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Dezentrale PV-
Vermarktung starken

Vermarktungsoptionen fur die
systemorientierte Energiewende vor Ort

Berlin, Juni 2023: Rund 70 % der installierten Photovoltaik-Leistung wurde bis-
lang auf Dachern errichtet. Dieser Anteil verdeutlicht das vielerorts ungenutzte
Potenzial von PV-Dachanlagen. Die ErschlieBung dieses Potenzials kann nur ge-
lingen, wenn Geschaftsmodelle fur die Vermarktung von PV-Strom auch fir
Kleinanlagen privatwirtschaftlich abbildbar sind.

Die Vermarktung von PV-Strom kann den Ubergang zu einem marktbasierten Aus-
bau im Kleinanlagensegment unterstiitzen. Allerdings sind Aufwand und Ertrag
bei der herkommlichen Direktvermarktung von kleinen PV-Anlagen oft nicht aus-
gewogen.

Die Vermarktung von PV-Strom aus Kleinanlagen muss wirtschaftlich rentabel
werden. Marktteilnehmer mussen dafir ein Recht auf freie Vermarktung von
Strom und Flexibilitat erhalten und es uneingeschrankt und diskriminierungsfrei
ausiiben konnen.'

Es braucht einfache und unbirokratische Zugange zu allen Flexibilitatsmarkten
sowie systemische Anreize. Flankierend missen technische Vorgaben vereinheit-
licht und energiewirtschaftliche Prozesse konsequent digitalisiert werden.

Dieses Impulspapier zeigt konkrete Ma3nahmen auf, um die dezentrale Direkt-
vermarktung zu starken. Dazu gehoren vereinfachte Rahmenbedingungen fir di-
rektvermarktete PV-Anlagen, ein erleichterter Marktzugang fir flexible Ver-
brauchseinheiten und die systemische Ausgestaltung der Vor-Ort-Versorgung.

! GemiR Artikel 21 Abs. 2 Erneuerbaren Energien Richtlinie II, Richtlinie (EU) 2018/200, Link


https://eur-lex.europa.eu/LexUriServ/LexUriServ.do?uri=CELEX:32018L2001:DE:HTML#d1e2836-82-1

bne | Impulspapier | Seite 2

Inhalt

1. Vermarktungs-Rahmen fiir dezentrale Anlagen vereinfachen
Einfache Regeln fur Herkunftsnachweise aus dezentralen Anlagen
Optionale Vermarktung von nicht-steuerbaren PV-Anlagen ermoglichen
Grenze der Direktvermarktungspflicht anders gestalten
Vereinfachte Anmeldung zur Direktvermarktung fir Anlagen bis 30 kW
Anrechnung der THG-Quote

2. Marktzugang erleichtern
Teilnahme an Flexibilitatsmarkten vereinfachen
Bundesweite Anerkennung von etablierten Vermarktungskonzepten
Recht auf Netzdienstleistungen bei fehlender Netzkapazitat
Zugang zu Flexibilitatsmarkten fur bidirektionales Laden schaffen

O W O O N N\ o0 o ~ N W Ww

-—

3. Vor-Ort-Versorgung ermdglichen



bne | Impulspapier | Seite 3

1. Vermarktungs-Rahmen fiir dezentrale Anlagen vereinfachen

Der Rahmen fiir die Direktvermarktung dezentraler Anlagen muss einfacher werden
und das Potenzial der Digitalisierung voll ausgeschépft werden. Dazu gehort insbeson-
dere, klare und einheitliche Lieferkonstellationen zu definieren, die den unterschiedli-
chen Bediirfnissen und Anforderungen der Anlagenbetreiber und Stromkunden gerecht
werden. AulRerdem sollte ein flexibles Opt-In Modell eingefiihrt werden, das den Anla-
genbetreibern die Moglichkeit gibt, sich freiwillig fiir die Direktvermarktung zu ent-
scheiden oder alternativ andere Vermarktungswege zu nutzen. Der Eintritt in die Di-
rektvermarkung muss bei Inbetriebnahme (Zihlersetzung durch den Netzbetreiber
bzw. wettbewerblichen Messstellenbetreiber) einer PV-Anlage moglich sein. Die Ab-
wicklung und Abrechnung der Direktvermarktung sollte so einfach wie moglich gestaltet
werden, aber den Einsatz digitaler Messsysteme voraussetzen. Die Direktvermarktung
dezentraler PV-Anlagen sollte mit weiteren Mallnahmen flankiert werden.

