Hybridisierungs-

stufe mindestens 50 kW [AS06, TR08] betragen.

7.1.2.4	 Klassifikation entsprechend der Energiebereitstellung

Die zuvor beschriebenen Hybridkategorien lassen sich weiterhin noch-

mals anhand der Ladestrategie des Speichermediums unterscheiden.

Während bei autarken Hybridfahrzeugen die Akkus ausschließlich 

während der Fahrt über einen Generator durch den Verbrennungsmotor 

aufgeladen werden [WA99], können sogenannte Plug-in Hybriden ihre 

Akkus zusätzlich extern an herkömmlichen Haushaltssteckdosen über 

das Niederspannungsnetz aufladen [PU06]. Diese Variante stellt eine 

Erweiterung der Hybrid-Technik dar und erfordert einen Voll-Hybrid-

Antrieb, um größere Strecken rein elektrisch und emissionsfrei zurück-

legen zu können. Der Verbrennungsmotor soll in Zukunft zur Reichwei-

tenerhöhung benötigt werden.
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7.1.3	 Vollelektrische Fahrzeuge

Unter dieser Kategorie werden alle Fahrzeuge zusammengefasst, die 

als Antrieb ausschließlich einen Elektromotor benutzen und die für die 

Fortbewegung benötigte Energie in Form eines Akkumulators mit sich 

führen. Daher werden sie auch als reine Elektrofahrzeuge oder engl. 

Battery Electric Vehicle (BEV) bezeichnet. Der Akku kann wie beim 

PHEV ebenfalls an einer herkömmlichen Steckdose wieder aufgela-

den werden. Andere Konzepte befassen sich mit der Möglichkeit einer 

Schnell-Ladung, bei der deutlich höhere Leistungen übertragen werden 

müssen, dafür aber die Ladezeiten entsprechend verringert werden 

könnten.

7.1.4	 Ladung und Ladestecker

Die benötigten Standard-Ladekonzepte unterscheiden sich in der ange-

strebten Ladeleistung. In einem normalen Haushalt stehen in der Regel 

230 Volt mal 16 Ampere, also 3.680 Watt oder in einer Stunde rund 3,7 

kWh zur Verfügung. Damit ergeben sich bei einem Energiebedarf von 

20 bis 50 kWh – entsprechend einer Fahrtstrecke von etwa 140 bis 

350 Kilometern – pro Ladezyklus sehr lange Ladezeiten von ca. fünf 

bis zwölf Stunden. Interessant wäre daher der Einsatz von Drehstrom, 

wodurch Ladeleistungen von rund 43 kW erreicht werden können.

In Deutschland wurde, zusammen mit Frankreich, der Einsatz eines 7-

poligen Ladesteckers favorisiert. Dieser verfügt neben den drei Phasen, 

Masse und Null-Leiter über zwei Daten-Pins, die auch ohne Strom-

fluss zur Datenübertragung genutzt werden können. Damit können die 

Identifikation des Fahrzeugs und die Freischaltung der Spannungsver-

sorgung realisiert werden. Zusätzlich dienen die Daten-Pins auch zum 

Erkennen des Abziehens des Steckers. Dadurch kann die Bildung eines 

Lichtbogens verhindert und somit eine höchst mögliche Sicherheit im 

Betrieb gewährleistet werden.

Durch den integrierten Datenanschluss ist sichergestellt, dass immer 

eine von zusätzlichen Techniken wie Mobil- oder Kurzstreckenfunk 

(Bluetooth) unabhängige, zuverlässige Datenverbindung zwischen den 

Steuerungen von Ladestation und Fahrzeug besteht.

Der Ladestecker kann eine Leistung von bis zu 43 kW bereitstellen. 

Er stellt die Grundlage für deutschlandweit und möglicherweise euro-

paweit einheitliche Ladestationen dar. Beim Pilotprojekt „e-mobility“ 

von RWE und Daimler in Berlin wird dieser standardisierte Ladestecker 

bereits eingesetzt. In London kommt die Elektrobay der englischen 

Firma Elektromotive zum Einsatz. Hierbei handelt es sich um eine drei-

polige, einphasige Ladestation. Der sichere Betrieb ohne das mögliche 

Auftreten eines Lichtbogens ist durch das Fehlen eines Datenpins hier 

bisher nicht möglich.
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7.1.5	 Elektromobilitäts-Projekte

