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Die Energiewende ist ein Paradigmenwechsel, hin zu 

einem dezentraleren Energiesystem, in dem Privatper-

sonen eine wichtige Rolle spielen. 

Entsprechend finden aktuell zahlreiche regulatorische 

Entwicklungen statt, die den Rahmen für Investitionen 

in die Energiewende, sowie die Hebung von lokalen 

Flexibilitäten maßgeblich verändern.  

Auch die Einführung von Energy Sharing in § 42c 

EnWG ist ein Zeichen für die steigende Rolle von Pri-

vatpersonen im Energiesystem, die nun auch selbst-

bestimmt einen Teil ihrer Versorgung organisieren 

können. Energy Sharing muss somit im breiteren Kon-

text der bestehenden bzw. anstehenden Mechanis-

men gedacht werden.  

In diesem Whitepaper werden relevante, existierende 

und geplante Mechanismen dargestellt, und folgende 

Thesen vorgestellt: 

- Energy Sharing kann nach dem geplanten 

Entfall der EEG-Vergütung Privatpersonen 

dazu anreizen, größere PV-Anlagen und 

Speicher zu planen, als zur Deckung ihres Ei-

genverbrauchs notwendig wäre. 

- Die Rolle von Energiegenossenschaften im 

Energiesystem kann durch Energy Sharing 

zunehmen. Insbesondere werden so auch 

neue Möglichkeiten der Teilhabe für städti-

sche Bevölkerungen geschaffen. 

- Ein wichtiger Mehrwert von Energy Sharing 

Communities entsteht durch die Möglichkeit 

des koordinierten Einsatzes von Flexibilitäten. 

-  

-  

-  

 

- Neben der intrinsischen Optimierung der 

Community (Eigenverbrauchsoptimierung) 

bietet dies auch die Möglichkeit, aggregierte 

Flexibilitäten für Netz und System zur Verfü-

gung zu stellen. Energy Sharing Communities 

können im Rahmen von Redispatch 3.0 

und/oder im Rahmen von flexiblen Netzan-

schlussvereinbarungen mit Verteilnetzbetrei-

bern gleichzeitig das System unterstützen, 

und ihre Wirtschaftlichkeit stärken. 

All diese Thesen werden im Rahmen des Forschungs-

projekts tiefergehend untersucht. Insbesondere wird 

analysiert, welche Rahmenbedingungen zu berück-

sichtigen sind, und mit welchen Umsetzungen diese 

Ziele erreicht werden können. 

Wir freuen uns über den Austausch mit der Branche 

zu diesen Themen. Kommen Sie gerne auf uns zu!  

  

Kurzzusammenfassung 

Wer sollte das Whitepaper lesen? 

• Energiegenossenschaften 

• Netzbetreiber, die verstehen möchten, wie sie bestmöglich mit Energy Sharing Communities intera-

gieren können 

• Anbieter von EMS-Lösungen, die verstehen möchten, welche Besonderheiten sie bei Energy Sharing 

Communities bzw. Energy Sharing Teilnehmern berücksichtigen sollen 

• Aggregatoren, die als Dienstleister für Energy Sharing Communities auftreten möchten 
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Dieses Whitepaper ist das vierte in unserer Veröffentli-

chungsserie zu den Chancen, Optionen und Fragen 

rund um den neuen § 42c EnWG und dem aktuellen 

Rechtsrahmen. 

1. Gesetzliche Premiere für Energy Sharing – 

Rahmenbedingungen & nächste Schritte 

2. Perspektiven für Kundenanlage, Mieterstrom 

& Quartiere 

3. Datenaustausch bei der Umsetzung von 

Energy Sharing nach § 42c EnWG 

4. Zusammenspiel von Energy Sharing mit 

anderen energiewirtschaftlichen Mecha-

nismen 

 

Im Zuge der Energiewende wird die Erzeugung von 

Strom zunehmend dezentral. Dies bietet neue Mög-

lichkeiten für Privatpersonen, die in dem Energiesys-

tem eine wichtigere Rolle als zuvor einnehmen.  

Auf europäischer Ebene wurden mit der Renewable 

Energy Directive II und der Elektrizitätsbinnenmarkt-

richtlinie 2018 und 2024 neue Konzepte eingeführt, 

die die Rolle von Letztverbraucher:innen im Energie-

system neu definieren.12 

Als einzelne Person wurde der Endkunde vom reinen 

Verbraucher zum Prosumer oder Flexumer (EE-Eigen-

verbrauchende bzw. aktiver Kunde), der seinen eige-

nen EE-Strom erzeugt und verbraucht, seinen Ver-

brauch entsprechend optimiert, von dynamischen 

Tarifen profitiert bzw. auf diese reagiert, und seine 

Flexibilitäten über einen Aggregator netz- und sys-

temdienlich vermarktet.  

Darüber hinaus wurde im EU-Recht die Möglichkeit 

des gemeinschaftlichen Betriebs von EE-Anlagen zum 

gemeinschaftlichen Eigenverbrauch, sowie des direk-

ten Teilen von Strom zwischen Privatpersonen, also 

zwei mögliche Formen des Energy Sharings, definiert. 