Einfache Regeln fiir Herkunftsnachweise aus dezentralen Anlagen

Das heutige System der Herkunftsnachweise (HKN) ist auf Gro8anlagen zugeschnitten. Es
lasst mittlere und kleine PV-Anlagen aufien vor. Die Grof3e eines HKN ist heute auf eine Me-
gawattstunde festgelegt und damit nicht auf dezentrale PV-Dachanlagen anwendbar. Ge-
rade bei kleinen Anlagen tibersteigen allein die Registrierungskosten regelmiQig die Erlos-
moglichkeiten. Auch der Wechsel zwischen den Vermarktungsformen innerhalb der ersten 6
Monate ist derzeit zu kompliziert. So muss die Richtigkeit der Angaben im HKN durch einen
externen Umweltgutachter bestétigt werden.

MafRnahmen: Um HKN kiinftig auch dezentralen Anlagen in der Direktvermarktung zu-
ginglich zu machen, bedarf es vereinfachter Verfahren nach Art. 19 der RED II
(EU/2018/2001). So sollten pauschalisierte Verfahren zur Ausstellung von HKN bei Kleinan-
lagen nach installierter Leistung in kWp gelten und der Wechsel der Vermarktungsformen
automatisiert werden. Direktvermarkter sollten die Moglichkeit bekommen, gleichartige PV-
Erzeugungstypen gepoolt qualifizieren zu kdnnen. Die Pflicht zur Begutachtung durch einen
externen Gutachter sollte fiir Anlagen kleiner 100 kW im Rahmen einer De-Minimis-Rege-
lung entfallen. Optional sollte die Ausstellung von Sammel-HKN {iber einen sortenreinen
Solarstrombilanzkreis (,Pooling“) durch Dritte ermdéglicht werden. Die administrativen Pro-
zesse rund um die Ausstellung von HKN sollten flankierend umfassend digitalisiert werden.
Dazu sollten digitale Schnittstellen eingerichtet werden.



bne | Impulspapier | Seite 4

Optionale Vermarktung von nicht-steuerbaren PV-Anlagen erméglichen

Die Steuerungserfordernis fiir dezentrale Photovoltaik-Anlagen verhindert aktuell die for-
derfreie Vermarktung wie sie in anderen EU-Staaten bereits etabliert ist.” Die im §10b EEG
festgelegten Vorgaben zur Direktvermarktung sind fiir PV-Anlagen mit einer Leistung > 100
kWp tiberzogen und entstammen einer Zeit, in der ein forderfreier Ausbau von PV-Anlagen
in weiter Ferne schien. Mittlerweile ist zuverldssige Technik zur Messung und Bilanzierung
der Anlagen jedoch kostengiinstiger geworden und ermdglicht neue Vermarkungsformen.

MaRnahmen: Die Vorgaben zur Direktvermarktung sollten sich auf die Messung und Bilan-
zierung der erzeugten Strommengen beschrinken. Fiir alle Anlagen, die durch ein intelli-
gentes Messsystem (iMSys) angebunden sind oder bei denen dies frither oder spéter der Fall
ist, sollte der Zugang zur optionalen Direktvermarktung erleichtert werden (zwischen 7 kW
bis 100 kW). Dies betrifft insbesondere die Fernsteuerbarkeit. So sollte eine , Sichtbarkeit der
Anlagen“ regelméRig ausreichen. Die Entscheidung, ob zur Messung und Messwertiibertra-
gung auch zusétzlich Steuerungsfunktionen umgesetzt werden (z.B. indem Anlagen markt-
lich geregelt werden), obliegt dauerhaft dem Direktvermarkter (bzw. ist im Direktvermark-
tungsvertrag geregelt). Auf Antrag kann er die Steuerung optional tiber ein iMSys beantra-
gen. Die Verantwortung fiir die Steuerungsfunktion liegt beim Anlagenbetreiber, welcher die
Umsetzung beim MSB beauftragen kann. Eine RLM-Messung ist nicht notig (bei Anlagen bis
100 kW). Anlagen < 7 kW erhalten das Recht sich optional mit einem iMSys zur gesetzlichen
Preisobergrenze des Messstellenbetriebsgesetzes ausstatten zu lassen.