Im Rahmen der E-Energy Ausschreibung des Bundeswirtschaftsmini-

steriums werden derzeit in sechs Modellregionen in Deutschland erste 

Zentren für „Smart Grids“ aufgebaut. Dabei soll gezeigt werden, wie die 

Energieeffizienz verbessert werden kann, wenn künftig die Energietech-

nik und die Informations- und Kommunikationstechnik noch stärker als 

bisher vernetzt werden. In diesem Zusammenhang wurden zu Beginn 

des Jahres 2009 nochmals zusätzliche Fördermittel bereitgestellt, 

um auch das Thema Elektromobilität mit darstellen zu können, das 

hier sehr enge Berührungspunkte hat. Im Folgenden sind die derzeit 

bekannten Projektvorschläge kurz dargestellt.

RWE wird die bereits laufenden Projekte „E-DeMa“ und „eMobility“ 

verknüpfen. Das Projektkonsortium besteht neben RWE aus ef Ruhr, 

Ewald & Günther und der TU Berlin. Wie bereits in Berlin bei „eMobility“ 

wird auch hier Daimler den Smart electric drive zur Verfügung stellen.

In Berlin wurde bisher nur eine großtechnische Erprobung der Kom-

ponenten durchgeführt. Jetzt wird der Feldtest um 500 Ladestationen 

erweitert, etwa 100 davon sollen öffentlich zugänglich sein und werden 

an öffentlichkeitswirksamen Standorten aufgestellt, sind aber für Elek-

trofahrzeuge reserviert.

Die Anknüpfung an das E-Energy Projekt „E-DeMa“, und damit eine 

Anbindung an das Thema Smart Grid, sieht vor allem die dezentralen 

Speicher, die als Fahrzeugakkus zur Verfügung stehen. Diese können 

sowohl überschüssige regenerative Energien speichern, als auch 

dezentrale Energie einspeisen. Diese Rückspeisung (Vehicle-to-Grid) 

soll hier untersucht werden, insbesondere auch die Bereitstellung von 

Regelenergie. Weitere Punkte stellen die Entwicklung der notwendigen 

Schnittstellen und einer intelligenten Steuerung sowie die Einbindung in 

ein Smart Home dar.

Das Ziel im Hinblick auf den Kunden ist, eine funktionierende Ladeinfra-

struktur zu schaffen und die Erarbeitung innovativer Geschäftsmodelle 

zur Erreichung einer hohen Kundenakzeptanz. 

Das E-Energy Projekt „eTelligence“ versucht in der Modellregion 

Cuxhaven überschüssige Windenergie zu speichern und zwar nicht 

chemisch wie in einer Batterie, sondern in Form von Kälte in Kühlhäu-

sern. Auch in diesem Projekt ist eine Erweiterung um Elektrofahrzeuge 

vorgesehen. Deren Speicher sollen ebenfalls überschüssige regenerativ 

erzeugte Energie (zwischen-)speichern. Das Konsortium besteht aus 

EWE AG, Wilhelm Karmann GmbH und für die Forschung Next Energy 

und OFFIS e.V.

Im Fokus stehen hier vor allem die unterschiedlichen Ladekonzepte, 

wie Schnellladung und Wechselakkus. Ein Schwerpunkt ist hier auch 

die Schnittstellendefinition zwischen Netz und Fahrzeug. Das Fahrzeug 

muss zu Abrechnungszwecken eindeutig identifiziert werden, zusätz-

lich soll auch eine Statusmeldung übertragen werden. Weiterhin ist in 
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diesem Projekt die Entwicklung eines V2G-Controllers geplant. Dieser 

soll interoperabel und hardwareunabhängig sein und über eine intelli-

gente Steuerung verfügen.

Anhand der Informationen, die zur Identifikation an den Ladestationen 

ausgetauscht werden, soll untersucht werden, ob die Nutzung dieser 

Informationen telematische Vorteile bieten könnte.

„MEREGIOmobil“ ist die Erweiterung des E-Energy Projekts „MERE-

GIO“. Im Projektkonsortium sind EnBW, ABB, IBM, SAP, Systemplan 

und das Karlsruhe Institute of Technology KIT. In einem Feldtest in 

Karlsruhe und Stuttgart mit eventueller Erweiterung um Straßburg soll 

die Akzeptanz für Elektromobilität erhöht werden. Neben Elektroautos 

werden auch andere elektrisch betriebenen Fahrzeuge wie E-Roller, 

Pedelecs und Segways betrachtet. Als Testkunden sollen die örtlichen 

Car-Sharing Anbieter mit eingebunden werden. Zusätzlich ist in diesem 

Zusammenhang der Aufbau eines Smart Home als Forschungs- und 

Demonstrationslabor geplant. 