Die EU verfolgt mit diesen Richtlinien primär das Ziel, 

Privatinvestitionen in die Energiewende anzureizen 

 
1 RED II - EU 2018/2001 

2 Elektrizitätsbinnenmarktrichtlinie – EU 2024/1711 

3 EWS Schönau und FfE e.V. - Flexibilisierung des Stromsystems: Bei-

trag von Energy Sharing für Netz-, System- und Marktdienlichkeit 

und die Vorteile der Energiewende möglichst für alle 

Verbraucher greifbar zu machen, um die Akzeptanz 

für die Energiewende zu stärken. In beiden Fällen geht 

es übergeordnet darum, die Energiewende zu be-

schleunigen, und möglichst kosteneffizient umzuset-

zen. 

In der Literatur wird Energy Sharing meistens mit fol-

genden Zielen und möglichen Mehrwerten assozi-

iert.34 

Zubausteigerung durch private Investitionen 

Energy Sharing bietet Prosumern die Möglichkeit, ih-

ren eigenerzeugten Strom direkt an Privatpersonen zu 

verkaufen. Tendenziell soll Energy Sharing somit dazu 

führen, dass in größere PV-Anlagen investiert wird, als 

zur reinen Deckung des Eigenverbrauchs notwendig. 

So sollen möglichst viele Dachflächen ausgenutzt und 

Kosten pro installierte kWp reduziert werden. 

Energy Sharing im Rahmen von Energiegenossen-

schaften bietet außerdem eine Möglichkeit für Ein-

wohner von Mehrfamilienhäusern, in gemeinschaftli-

che Freiflächen-PV-Anlagen (oder Windräder) zu 

investieren, und den Strom direkt zu verbrauchen. So-

mit sollen weitere Privatinvestitionen in Erzeugungs-

anlagen angereizt werden. Gleiches gilt für Konzepte 

mit kommunaler Beteiligung. 

Schließlich kann Energy Sharing auch Investitionen in 

Batteriespeicher anreizen – typischerweise im Rahmen 

von Energiegenossenschaften. 

In allen Fällen entsteht der Mehrwert aus volkswirt-

schaftlicher Perspektive dadurch, dass zusätzliches Ka-

pital für die Energiewende mobilisiert wird.  

Teilhabe an der Energiewende – auch für vul-

nerable Verbrauchergruppen – und Akzeptanz 

Aktuell profitieren vorwiegend Einwohner von Einfa-

milienhäusern von der Energiewende. Durch Energy 

4 Umweltbundesamt – Energy Sharing Bestandsaufnahme und Struk-

turierung der deutschen Debatte unter Berücksichtigung des EU-

Rechts 

Einleitung 

https://eur-lex.europa.eu/eli/dir/2018/2001/oj/eng
https://eur-lex.europa.eu/legal-content/DE/TXT/?uri=OJ:L_202401711
https://www.ews-schoenau.de/export/sites/ews/ews/.files/studie-energy-sharing-ews-ffe.pdf
https://www.ews-schoenau.de/export/sites/ews/ews/.files/studie-energy-sharing-ews-ffe.pdf
https://www.umweltbundesamt.de/system/files/medien/11850/publikationen/06112023_46_2023_cc_energy_sharing.pdf
https://www.umweltbundesamt.de/system/files/medien/11850/publikationen/06112023_46_2023_cc_energy_sharing.pdf
https://www.umweltbundesamt.de/system/files/medien/11850/publikationen/06112023_46_2023_cc_energy_sharing.pdf
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Sharing sollen auch Einwohner in Mehrfamilienhäuser, 

die keine eigene Dachfläche haben, oder vulnerable 

Gruppen, die nicht in eine PV-Anlage investieren kön-

nen, einen direkteren Bezug zur Energiewende haben.  

Ein Teil ihres Verbrauchs kann durch Strom einer EE-

Anlage in der Umgebung gedeckt werden. Diese An-

lage kann von einem Prosumer, einer Genossenschaft 

oder einer Kommune betrieben werden. Der Preis für 

den geteilten Strom kann tendenziell geringer sein, 

als ein normaler Tarif, und kann auch zu einer erhöh-

ten Preissicherheit führen. 

Ein indirekter, dennoch wichtiger Effekt ist, dass die 

Vorteile der Energiewende somit für alle greifbar wer-

den sollen, wodurch die Akzeptanz für die Energie-

wende in der Bevölkerung erhöht werden soll.  

Typischerweise für Wind-Anlagen wird der „not-in-

my-Backyard“-Effekt zunehmend zum Problem. 

Energy Sharing kann dazu beitragen, die Attraktivität 

von Projekten in der eigenen Umgebung zu erhöhen. 

Reduktion des Netzausbaubedarfs 

Ein drittes Ziel, dass mit Energy Sharing assoziiert 

wird, ist die Reduktion des Netzausbaubedarfs. Hin-

tergrund dafür ist, dass das Teilen von Strom im Rah-

men von Energy Sharing in der Regel nur im räumli-

chen Zusammenhang erlaubt ist.  

Eine mittel- bis langfristige Konsequenz soll sein, dass 

Investitionen in lastnahe-Erzeugungsanlagen ange-

reizt werden, wodurch der Netzausbaubedarf redu-

ziert werden könnte. 