Grenze der Direktvermarktungspflicht anders gestalten

PV-Anlagen mit einer Leistung {iber 100 kW haben in der Praxis oft Schwierigkeiten,
einen Direktvermarkter zu finden, der bereit ist, die Bilanzierungsrisiken fiir schwer
prognostizierbare und geringe Uberschusseinspeisungen zu iibernehmen. Dies fiihrt
dazu, dass Anlagenbetreiber oft keine Angebote finden. Die Erfahrungen der Direktver-
markter zeigen, dass die Risiken der Ausgleichsenergie hdufig die Ertragschancen iiber-
steigen. Dies hat zur Folge, dass die Uberschusseinspeisung reduziert wird oder die An-
lagen bewusst kleiner als 100 kW dimensioniert werden, was wiederum wertvolle Po-
tenziale zur Erzeugung von erneuerbarem Strom ungenutzt lasst.

Mafinahmen: Es wird eine flexible Auslegung der Direktvermarktungspflicht angestrebt.
Anlagenbetreiber erhalten die Méglichkeit, auch wenn ihre installierte Leistung iiber
100 kW liegt, den tiberschiissigen Strom direkt zu vermarkten. Bei Eigenverbrauchsan-
lagen wird die Direktvermarktungsgrenze um einen festen Wert erhéht (zum Beispiel
um 30 kW installierte Leistung). Dadurch kénnte der biirokratische Nachweis iiber die
tatsdchlichen Eigenverbrauchsanteile in vielen Féllen reduziert werden. Wenn die Ei-
genverbrauchsanteile iiber 30 % liegen, kann die Direktvermarktungsgrenze weiter er-
hoht werden, es muss jedoch ein entsprechender Nachweis erbracht werden.

*In Osterreich bieten Dienstleister beispielsweise bereits Einspeisetarife fiir Photovoltaikanlagen an, die sich voll-
standig tiber die Vermarktung an der Strombdérse refinanzieren. Link


https://www.awattar.at/tariffs/sunny
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Vereinfachte Anmeldung zur Direktvermarktung fiir Anlagen bis 30 kW

Noch immer sind die Vorlaufzeiten fiir die Anmeldung zur Direktvermarktung fiir kleine
PV-Anlagen zu lang und die Prozesse zu biirokratisch. Insbesondere Neuanlagen sind
mit einer Reihe von Hiirden konfrontiert, die die Vermarktung von PV-Strom wochen-
bzw. monatelang verzégern konnen. PV-Anlagenbetreiber bzw. beauftragte Direktver-
markter miissen bei der Anmeldung einer Anlage in die Direktvermarktung eine soge-
nannte Marktlokations-Identifikationsnummer (MaLo-ID) angeben. Mit dieser kann
die neue Einspeisestelle von allen Marktakteuren genau identifiziert werden. Die Mal.o -
ID der Einspeisestelle wird gemald derzeit geltenden Geschéftsprozessen zur Kundenbe-
lieferung mit Elektrizitdt (GPKE) durch den Netzbetreiber vergeben. Der Anmeldepro-
zess fiir Neuanlagen erfolgt tiber die Adresse der Anlage per Excel-Tabelle (!). Die MaLo-
ID wird vom Netzbetreiber jedoch in den meisten Fillen erst dann vergeben, wenn die
Fertigmeldung vom Netzbetreiber durchgefiihrt wurde.