Die Anbindung an MEREGIO wird auch hier vor allem durch die dezen-

tralen Speicher vollzogen. In einem weiteren Schritt wird V2G hinzu-

kommen für die Bereitstellung von Regelenergie. Im Smart Home soll 

ein möglicher Inselbetrieb getestet werden. Ein wichtiges Untersu-

chungsthema ist die Beobachtung der Netzrückwirkungen. Hier werden 

auch die unterschiedlichen Be- und Entladecharakteristiken der Akku-

mulatoren  berücksichtigt.

Neben der Identifikation der einzelnen Fahrzeuge muss über Abrech-

nungssysteme nachgedacht werden. Das System soll offen angelegt 

werden und somit für alle verfügbaren Fahrzeugtypen zugänglich sein. 

In diesem Projekt soll das neue öffentliche Lade- und Abrechnungssy-

stem erprobt werden.

Ein weiteres E-Energy Projekt ist die Modellstadt Mannheim, die ihr Vor-

haben ebenfalls um Elektrofahrzeuge erweitern wird. Neben der MVV 

Energie werden auch IBM, PowerPlus Communications, Papendorf, 

Universität Duisburg Essen, ISET, ifeu, izes und DREWAG mitarbeiten.

Es ist ein Feldtest in Mannheim Wallstadt geplant. Hier soll die Mobili-

tätszentrale Wallstadt als Car-Sharing Modell betrieben werden, wobei 

hier auch das Thema V2G eine Rolle spielt. In diesem Projekt sollen 

die Ein- und Ausspeisevorgänge realer Fahrzeuge auf das Netzverhal-

ten betrachtet werden. Um eine Vorstellung für Massentauglichkeit zu 

bekommen, sollen stationäre Speicher für die Simulation von Be- und 

Entladevorgängen eingesetzt werden. Man erhofft sich erste Erkennt-

nisse hinsichtlich „second hand“ Batterien. Aus Netzsicht möchte man 

versuchen, Durchleitungsentgelte zu minimieren und einzusparen.

Der Feldtest wird die Daten liefern, um Fahrprofile zu ermitteln. Diese 

werden dann mit den Lastprofilen der 3.000 Haushalte, die Teilnehmer 

der Modellstadt Mannheim sind, abgeglichen mit dem Ziel, die Lastkur-

ven der Zukunft zu simulieren.
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Die Modellregion „RegModHarz“ hat regenerative Energieerzeuger 

(Wind, Wasser, Sonne, Biomasse) zu einem virtuellen Kraftwerk ver-

bunden und möchte im Projekt „LEMON“ (Logistic E-Mobility Network) 

damit nun eine komplett emissionsfreie Mobilität unterstützen. Neben 

dem Kraftwerksbetreiber RKWH werden auch die Universität Mag-

deburg, FIFF Magdeburg, ISET, Krebs & Aulich und E.ON Avacon am 

Projekt teilnehmen. Als Endanwender sind die örtlichen Stadtwerke 

vorgesehen. 

Zunächst soll die Region mit 150 Ladestationen und 100 Pilotfahrzeu-

gen ausgestattet werden. Ziel ist es, eine Smart Charging Infrastructure 

aufzubauen. Diese soll direkt in die bestehenden Energieversorgungs-

systeme, wie Netzmanagement und Leitstand, integriert werden. 

Da für das Regenerative Kraftwerk Harz eine gute Vorhersage der Pro-

duktion genauso unabdinglich ist wie der Fahrplan für den Verbrauch, 

möchte man in diesem Projekt eine möglichst zuverlässige Fahrpro-

filklassifizierung, bestehend aus Fahrer, Fahrzeug und Fahrumfeld, 

erarbeiten.