Außerdem wird erhofft, dass der Verbrauch von loka-

lem Strom den Bedarf für Reststrom aus höherliegen-

den Netzebenen reduziert, und Energy Sharing somit 

einen engpassentlastenden Effekt haben kann. Hier 

muss jedoch betont werden, dass die Netzentlastung, 

wenn überhaupt, nur unter der Bedingung einer An-

passung des Verbrauchsverhaltens stattfinden kann. 

Eine reine bilanzielle Zuordnung von Strommengen 

hat aus Netzperspektive keinen Effekt. 

Eine systemisch mehrwertstiftende Integration von 

Energy Sharing setzt voraus, dass der lokale Ver-

brauch aktiv in Einklang mit der lokalen Erzeugung 

gebracht wird, und Flexibilitäten entsprechend geho-

ben werden. Einerseits können so die Mehrwerte für 

die Teilnehmenden erhöht werden (höhere Eigenver-

brauchsquote bzw. höherer Autarkiegrad, und ent-

sprechend reduzierte Stromkosten). Andererseits kann 

nur unter der Voraussetzung einer gut durchdachten 

Integration in das Energiesystem und insbesondere 

das lokale Netz, und den entsprechenden 

Anreizsetzungen, eine Netzentlastung durch Energy 

Sharing erfolgen. 

Neben Energy Sharing gibt es zahlreiche weitere Me-

chanismen, die ähnliche Ziele – Investitionen, Teilhabe 

und Reduktion des Netzausbaubedarfs - adressieren. 

Dabei entwickelt sich das regulatorische Umfeld aktu-

ell höchst dynamisch durch zahlreiche Überarbeitun-

gen von Gesetzen, wie beispielsweise die angestrebte 

EEG-Novelle oder das Netzpaket. Zudem arbeitet die 

Bundesnetzagentur (BNetzA) an einer Neufassung der 

Netzentgeltsystematik mit absehbar weitreichenden 

Anpassungen für die Branche.  

In diesem Paper geht es darum darzustellen, wie 

Energy Sharing mit diesen Mechanismen zusammen-

spielen kann. Es wird adressiert, inwiefern Energy Sha-

ring mit diesen Mechanismen konkurriert, wie die Pri-

orisierung und Abgrenzung erfolgen kann (bzw. was 

dabei zu berücksichtigen ist), und welche Synergien 

und Lösungsräume existieren, damit Energy Sharing, 

in Kombination mit diesen Mechanismen, die richti-

gen Anreize setzt. 

Das Whitepaper ist nach folgender Struktur organi-

siert: 

• Kapitel 1 analysiert Anreizmechanismen für 

Investitionen in die Energiewende (Erzeu-

gung und Speicher) durch Privatpersonen, 

Auswirkungen auf Teilhabe und Akzeptanz, 

und den möglichen Beitrag von Energy Sha-

ring 

• Kapitel 2 gibt einen Überblick der Mechanis-

men zur Hebung von lokalen Flexibilitäten. 

Insbesondere wird analysiert, wie Energy 

Sharing einen netz- und systemdienlichen 

Beitrag leisten könnte. 
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Im Jahr 2026 sorgen zahlreiche regulatorische Diskus-

sionen und Verfahren für tiefgreifende Transformatio-

nen in der Energiewirtschaft. Die geleakten Entwürfe 

des Netzanschlusspakets (Netzpaket) und der Novelle 

des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG-Entwurf) lei-

ten einen Paradigmenwechsel in der deutschen Ener-

giewende ein. Der Ausbau erneuerbarer Energien soll 

künftig stärker an den Systemkosten orientiert sein 

und insbesondere die Marktintegration der Anlagen 

in den Mittelpunkt stellen. Gleichzeitig sollen die An-

lagen synchronisiert werden zum Netzausbau, um so 

Netzausbaukosten, Redispatchkosten und volkswirt-

schaftliche Ineffizienzen zu reduzieren. Dies verändert 

die ökonomischen Grundbedingungen für die Investi-

tion von Bürgern in die Energiewende. 

In diesem Kapitel soll zunächst aufgezeigt werden, 

welche Anreizmechanismen in der Vergangenheit und 

im Status Quo eingesetzt wurden, um private Investi-

tionen in erneuerbare Energien anzureizen. Darauffol-

gend werden die Auswirkungen der potenziellen Ge-

setzesänderungen auf private Investitionen im 

Kontext von Energy Sharing von Prosumern im Ver-

gleich zu alternativen Vermarktungsformen, wie der 

unentgeltlichen Abnahme analysiert.  

Im nachfolgenden Abschnitt wird der Blick auf das 

Zukunftsbild von Genossenschaften erweitert und die 

Möglichkeiten zur Teilhabe an der Energiewende, ins-

besondere von vulnerablen Gruppen diskutiert. Zum 

Schluss werden Möglichkeiten aufgezeigt, wie Energy 

Sharing neben Erzeugungsanlagen auch den Ausbau 

von Batterien unterstützen kann. 