Die Fertigmeldung erfordert die technische Inbetriebnahme, das positive Bescheiden
der Netzvertrédglichkeitspriifung, welcher eine Voranmeldung vorausgeht (siehe Abbil-
dung). Dies nimmt teilweise bis zu neun (!) Monate in Anspruch. Erst wenn diese lange
Prozesskette durchlaufen ist und der Netzbetreiber die MaLo-ID am Ende der Prozess-
kette mitgeteilt hat, konnen die Anlagen iiber die Marktprozesse fiir erzeugende Markt-
lokationen (MPES) angemeldet werden.

Dazu kommt, dass die vorgesehenen Vorlauffristen fiir den Wechsel in die Direktver-
marktung von 4 Wochen zum Monatsbeginn bzw. zum Monatsende, zu lange sind und
von den VNB aufgrund fehlender Kompetenz nicht genutzt wird. So finden Kldrungen
zwischen VNB und Lieferant in dieser Zeit oftmals nicht statt. Meist beginnt der VNB
fiinf Werktage vor Beginn der Direktvermarktung die Kommunikation mit der Ableh-
nung der Anmeldung unter Verweis auf ein fehlendes iMSys. Viel zu oft stellt sich dabei
aber heraus, dass der VNB die Marktkommunikation des wMSB nicht verarbeitet hat.
Denn auch hier beherrschen viele VNB die Wechselprozesse im Messwesen (WIM)
nicht. Oftmals sind diese standardmaRig nicht in den jeweiligen Geschiftsprozessen der
VNB implementiert. Meldungen zur Direktvermarktung werden dann abgewiesen, ob-
wohl IMSys ldngst eingebaut wurden.

Abbildung: Prozess Anmeldung Direktvermarktung
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Mafnahmen: Eine Anlage sollte kiinftig bereits einen Tag vor der Inbetriebnahme
(Zdhlersetzung durch den Netzbetreiber bzw. MSB) in die Direktvermarktung gemeldet
werden konnen. Dafiir bedarf es eines klar definierten Prozesses, um eine Anlage digital
in der DV anzumelden. Dazu zdhlt ein passender Anmeldeprozess mit einheitlichem
digitalem Standard, ein Recht auf den Zugang am Strommarkt unter Einhaltung des
bundesweit einheitlichen Standards ab dem Tag der Inbetriebnahme im Rahmen der
EDIFACT-Marktkommunikation fiir die Energiewirtschaft (inkl. entsprechender soft-
wareseitiger Implementierung), spétestens jedoch nach 4 Wochen sowie rechtzeitige
Ausstellung und digitale Mitteilung der notwendigen MaLo vor Inbetriebnahme.
Gleichzeitig bedarf es einer expliziten Pénale auf die Erlosobergrenze ab dem ersten
Tag, fiir den Fall, dass die VNBs dies nicht umsetzten und/oder die notwendigen Pro-
zesse (IT-seitiger Netzanschluss) nicht beherrschen. Dies muss gleichermalfien fiir ver-
zogerte Fertigmeldungen und fehlende Implementierung der WIM gelten.

Anrechnung der THG-Quote

Die derzeitige Ausgestaltung der Anrechnung von elektrischem Strom der E-Mobilitédt im
Rahmen des sogenannten THG-Quoten-Mechanismus behandelt PV-Strom, der von priva-
ten E-Mobilisten zum Laden ihrer Fahrzeuge genutzt wird, genauso wie Graustrom mit ho-
hen fossilen Anteilen. Die Nutzung klimafreundlichen PV-Stroms zum Laden eines Elektro-
mobils wird nicht belohnt. Dadurch werden wichtige Anreizpotentiale der THG-Quote fiir
den Ausbau der Erneuerbaren und den Hochlauf der Elektromobilitéit liegengelassen.