Ein komplettes Mobilitätspaket will das Konzept Better Place [BP07] 

anbieten. Better Place ist eine 2007 von Ex-SAP-Manager Shai Agassi 

gegründete Firma, welche eine flächendeckende Infrastruktur für den 

Massenbetrieb von Elektroautos aufbauen möchte. Mehrere Städte und 

Länder konnten bereits zur Realisierung der Firmenphilosophie über-

zeugt werden, dazu gehören Israel (Inbetriebnahme 2011) und Däne-

mark. In der Planungsphase befinden sich Hawaii, San Francisco Bay 

Area, Ontario und die Südostküste Australiens.

Das Geschäftsmodell von Better Place sieht vor, dass der Kunde ein 

Elektroauto ohne Batterie von einem beliebigen Fahrzeughersteller (im 

Moment nur Renault-Nissan) kauft. Der Akkumulator ist Eigentum von 

Better Place. Die für das Fahren benötigte Energie (Akku und Strom) 

wird von Better Place angeboten. Mit der Unterstützung einer ausgefeil-

ten Software bezahlt der Kunde aber nur gefahrene Kilometer, analog 

zu einem Mobilfunk-Vertrag. 

Geplant sind Batterien mit einer Reichweite von ca. 160 km. Diese 

werden beim Kunden zu hause, am Arbeitsplatz oder auf öffentlichen 

Parkplätzen mit dafür errichteten Stationen aufgeladen. Für längere 

Strecken werden vollautomatische Akkumulatorwechsel-Stationen 

aufgebaut, in denen die entladene Batterie automatisch durch eine volle 

ersetzt wird. Die Fahrzeuge werden grundsätzlich von umweltfreundlich 

erzeugtem Strom aus Windkraftanlagen und Solarkraftwerken angetrie-

ben.

Für die Entwicklung von Elektroautos hat Better Place die Firma 

Renault-Nissan gewonnen. Bei der Entwicklung des Elektroautos arbei-

tet Better Place mit A123Systems zur Entwicklung der Batterie zusam-

men. Genutzt werden sollen Lithium-Ionen-Akkumulatoren, die eine 

Reichweite von 100 Meilen bzw. 160 km gewährleisten sollen [BP07].
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7.2	 Blindleistung und Freiheitsgrade im SmartGrid

7.2.1	 Motivation zur Blindleistung

In den letzten Jahren hat die dezentrale Erzeugung stetig zugenommen. 

Als Folge ist ein erheblicher Aufwand in der Verteilebene notwendig, 

um den Anschluss von dezentralen Erzeugungseinrichtungen an die 

Mittel- und Niederspannungsnetze zu ermöglichen. Gerade in länd-

lichen Verteilnetzen mit hohem Freileitungsanteil ist der Netzausbau in 

der überwiegenden Zahl der Fälle dadurch begründet, dass ansonsten 

das zulässige Spannungsband verletzt würde.

Der Netzbetreiber ist verpflichtet, für alle auftretenden Last- und 

Erzeugungsfälle am Kundenanschluss im Niederspannungsnetz ein 

Spannungsband von 400 V +/- 10 % einzuhalten. In der Vergangen-

heit waren in der Mittel- und Niederspannungsebene im wesentlichen 

Lasten angeschlossen. Der Bezug von typischerweise sowohl Wirk- als 

auch Blindleistung führt dabei zu einem Absinken der Spannung von 

einem maximalen Wert an der Einspeisung aus der überlagerten Net-

zebene auf einen geringeren Wert am Netzanschluss des Kunden (Bild 

23). Beim Anschluss von Erzeugern im Verteilnetz wird die Spannung 

am Anschlusspunkt des Kunden durch die Einspeisung von Wirklei-

stung angehoben. Wird gleichzeitig mit der Wirkleistung auch Blindlei-

stung in das Netz eingespeist (übererregter Betrieb), dann wird dadurch 

die Spannung weiter angehoben. Wird hingegen parallel zur Einspei-

sung von Wirkleistung Blindleistung aufgenommen (untererregter 

Betrieb), dann wird die durch die Wirkleistung bedingte Spannungsan-

hebung teilweise oder ganz kompensiert. 