1.1 Wie bislang private Investitionen 
von Bürgern angereizt wurden 

Private Investitionen von Bürgerinnen und Bürgern in 

erneuerbare Energien wurden in Deutschland maß-

geblich durch die Einführung der Einspeisevergü-

tung stimuliert. Bereits das Stromeinspeisungsgesetz 

von 1991 und insbesondere das ab 2000 geltende 

EEG etablierten feste Vergütungssätze, 20‑jährige För-

derzeiträume sowie einen gesetzlich garantierten Ein-

speisevorrang. Diese Instrumente reduzierten 

 
5 Institut für Trend- und Marktforschung - Eigentümerstruktur: EE 

Markt- und Erlösrisiken erheblich und schufen einen 

verlässlichen Investitionsrahmen, der erstmals breite 

Bevölkerungsschichten als Investoren einband. In der 

Folge entfiel zeitweise ein Anteil von über 40 Prozent 

der installierten erneuerbaren Leistung auf bürger-

nahe Eigentümerstrukturen. 5 

Mit der EEG-Novelle 2016 wurde das Förderregime 

grundlegend umgestaltet. Die schrittweise Einführung 

wettbewerblicher Ausschreibungen ersetzte die festen 

Vergütungen und erhöhte die Anforderungen an Pla-

nung, Kapitalausstattung und Risikotragfähigkeit. 

Dadurch verschlechterten sich die Investitionsbedin-

gungen für dezentrale und bürgergetragene Projekte 

relativ zu solchen professioneller und institutioneller 

Marktakteure. Zwar führten nachfolgende EEG-Novel-

len, insbesondere ab 2017, spezifische Sonderrege-

lungen und Ausschreibungsbefreiungen für Bürger-

energieprojekte sowie kleinere Photovoltaikanlagen 

ein, dennoch verringerte sich der relative Anteil bür-

gerlicher Investitionen zugunsten großskaliger, markt-

orientierter Projekte. 

Insgesamt lässt sich feststellen, dass die Reformen 

den Ausbau erneuerbarer Energien beschleunigten, 

dabei jedoch die ursprünglich stärker bürgerorien-

tierte Ausrichtung des EEG zugunsten marktorien-

tierter Strukturen teilweise zurücktrat. Befördert wird 

diese Entwicklung durch die aktuell in der Diskussion 

befindlichen Gesetzesnovellen.  

Im folgenden Kapitel soll ein Ausblick gegeben wer-

den, inwiefern sich diese auf Investitionsanreize für 

Prosumer auswirken könnten. 

1.2 Wie private Investitionen von 
Prosumern ab 2027 angereizt 
werden sollen 

Der Entwurf der EEG-Novelle stellt einen fundamenta-

len Bruch innerhalb des Förderregimes von insbeson-

dere kleinen PV-Aufdachanlagen dar. Mit der Ab-

schaffung der Einspeisevergütung (und 

Marktprämie) für Neuanlagen mit einer installierten 

Leistung kleiner 25 kW will der Gesetzgeber zum 

1. Investitionen und Teilhabe 

https://www.trendresearch.de/studien/23-01174-4.pdf
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einen die Förderkosten substanziell senken und zum 

anderen den Weg zur stärkeren Markt- und Systemin-

tegration dieses Anlagensegments einleiten. Zielbild 

ist eine Abkehr des früheren Prinzips „produce and 

forget“ hin zu einer an marktlichen Preissignalen ori-

entierten Einspeisung. Begründet wird die Abschaf-

fung der Förderung mit gesunkenen Anschaffungs-

kosten und einer bereits bestehenden 

Wirtschaftlichkeit bei hohen Eigenverbrauchsquoten.  

1.2.1 Welche Möglichkeiten Prosumer zur 

Stromvermarktung ab 2027 haben 

sollen 

Für den Umgang mit nicht selbst verbrauchtem 

Überschussstrom sieht der EEG‑Entwurf mehrere neue 

oder angepasste Vermarktungsformen vor, die im 

Folgenden kurz dargestellt werden. 

Netzbetreiberabnahme in der Variante befristeter 

Marktwertdurchleitung 

Die Netzbetreiberabnahme mit befristeter Marktwert-

durchleitung können Neuanlagen mit einer installier-

ten Leistung kleiner 25 kW, die im Kalenderjahr 2027 

in Betrieb gehen bzw. Neuanlagen mit einer installier-

ten Leistung kleiner 10 kW, die im Kalenderjahr 2028 

in Betrieb gehen, nutzen.6 Dabei nimmt analog zur 

Einspeisevergütung der Netzbetreiber die Energie-

mengen ab und reicht sie an den ÜNB weiter. Dieser 

vermarktet die Energiemengen aggregiert am Strom-

markt und reicht die durchschnittlichen energieträ-

gerspezifischen Erlöse abzüglich der durchschnittli-

chen Vermarktungskosten (§ 53 EEG 2023) an die 

Anlagenbetreiber weiter. Dieses Übergangsmodell en-

det jedoch spätestens nach einer Laufzeit von zwei-

einhalb Jahren oder 3 Monate nach Ausstattung der 

Anlage mit einem iMSys und einer Steuerungseinrich-

tung. Dadurch wird Sorge getragen, dass auch für 

diese Anlagen der Grundsatz der verpflichtenden Di-

rektvermarktung künftig Anwendung findet (§ 25 

Abs. 1a EEG 2027). 

Netzbetreiberabnahme in der Variante 

Unentgeltliche Abnahme 

Prosumer können den Überschussstrom ihrer Anlage 

auch im Kontext der unentgeltlichen Abnahme an den 

Netzbetreiber ohne Vergütung abtreten. Hierfür müs-

sen sie nach § 9 EEG-Novelle ihre Anlagen mit techni-

schen Einrichtungen ausstatten, sodass der Netzbe-

treiber jederzeit die Einspeiseleistung reduzieren 

kann. 