MaRnahmen: Direktbezogener Griinstrom (z.B. aus einer PV-Dachanlage) sollte beim nicht-
offentlichen Laden angerechnet werden konnen (§ 5 der 38. BlImSchV). Daher sollte - zu-
sdtzlich zur bestehenden Graustrom-Regelung - der zur Ladung eines E-Mobils genutzte
und scharf gemessene Strom aus der PV-Anlage als Berechnungsgrundlage anerkannt wer-
den. Voraussetzung sollte lediglich der Verzicht auf einen Zahlungsanspruch nach §19 EEG
sein. Uberschiisse konnten im Rahmen der sonstigen Direktvermarktung vermarktet wer-
den. Anlagenbetreibern sollte ein Wahlrecht eingeriumt werden, um sich entweder {iber
einen Pauschalwert (aktuell 1.943 kWh) THG-Reduktionen anrechnen zu lassen oder den
tatsdchlich gemessenen Verbrauch des Elektromobils beim nicht-6ffentlichen Laden gel-
tend machen zu kénnen.
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2. Marktzugang erleichtern

Im Verteilnetz entstehen im Zuge der Elektrifizierung von Mobilitits- und Warmesektor
hunderttausende neue dezentrale Energieanlagen. Fiir diese Flexibilitdtspotentiale fehlen
im derzeitigen Energiemarktdesign jedoch regulatorische Anreize, um sich an Engpéssen im
Stromnetz zu orientieren und zur Entlastung von Verteilnetz und Gesamtsystem beizutra-
gen. Vielerorts mangelt es schon an der notwendigen Informations- und Kommunikations-
technik im Netz, um Informationen {iber Netzbelastungen zu geben. Entsprechend sind
Standards fiir die notigen Mess-, Kommunikations- und Steuerungsprozesse nicht flachen-
deckend etabliert. Diese Voraussetzung braucht es aber, um marktgetriebene Innovation
und neue digitale Geschdftsmodelle zu erméglichen.

Erst dann wird es moglich sein, Stromertrége aus dezentralen Anlagen kiinftig vollautomati-
siert an der Stromborse zu vermarkten. Ganze Anlagenpools konnen im Verbund virtueller
Kraftwerke Systemdienstleistungen erbringen. Integrierte Anlagenkonzepte mit Speichern,
Elektrofahrzeugen, Warmepumpen oder auch Power-to-heat Lésungen kénnen systemdien-
lich eingesetzt werden.®

Teilnahme an Flexibilitdtsmérkten vereinfachen

Betreiber dezentraler Energiewende-Technologien miissen bisher dhnliche Bedingungen
erfiillen wie GroBkraftwerksbetreiber, wenn sie mit ihren Technologien an Flexibilitdtsmark-
ten teilnehmen wollen. So erfordert die Praqualifikation (PQ) fiir Regelenergie weiterhin
eine separate "Betriebsfahrt" fiir jede einzelne Anlage. Zudem bedarf es einer separaten Ein-
willigung der VNB, wenn Systemdienstleistungen erbracht werden kdnnen.

Mafinahmen: Die PQ-Bedingungen aller Flexibilitdtsmérkte richten sich konsequent an
dezentralen Einheiten aus. Die PQ-Bedingungen der UNB werden unter den Vorgaben des
Art. 15 EU-BMRL verschérft, um "verhéltnisméRige" Verfahren zu schaffen. Bei der Bewirt-
schaftung von Pools von Kleinstanlagen ist die Bezugnahme auf statistische Methoden ein
addquates Mittel, um auf teure Kommunikationsstrecken zu verzichten. Weitere Erleichte-
rungen konnten kiirzere Produktldngen und Verfiigbarkeit sowie kiirzere Vorlaufzeiten zwi-
schen Ausschreibungen und der Regelleistungserbringung bringen. Anpassung §14c EnWG
(papierloser Zugang zu allen Flexibilitdtsmédrkten) sowie Anpassung der "PQ-Bedingungen"
fiir die Regelleistung der UNB.