Bild 23: 	 Spannungsdifferenz 

zwischen dem Kunden-

anschluss und dem 

Netzanschluss an die 

überlagerte Span-

nungsebene beim 

Anschluss von Lasten 

(a) und Erzeugern (b)

Die Möglichkeit einer Erzeugungsanlage, Blindleistung bereit zu stel-

len, hängt von dem zur Einspeisung verwendeten Gerätetyp ab. Die 

gebräuchlichsten Konzepte sind in Tabelle 4 zusammengestellt. Bis 

auf die direkt am Netz angeschlossene Asynchronmaschine sind alle 

Bauformen prinzipbedingt in der Lage, die Blindleistungsbilanz am 

Anschlusspunkt zu regeln. 
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Typ Regelung der Blindleistung möglich Typische Anwendungen

Synchronmaschine (netzsynchron) Ja (Erregerstrom) Kraft-Wärme-Kopplungs-Anlagen 

Größere Wasserkraftanlagen

Asynchronmaschine Nein, stets Blindleistungsaufnahme. 

Kompensation erfordert zusätzliche 

Einrichtung

Klein-KWK-Anlagen 

Klein-Wasserkraftwerke

Spannungs-Zwischenkreis-

Umrichter

Ja, über Ansteuerung des Umrichters Photovoltaik-Anlagen 

Windkraftanlagen mit Synchron- / 

Asynchrongeneratoren und vom Netz 

entkoppelter Drehfrequenz

Doppelt gespeiste Asynchronma-

schine

Ja, über Ansteuerung des Umrichters Windkraftanlagen 

Wasserkraftanlagen

Tabelle 4:	 Bauformen von Generatoren und Möglichkeit der Blindleistungsregelung

7.2.2	 Anforderung an die Regelung von Blindleistung

Wenn die Möglichkeit besteht, dass der Netzbetreiber im Rahmen von 

Smart-Grid-Konzepten auf die Blindleistungsbereitstellung der im Netz 

befindlichen dezentralen Erzeuger Einfluss nimmt, kann dieser Frei-

heitsgrad auf unterschiedliche Weise genutzt werden.

	 Spannungsstabilisierung 

Bei tendenziell zu niedriger Netzspannung wird diese durch Blindlei-

stungseinspeisung angehoben. Bei überhöhter Netzspannung kann 

sie durch Blindleistungsbezug abgesenkt werden.

	 Reduktion der Netzverluste	  

Wenn Blindleistung lokal durch die Erzeugungsanlagen bereitgestellt 

wird und nicht mehr aus dem vorgelagerten Netz übernommen und 

herantransportiert wird, reduziert dies die Netzverluste.

	 Blindleistungsbereitstellung als Systemdienstleistung	  

Blindleistung wird im konventionellen Netz auf der Transportnetze-

bene oder der regionalen Verteilnetzebene (110 kV) durch zentrale 

Kraftwerke bereitgestellt, auf Anforderung des Transportnetzbetrei-

bers. Bereits heute besteht zeitweise die Situation, dass bei starker 

dezentraler Einspeisung und wenigen in Betrieb befindlichen zentra-

len Kraftwerken diese die erforderliche Blindleistung nicht bereitstel-

len können. Technisch und wirtschaftlich wäre die Blindleistungsbe-

reitstellung durch dezentrale Erzeuger sinnvoll. Voraussetzung ist ein 

geeignetes Geschäftsmodell, das den Anlagenbetreiber zur zusätz-

lichen Blindleistungserzeugung motiviert. Wichtig ist auch, dass bei 

der Blindleistungsanforderung an einzelne Anlagen die Einhaltung 

des Spannungsbandes des betroffenen Verteilnetzes berücksichtigt 

werden. Von daher ist das „virtuelle Blindleistungskraftwerk“ stär-

keren Restriktionen unterworfen als das virtuelle Kraftwerk zur Bereit-

stellung von Wirkleistung.
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7.2.3	 Konzepte zur Regelung von Blindleistung

Die Regelung von Blindleistung kann auf verschiedene Weisen erfolgen. 

Dies ist in Bild 24: Möglichkeiten der Blindleistungsregelung gezeigt.

Bild 24: 	 Möglichkeiten der  

Blindleistungsregelung

Aus Netzsicht optimal ist die Online-Anbindung dezentraler Erzeu-

gungsanlagen und die zentrale Vorgabe der Sollwerte für die Blindlei-

stungsregelung der Anlagen. Dies erfordert aber, dass das Netzleitsy-

stem über detaillierte Kenntnis von den tatsächlichen Lastflüssen und 

Spannungen im Netz verfügt.