 
6 Demnach handelt es sich hierbei um eine Übergangsregelung, die 

2028 ausläuft. 

Nulleinspeisung 

Alternativ dazu kann die Einspeisung am Netzan-

schlusspunkt auf null reduziert werden. Für diese 

Nullspeiseanlagen werden die Anforderungen an die 

Steuerungstechnik nach § 9 EEG abgeschafft. 

Sonstige Direktvermarktung 

In diesem Modell veräußern Anlagenbetreiber ihren 

Strom an Dritte (Direktvermarkter), ohne eine EEG-

Zahlung in Anspruch zu nehmen (§ 21a EEG). Für den 

vermarkteten Strom können sie Herkunftsnachweise 

erhalten und daraus zusätzliche Erlöse generieren.  

Nach § 21a Abs. 2 EEG-Entwurf gilt der neu einge-

führte Rückzahlungsmechanismus auch für Anlagen in 

der sonstigen Direktvermarktung. Dieser entfällt je-

doch, sofern diese Anlagen keinen Anspruch auf För-

derung im Rahmen des Marktprämienmodells haben, 

was für Anlagen kleiner 25 kW zutreffend ist.  

Nach § 10b EEG-Entwurf müssen künftig auch die An-

lagenbetreiber von Anlagen mit einer installierten 

Leistung kleiner 25 kW technische Einrichtungen in-

stallieren, mit denen der Direktvermarkter jederzeit 

die Ist-Einspeisung abrufen kann und die Einspeise-

leistung ferngesteuert regeln kann. Dem Direktver-

markter muss auch das Recht hierfür eingeräumt wer-

den. Ab 2028 ist diese Funktionalität über das Smart 

Meter Gateway (SMGW) verpflichtend abzubilden, je-

doch können alternative Lösungen gewählt werden, 

sofern diese die Standards und Empfehlungen des 

Bundesamtes für Sicherheit in der Informationstech-

nik (BSI) berücksichtigen. 

Netzbetreiberabnahme in der Variante 

Anschlussförderung 

Für ausgeförderte Anlagen, mit einer installierten 

Leistung unter 100 kW, die keine Windenergieanlagen 

an Land sind, entfällt im EEG-Entwurf die geförderte 

Anschlussvergütung. Diese Anlagen werden der neu 

geschaffenen Veräußerungsform Netzbetreiberab-

nahme in der Variante Anschlussförderung zugeord-

net. Die Systematik folgt der Variante der Marktwert-

durchleitung. Anlagenbetreiber erhalten demzufolge 

nach § 23b EEG-Entwurf weiterhin die Möglichkeit, 

den Strom an die Netzbetreiber abzutreten, erhalten 

dafür jedoch nur noch den Jahresmarktwert abzüglich 

der Vermarktungskosten der ÜNB, höchstens jedoch 

10 ct/kWh. Ab Einbau eines iMSys wird der Abzug der 

Vermarktungskosten halbiert (§ 53 EEG-Entwurf). Die-

ses Modell läuft nach § 25 EEG-Entwurf befristet bis 

Ende 2032.  
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1.2.2 Welche dieser Vermarktungsformen 

sind für Prosumer am attraktivsten 

Der EEG‑Entwurf schafft für Prosumer mit Photovol-

taik‑Aufdachanlagen unter 25 kW ein grundlegend 

verändertes Anreizgefüge. Durch den Wegfall einer 

garantierten Einspeisevergütung und die gleichzeitige 

Einführung technisch und administrativ anspruchsvol-

ler Vermarktungsoptionen verschiebt sich der wirt-

schaftliche Fokus deutlich weg von der Netzeinspei-

sung hin zu einer weitgehenden Eigenverbrauchs-

optimierung. Insbesondere Investitionen in Strom-

speicher und sektorgekoppelte Anwendungen wer-

den gegenüber der Einspeisung systematisch begüns-

tigt. 

Die im Entwurf vorgesehene befristete Netzbetrei-

berabnahme mit Marktwertdurchleitung stellt kurz-

fristig zwar eine für den Anlagenbetreiber einfache 

Möglichkeit der Überschussverwertung dar, ist jedoch 

explizit als Übergangsmodell ausgestaltet. Mit dem 

verpflichtenden Einbau intelligenter Messsysteme und 

Steuerungseinrichtungen für alle Leistungsklassen 

entfällt diese Option, sodass sie für langfristige Inves-

titionsentscheidungen nur eingeschränkt relevant ist. 

Für Neuanlagen ab 2027 bietet sie daher lediglich 

eine temporäre Absicherung, nicht jedoch eine nach-

haltige Erlösperspektive. 

Vor diesem Hintergrund gewinnen alternative Ver-

marktungsformen, insbesondere die sonstige Direkt-

vermarktung, an relativer Bedeutung. Innerhalb dieses 

Modells eröffnen sich durch Energy‑Sharing‑Konzepte 

nach § 42c EnWG grundsätzlich neue Erlöspotenziale. 