* siehe , Pilotprojekt von TenneT und Daimler: Automobile Batteriespeicher stabilisieren das Stromnetz“, TenneT,
Februar 2019, Link und , Potenziale dezentraler Flexibilitdt: Welchen Beitrag konnen E-Autos und Warmepumpen
zu einem kosteneffizienten Redispatch leisten?“, TransnetBW, Oktober 2021, Link


https://www.tennet.eu/de/tinyurl-storage/news/pilotprojekt-von-tennet-und-daimler-automobile-batteriespeicher-stabilisieren-das-stromnetz-1/
https://www.transnetbw.de/uploads/2021-10-28-14-09-12-72-1.pdf
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Bundesweite Anerkennung von etablierten Vermarktungskonzepten

Der Anspruch auf Zahlungen nach dem EEG besteht gegen den VNB. Daher miissen die An-
lagen, Messkonzepte, Mess- und Marktlokationen in den IT-Systemen der Netzbetreiber
abgebildet werden. Jedes individuelle Vermarktungskonzept wird gepriift. Zwischen Inbe-
triebnahme und vollstdndiger Marktteilnahme kdnnen so Jahre vergehen.

Mafnahmen: Wie im europdischen Warenverkehr gilt die Vermutung, dass ein in einem
VNB-Gebiet als rechtskonform eingestuftes und etabliertes Vermarktungskonzept von
Energiewende-Technologien auch in allen anderen VNB-Gebieten als rechtskonform gilt.
Eine separate Priifung durch die weiteren VNB findet nicht mehr statt. Hélt ein VNB ein Ver-
marktungskonzept fiir nicht rechtmifig, muss er - und nicht wie heute der Anlagenbetrei-
ber — die BNetzA anrufen. Diese entscheidet dann bundesweit verbindlich fiir alle VNB. Die
Vermarktung muss mit dem Tag vor der Inbetriebnahme méglich sein, d.h. vier Wochen
nach Ubermittlung der notwendigen Informationen bei der digitalen Netzanmeldung. Not-
wendig ist eine Anpassung des § 20 EnWG (Recht auf Netzzugang zu denselben Bedingun-
gen, die bereits in einem anderen Netz gewdhrt wurden) sowie § 19 EEG (der Anspruch nach
dem EEG besteht dann, wenn er bei einem identischen Erbringungskonzept in einem ande-
ren VNB-Gebiet bereits besteht).

Recht auf Netzdienstleistungen bei fehlender Netzkapazitit

Innovative Energiewende-Technologien erhalten heute bei fehlender Netzkapazitédt keinen
Netzzugang zum Markt fiir Netzdienstleistungen. Schon heute lehnen einige VNB Netzan-
schlussantrédge, auch von kleinen PV-Anlagen, ab, weil die Netzkapazitit fiir zusitzliche PV-
Anlagen nicht ausreichen soll. Der Netzausbau wird mit Verweis auf die Kosten abgelehnt.
Anlagenbetreiber konnen dann nur noch versuchen, den Netzausbau auf dem Rechtsweg zu
erzwingen. Dies ist fiir Betreiber von Kleinanlagen unrealistisch. Selbst die Moglichkeit,
stattdessen die Anlagen flexibel zu steuern, um Netzengpésse zu vermeiden, wird den Anla-
genbetreibern mangels eines klar definierten Mechanismus nicht geboten.

MafRnahmen: Regelungen zur Erbringung von Flexibilitétsdienstleistungen werden bun-
desweit ausgestaltet. Der Netzanschluss einer Energiewende-Technologie darf nicht abge-
lehnt werden, wenn die verbleibende Netzkapazitdt noch ausreicht und Anlage netzdienlich
eingesetzt wird (§ 14c EnWG Flexibilititsmechanismus). Hierbei ist ein einheitlicher Ansatz
fiir netzdienliche Flexibilitdt zu wéhlen, mit dem sowohl knappe Kapazitédten fiir Einspeiser
(Solar und Speicher) als auch Verbraucher (Speicher, Ladepunkt, Warmepumpe) adressiert
werden kann. Keiner solchen Energiewende-Technologie sollte mehr der Netzanschluss ver-
weigert werden. Ist die Netzkapazitdt vor Ort nicht ausreichend, wird der Netzbetreiber ver-
pflichtet, Netzausbauplanung geméR § 14d EnWG § 12 EEG) vorzulegen. Ist dies nicht der
Fall, wird eine Ponale auf die Erl6sobergrenze des jeweiligen Netzbetreibers erhoben.
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Zugang zu Flexibilitdtsmirkten fiir bidirektionales Laden schaffen