Den Stand der Technik bei der Blindleistungsregelung stellt die lokale 

(dezentrale) Regelung dar. Die in der bdew-Richtlinie zum Anschluss 

von Erzeugungsanlagen an das Mittelspannungsnetz, Stand Juni 2008, 

als Standard geforderte Regelkonzepte sind in Bild 24 in der rechten 

Auszählung aufgeführt. Diese sind:

	 Vorgabe eines festen Verschiebungsfaktors cosϕ 

Diese Möglichkeit wurde auch in der Vergangenheit bereits einge-

setzt. Der Wert von cosϕ wird üblicherweise so gewählt, dass im 

ungünstigsten Last- und Erzeugungszustand das Spannungsband im 

Netz eingehalten wird. Für alle davon abweichenden Netzzustände 

stellt daher dieser Wert nur einen akzeptablen Kompromiss dar.

	 Vorgabe einer Charakteristik cosϕ(P) 

Bei dieser Charakteristik speist die Erzeugungsanlage typischerweise 

reine Wirkleistung ein (cosϕ=1). Erst ab einer vom Netzbetreiber vor-

zugebenden Wirkleistung wird gleichzeitig Blindleistung bezogen, um 

den Spannungsanstieg zu begrenzen. Auch diese Charakteristik wird 

anhand des ungünstigsten Netzzustands, also maximale Erzeugung 

im Schwachlastfall, parametriert. Für alle anderen Lastzustände führt 

der Blindleistungsbezug zu erhöhten Netzverlusten.

	 Vorgabe einer Charakteristik Q(U) 

Bei dieser Festlegung wird die Spannung am Netzanschlusspunkt 

stabilisiert. Hierzu wird Blindleistung bezogen oder eingespeist, 

wobei eine proportionale Regelung in Form einer Spannungsstatik 

verwendet wird. Um unerwünschte Wechselwirkungen zwischen den 

Anlagen auszuschließen, beinhaltet diese Regelung eine Gradienten-

begrenzung für Änderungen des Blindleistungssollwertes.

Blindleistungsregelung

Zentrale Regelung

	 Optimierung als Funktion  

des Netzleitsystems

Lokale Regelung

	 Fester Sollwert cosϕ

	 Wirkleistungsabhängiger 

Verschiebungsfaktor cosϕ (P)

	 Spannungsabhängige 

Blindleistungsregelung
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9	 Glossar
AES	 Advanced Encryption Standard
AMI	 Advanced-Metering-Infrastruktur
BDSG	 Bundesdatenschutzgesetz
BNetzA	 Bundesnetzagentur für Elektrizität, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen
BPL	 Broadband Power Line
CATV	 Cable TV
CDU	 Customer Display Unit
COSEM	 COmpanion Specification for Energy Metering
DLMS	 Device Language Message specification
DNO	 Distribution Network Operator
DSL	 Digital Subscriber Line
EDL	 Energie-Dienstleister (Zähler)
EDM	 Energie-Daten-Management
eHZ	 Elektronischer Haushaltszähler
EnWG	 Energiewirtschaftsgesetz
ERA	 Energy Retailer Association
FEP	 Front End Processor
FNN	 Forum Netztechnik/Netzbetrieb im VDE
GPRS	 General Packet Radio Service
HAN	 Home-Area-Network
IKT	 Informations- und Kommunikationstechnik 
KNX	 KNX-Feldbus für die Gebäudeautomation, www.knx.org
LAN	 Local Area Network
LV	 Low Voltage
LWL	 Lichtwellenleiter
MDL	 Messdienstleister
MDM	 Meter Data Management
MSB	 Messstellenbetreiber
MUC	 Multi Ultility Communication
MV	 Medium Voltage
NEV	 Netzentgeltverordnung
NIST	 National Institute of Standards and Technology
NOC	 Network Operations Center
OFDM	O rthogonal Frequency Division Multiplex
OMS	O pen Metering System
PEV	 Plug-in Electric Vehicle
PLC	 Power Line Carrier
PRIME	 Power line Related Intelligent Metering Evolution
PSTN	 Plain Simple Telephone Network
PV	 Photo-Voltaic
RF	 Radio Frequency
ROI	 Return on Investment
SCADA	 Supervisory, Control and Data Acquisition
SML	 Smart Message Language
TCP/IP	 Transmission Control Protocol / Internet Protocol
TOU	 Time of Use
VNB	 Verteilnetzbetreiber
WAN	 Wide Area Network
XML	 Extensible Markup Language
ZDM	 Zählerdaten Management System
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