Allerdings stehen diesen Potenzialen erhebliche 

Markteintrittsbarrieren gegenüber. Die Fixkosten für 

Mess‑ und Steuerungsinfrastruktur sowie die admi-

nistrativen Anforderungen der Direktvermarktung 

sind weitgehend unabhängig von der Anlagen-

größe und orientieren sich an Strukturen, die ur-

sprünglich für großskalige Erzeugungsanlagen konzi-

piert wurden. 

Für kleine PV‑Anlagen führen diese Skalennachteile 

dazu, dass die Transaktionskosten im Verhältnis zu 

den vermarktbaren Strommengen einen erheblichen 

Anteil der erzielbaren Erlöse absorbieren. Selbst bei 

attraktiven lokalen Absatzmodellen kann dadurch die 

Wirtschaftlichkeit der Überschussvermarktung unter-

graben werden. Zudem reduziert die geplante pau-

schale Begrenzung der Wirkeinspeisung am Netzan-

schlusspunkt nach § 9 EEG‑Entwurf das für 

Energy‑Sharing verfügbare Energiemengenvolumen 

zusätzlich, ohne die technischen Vorgaben zur 

 
7 Fraunhofer ISE - Dezentrale PV als Säule der Energiewende - Ana-

lyse und Perspektiven für kleine Dachsolaranlagen 

Fernsteuerbarkeit aufzuheben. Die Begründung die-

ser regulatorischen Kombination bleibt aus öko-

nomischer Perspektive unklar. 

Empirische Studien und frühere Erfahrungen mit För-

derkürzungen legen nahe, dass ein fehlender oder nur 

schwer zugänglicher Vermarktungspfad für Über-

schussstrom zu einem Rückgang privater Investitio-

nen in Photovoltaik führen kann. In einem solchen 

Umfeld verlagert sich der Investitionsanreiz auf klei-

nere Anlagendimensionen mit hoher Eigenver-

brauchsquote. Es ist zu erwarten, dass somit viele 

Dachpotenziale ungenutzt bleiben.7 

Unter den gegebenen Rahmenbedingungen kann da-

her die vollständige Abregelung der Einspeisung am 

Netzanschlusspunkt für einen Teil der Prosumer eine 

rationale Entscheidung darstellen. Durch die Wahl der 

Nulleinspeisung lassen sich sowohl laufende Vermark-

tungsaufwände als auch Investitionen in zusätzliche 

Mess‑ und Steuerungstechnik vermeiden. Für aus-

geförderte Bestandsanlagen hingegen dürfte die 

Netzbetreiberabnahme in der Variante der Anschluss-

förderung den maßgeblichen wirtschaftlichen Refe-

renzfall darstellen, da sie weiterhin eine Erlösmöglich-

keit bei vergleichsweise geringer Komplexität bietet. 

Insgesamt hängt die Attraktivität der vorgesehenen 

Vermarktungsformen für Prosumer weniger vom 

Marktwert des Stroms als von der praktischen Aus-

gestaltung der Vermarktungswege ab. Während 

sich die Direktvermarktung am Markt für kleine Anla-

gen aufgrund zusätzlicher Fix- und Transaktionskos-

ten häufig nicht lohnt und die Nulleinspeisung daher 

eine naheliegende Referenzoption bleibt, kann Energy 

Sharing grundsätzlich höhere Erlöse ermöglichen und 

so auch nach dem Entfall der EEG-Vergütung eine Ein-

speisung wirtschaftlich erscheinen lassen. Gelingt eine 

praktikable regulatorische Ausgestaltung – insbeson-

dere mit vereinfachten Anforderungen an Steuerbar-

keit und Einspeisemanagement – wird Energy Sharing 

aus Prosumer-Sicht voraussichtlich als Alternative zur 

Nulleinspeisung in Frage kommen und dazu beitra-

gen können, dass in größere Erzeugungsanlagen in-

vestiert wird, als es bei einer reinen Eigenver-

brauchsoptimierung zu erwarten wäre. 

1.3 Investitionen im Rahmen von 
Energiegenossenschaften 

Neben Prosumern, die ihn Aufdach-PV-Anlagen zum 

Eigenverbrauch investieren, sind in Deutschland auch 

https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/news/2026/die-energiewende-braucht-photovoltaik-vom-dach.html
https://www.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/news/2026/die-energiewende-braucht-photovoltaik-vom-dach.html
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Energiegenossenschaften wesentliche Treiber der In-

vestition in die Energiewende. 

Laut DGRV gibt es in Deutschland rund 1.000 Energie-

genossenschaften, mit insgesamt etwa 220.000 Mit-

gliedern, im Rahmen welcher etwa 3.6 Mrd € in EE-

Anlagen investiert wurden.8 

Im Status Quo vermarkten Energiegenossenschaften 

den Strom, den die gemeinschaftlichen Anlagen er-

zeugen. Die Erlöse werden auf die Mitglieder aufge-

teilt. Mit der Einführung von § 42c EnWG öffnet sich 

nun die Möglichkeit, dass Mitglieder der Genossen-

schaft direkt mit dem Strom beliefert werden. Wir ge-

hen davon aus, dass dies die Attraktivität von Genos-

senschaften erhöhen wird, da die Wirtschaftlichkeit 

für Teilnehmer erhöht werden kann. Insbesondere für 

städtische Bevölkerungen, die nicht die Möglichkeit 

haben, in eigene PV-Anlagen zu investieren, öffnen 

sich hiermit neue Perspektiven, sodass Energy Sharing 

zu mehr Investitionen im Rahmen von Genossen-

schaften führen kann. 