Bidirektionales Laden hat das Potenzial, Stromnetze stabiler zu gestalten, indem Elektro-
fahrzeuge als voriibergehende Stromspeicher genutzt werden, die im Fall von Leistungsspit-
zen die gespeicherte Energie wieder ins Stromnetz zuriickfiihren und nutzbar machen. Das
Elektrofahrzeug agiert somit als Teil des energiewirtschaftlichen Gesamtsystems und steht
als flexible Leistung zur Verfiigung. Mobile Speicher konnen lokale Flexibilitdtsdienstleis-
tungen fiir Netzbetreiber erbringen, z.B. aktiv fiir Engpassmanagement fiir Redispatch ein-
gesetzt werden und aggregiert benotigte Regelenergie durch gesteuerte Lade- und Entlade-
vorginge den Ubertragungsnetzbetreibern bereitstellen.’ Obwohl eine technische Umset-
zung mit ausgew#hlten Fahrzeugen bereits moglich ist und die Zahl der kompatiblen Fahr-
zeuge schnell zunehmen wird, erlaubt der aktuelle gesetzliche Rahmen bidirektionales La-
den nicht. Eine Vielzahl regulatorischer Hemmnisse beeintrachtigt deren Anwendung.
Elektrofahrzeuge haben aktuell nur eingeschriankte Moglichkeiten, Flexibilitdt marktbasiert
fiir das Stromnetz bereitzustellen oder am Strommarkt zu vermarkten.

Mafnahmen: Die marktgestiitzte Beschaffung von Flexibilitit fiir das Stromnetz durch den
Netzbetreiber muss gestiarkt werden. Die BNetzA sollte dafiir von der Festlegungskompetenz
im § 14c EnWG zur Schaffung standardisierter Marktprodukte fiir Flexibilitdtsdienstleis-
tungen Gebrauch machen. Fiir einige der Geschéftsmodelle im Bereich Flexibilitit fehlt es
bislang an standardisierten Marktprozessen. Fiir marktliche Flexibilitdten enthdlt das EnWG
(§41d Abs. 3 EnWG) bereits eine Festlegungskompetenz der Bundesnetzagentur fiir die Aus-
gestaltung des erforderlichen Informationsaustauschs, der Bilanzierung und der Zahlung
eines angemessenen Entgelts an den Lieferanten. Erst durch den Erlass der Festlegung(en)
wird eine Umsetzung von skalierbaren Geschiftsmodellen moglich. Alternativ kann auch
eine marktgestiitzte Beschaffung von Flexibilitdt im Rahmen des 14a EnWG anvisiert wer-
den.

Wichtig im Zusammenhang mit bidirektionalem Laden ist die Gleichstellung der mobilen
Speicher mit den stationdren Speichern. Hier miissen gleiche Rahmenbedingungen gelten.
Der bne hat diese und weitere Mafnahmen, um bidirektionales Laden zu erméglichen, in
einem separaten Positionspapier weiter ausgefiihrt.

* Positionspapier zu notwendigen regulatorischen Anpassungen im Kontext des bidirektionalen Ladens, Initiative
,Bidirektionales Laden“, Marz 2022, Link


https://www.bne-online.de/de/news/detail/bne-positionspapier-bidirektionales-laden-von-elektrofahrzeugen/
https://ceco.de/user/pages/downloads/14.bidirektionales-laden-von-eautos-als-schlussel-zur-flexibilisierung-des-energiesystems/Initiative%20Bidirektionales%20Laden%20Positionspapier%20M%C3%A4rz%202022.pdf
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3. Vor-Ort-Versorgung ermoglichen

Neben den oben beschriebenen MaBnahmen, welche die Voraussetzungen fiir die marktba-
sierte und flexible Vermarktung ins Netz eingespeister Strommengen bilden, braucht es zu-
dem eine systemorientierte Ausgestaltung der Energiewende vor Ort. Bis heute existiert
kein schliissiger Rechtsrahmen fiir sektorengekoppelte Versorgungsmodelle in Quartieren
oder Einzelobjekten. Hier braucht es Regelungen, die die physische Nutzung lokal erzeugter
Energie fiir alle Akteure (Mieter, Vermieter, WEGs und Unternehmen) erméglicht, dezent-
rale Stromlieferungen vereinfacht und gleichzeitig die sektoreniibergreifende Nutzung von
Flexibilitdten anreizt.

Die Weiterentwicklung von gemeinschaftlicher Versorgung aus lokalen erneuerbaren
Energien zu einem umfassenden Vor-Ort Versorgungsansatz, der iiber einzelne Gebidude
hinaus geht und den Zusammenschluss von verschiedenen Anlagenbetreibern und Ver-
brauchern auf lokaler Ebene erméglicht, ist von zentralem strategischem Interesse fiir die
dezentrale Versorgung mit Photovoltaik.

In unseren direkten Nachbarldndern existieren bereits weitreichende Regelungen, die die
Kostenvorteile der Vor-Ort Versorgung aus erneuerbaren Energien Verbraucherinnen und
Verbrauchern zugutekommen lassen. Deutschland braucht hier sein eigenes Modell, das
die spezifischen Gegebenheiten der Energieversorgung und -infrastruktur beriicksichtigt.
Folgende Regelungen gilt es grundsétzlich zu treffen. Damit wiirde man auch den vorgese-
henen Regelungen zu Active Customers und Energy Sharing im Entwurf der EU-Kommis-
sion zur Reform des Strommarktes Rechnung tragen:

¢ FEigenstindige Rechtsdefinition fiir gemeinschaftliche Versorgung aus erneuerba-
ren Energien: Zusitzlich zur gemeinschaftlichen Energieversorgung im Rahmen
von Kundenanlagen kénnen Erneuerbare-Energien-Gemeinschaften gebildet wer-
den und Strom auf der Niederspannungsebene (Bezugspunkte Ortsnetz-Trafo fiir
lokale Gemeinschaften sowie Sammelschiene eines Umspannwerks fiir regionale
Gemeinschaften bilanziell verrechnet werden)

¢ Digitales Abrechnungskonzept etablieren: Die bilanzielle Verrechnung von Strom-
mengen in diesen Konstellationen muss energiewirtschaftlich sauber regelt werden.
Digitale Infrastruktur kann hier einen wertvollen Beitrag leisten. Virtuelle Abrech-
nung von verschiedenen Verbrauchs- und Erzeugungseinheiten ist technisch schon
heute moglich. Es fehlt aber an einer klaren Vorgabe der Regulierungsbehérden.

e Perspektivisch braucht es dariiber hinaus eine Reform der Netzentgelte, die dezent-
rale Vor-Ort Energiekonzepte in angemessener Hohe an den Systemkosten der Inf-
rastruktur beteiligt und dazu finanzielle Anreize setzt, die sich am Verteilnetz vor
Ort orientieren. Die zunédchst noch fehlende Neuregelung der Netzentgelte soll je-
doch die Entwicklung von Vor-Ort Versorgung nicht aufhalten, denn diese benoti-
gen eine Hochlaufphase, genau wie eine Netzentgeltreform eine Diskussions- und
Einfiihrungsphase bendtigen wird. Mit dieser Begriindung noch jahrelang auf



bne | Impulspapier | Seite 11

Konzepte zu verzichten, die vor Ort echte Lésungen darstellen, ist nicht zeitgemaQ.
Ziel ist eine neue, systemorientierte Regulierungslogik, die auf der einen Seite Ver-
marktungsoptionen fiir dezentrale Energiekonzepte erméglicht und auf der ande-
ren Seite systemorientiertes Verhalten anreizt. Reduzierte Netzentgelte zur Forde-
rung wie bspw. in Osterreich ohne eine entsprechende Reform lehnen wir hingegen

ab.

Bundesverband Neue Energiewirtschaft (bne)
Der bne verbindet Wettbewerb, Erneuerbare und Innovation im Energiemarkt.
Seine Mitgliedsunternehmen losen alte Grenzen auf und setzen die Krafte der

Energiewende frei.