Genossenschaften bieten außerdem eine geeignete 

Plattform, um die Teilhabe an der Energiewende zu 

stärken: 

• Städtische Bevölkerungen kriegen eine Mög-

lichkeit, ihren eigenen Strom zu erzeugen, 

und sich so gegen Preisschwankungen abzu-

sichern  

• Genossenschaftsmitglieder verfolgen in der 

Regel nicht nur rein wirtschaftliche Ziele. 

Denkbar wäre auch, dass im Rahmen der Ge-

nossenschaften gewisse Kundengruppen den 

gemeinschaftlichen Strom zu reduzierten 

Preisen bekommen, wodurch die Energiear-

mut bekämpft werden kann – ein wichtiges 

Ziel der EU mit der Einführung von Energy 

Sharing 

Die erhöhte Teilhabe soll wiederrum die Akzeptanz für 

die Energiewende stärken und insbesondere die Ak-

zeptanz für lokale Projekte. So können Hürden beim 

Ausbau von erneuerbaren, etwa der „Not-in-my-

Backyard Effekt“ reduziert werden, und der Ausbau 

von erneuerbaren weiter beschleunigt werden. 

 
8 Bundesgeschäftsstelle Energiegenossenschaften DRGV - Zahlen 

und Fakten 

1.4 Energy Sharing als Treiber für 
Investitionen in Speicher 

Wie in 1.2 erläutert, wird Energy Sharing aus Prosu-

mer-Sicht vermutlich als Alternative zur Nulleinspei-

sung in Frage kommen, und kann dazu führen, dass 

Prosumer in größere Erzeugungsanlagen investieren, 

als wenn sie nur ihren Eigenverbrauch decken wür-

den. 

Um den Mehrwert ihres Stromüberschusses zu maxi-

mieren, müssen Prosumer sicherstellen, dass sie den 

Strom dann einspeisen, wenn er auch von den Ver-

brauchern, mit denen sie eine § 42c EnWG Vereinba-

rung abgeschlossen haben, verbraucht wird. Alterna-

tiv muss dieser für einen vermutlich geringeren Wert 

direktvermarktet werden. 

§ 42c EnWG sieht explizit vor, dass der Strom zwi-

schengespeichert werden darf, bevor er geteilt wird. 

Denkbar wäre somit, dass der Prosumer seinen Spei-

cher nutzt, um Strom dann auszuspeisen, wenn die 

Verbraucher einen Bedarf haben. Somit wäre auch an-

gereizt, in einen größeren Speicher als zur reinen 

Deckung seines Eigenverbrauchs zu investieren. 

Ähnliches gilt für Energiegenossenschaften, die ihre 

Mitglieder direkt beliefern. Hier gäbe es einen starken 

Anreiz, nicht nur in Erzeugungsanlagen, sondern auch 

in Großbatteriespeicher in Co-Location zu investie-

ren, um den erzeugten Strom über den ganzen Tag 

hinweg an Mitglieder liefern zu können. 

Schließlich eröffnet das MiSpeL-Verfahren (Marktin-

tegration von Speichern und Ladepunkten) der 

BNetzA, welches aktuell läuft und bis Ende des Jahres 

zu einer Festlegung führen soll, neue Möglichkeiten.9 

Es führt Konzepte ein, um Batterien beim Laden von 

Netzstrom, der anschließend zurück in das Netz ge-

speist wird, von Steuern, Abgaben, Umlagen und 

Steuern zu befreien. Dies soll die Marktintegration 

von Speichern stärken, da sie so angereizt werden, in 

Zeiten niedriger Preise zu laden, und in Zeiten hoher 

Preise (Knappheit) zu entladen. Im Kontext von Energy 

Sharing ermöglicht dies auch den gemeinschaftli-

chen Betrieb von Speichern. Prosumer könnten ent-

scheiden, gemeinsam in einen Speicher zu investie-

ren, um so ihren jeweiligen Energy Sharing 

Abnehmern Strom in den Abend- oder Nachtstunden 

liefern zu können.  

9 BNetzA - MiSpeL 

 

https://www.dgrv.de/bundesgeschaftsstelle-energiegenossenschaften/
https://www.dgrv.de/bundesgeschaftsstelle-energiegenossenschaften/
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Fachthemen/ElektrizitaetundGas/ErneuerbareEnergien/EEG_Aufsicht/MiSpeL/start.html
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In den drei hier beschriebenen Fällen entsteht der 

systemische Mehrwert zum einen dadurch, dass 

mehr Investitionen in Batteriespeicher getätigt wer-

den – wobei aktuell bereits zahlreiche Unternehmen 

solche Investitionen planen – aber vor allem auch 

dadurch, dass tendenziell größere Speicher instal-

liert werden, die pro kWh deutlich günstiger als 

kleine Speicher sind.10 

1.5 Fazit 

Aktuelle regulatorische Entwicklungen deuten darauf 

hin, dass vor allem Investitionen durch Marktakteure 

in größere EE-Projekte angereizt werden sollen, im 

Gegensatz zu den ersten Schritten der Energiewende, 

die stark von Privatpersonen getrieben wurden. 

Energy Sharing bietet für Prosumer eine Alternative 

zur Vermarktung ihres Stromüberschusses, und kann 

somit Investitionen in größere Anlagen und Speicher 

anreizen. Bedingung sind hierbei jedoch massen-

markttaugliche Direktvermarktungsprozesse, sodass 

dem Prosumer durch den Verkauf des Stroms zumin-

dest kein wirtschaftlicher Nachteil gegenüber einer 

Nulleinspeisung entsteht. 

Im Kontext von Energiegenossenschaften kann Energy 

Sharing Investitionen durch Privatpersonen unterstüt-

zen und die Teilhabe an die Energiewende insbeson-

dere für städtische und/oder vulnerable Verbraucher-

gruppen stärken.  

  

 
10 Echtsolar – Stromspeicher Preisentwicklung  

https://echtsolar.de/stromspeicher-preisentwicklung/
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Der Erfolg der Energiewende hängt maßgeblich da-

von ab, dass flexible Verbrauchsanlagen intelligent 

gesteuert werden, um den Verbrauch mit einer zuneh-

mend volatilen Erzeugung in Einklang zu bringen. 

Darüber hinaus führen der Ausbau von EE-Anlagen, 

sowie der wachsende Stromverbrauch durch Wärme-

pumpen und E-Autos zu steigenden Netzauslastun-

gen in der Niederspannung. Die verbrauchsseitige 

Steuerung wird somit auch aus Netzperspektive un-

abdingbar, um einen Netzausbau bis auf die letzte 

kWh, der mit erheblichen Kosten verbunden wäre, zu 

vermeiden. 

Es wurden und werden zahlreiche Mechanismen ein-

geführt, die die Erschließung flexibler Verbrauchsanla-

gen fördern - zur Maximierung des Anteils an erneu-

erbaren im Strommix, zur Netzentlastung und 

übergeordnet zur Minimierung der Kosten des Ener-

giesystems. Diese Mechanismen können in drei Kate-

gorien eingeordnet werden: 

• Anreizsetzungen durch zeitvariable oder dy-

namische Preissignale 

• Direkte Steuerung der Anlagen durch den 

Netzbetreiber 

• Marktgestützte Flexibilitätsbeschaffung 

Beim Energy Sharing werden ebenfalls Preissignale 

gesetzt, die zu einer Anpassung des Verbrauchsver-

halten führen können. Eine zentrale Frage, die in die-

sem Kapitel adressiert wird, ist wie diese Signale mit 

bereits etablierten oder geplanten Preissignalen (dy-

namische Stromtarife und zeitvariable, bzw. dynami-

sche Netzentgelte) harmonieren, und wie sicherge-

stellt werden kann, dass Energy Sharing systemisch 

zielführende Verbrauchsanpassungen anreizt. 

Außerdem adressiert das Kapitel, welchen Einfluss 

Mechanismen zur direkten Steuerung der Flexibilitä-

ten, sowie Optionen zur Vermarktung der Flexibilität 

auf Energy Sharing Communities haben, und welche 

Mehrwerte Energy Sharing in diesem Kontext bieten 

kann. Mehr Informationen zu den hier vorgestellten 

Mechanismen können der FfE-Veröffentlichung 

 
11 BNetzA - BK6-22-300, BK8-22/010-A 

Anreizmechanismen zur Stromnetzentlastung ent-

nommen werden. 

2.1 Anreizsetzung durch Preissignale 

Zeitvariable oder dynamische Preissignale setzen ei-

nen Anreiz, den Verbrauch möglichst in kostengüns-

tige Zeitfenster zu verlagern.  

2.1.1 Überblick aktueller Preissignale für 

Privatkunden 

Aktuell haben Privatkunden Zugang zu zwei Arten an 

zeitvariablen, bzw. dynamischen Signalen, die mitei-

nander kombiniert werden können. 

Stromlieferverträge mit dynamischen Tarifen sind 

nach § 3 Abs. 96 EnWG Lieferverträge, bei denen sich 

der Preis, den Verbraucher zahlen, in jeder Viertel-

stunde an den realen Spotmarktpreisen (Day-Ahead 

und Intraday) orientiert anpassen. § 41a EnWG ver-

pflichtet alle Energieversorger mit über 100.000 Kun-

den, dynamische Stromtarife anzubieten. 

Mit § 14a EnWG wurden zeitvariable Netzentgelte 

eingeführt. Jeder Netzbetreiber ist dazu verpflichtet, 

den Endkunden, mit denen eine Vereinbarung nach 

§ 14a EnWG abgeschlossen wird, die Wahl zwischen 

drei Optionen zur Reduktion seiner Netzentgelte zu 

geben. Im Rahmen des sogenannten „Modul 3“ ist je-

der Verteilnetzbetreiber seit dem 01.04.2025 dazu 

verpflichtet, kalenderjährlich für sein gesamtes Netz-

gebiet Zeitfenster und Preisstufen (Hochtarif 

[HT]/Niedertarif [NT]/Standardtarif [ST]) festzulegen.11 

Netzbetreiber dürfen die Zeitfenster und Preisstufen 

quartalsweise bzw. für jede Jahreszeit anpassen. Die 

Informationen müssen jedoch vorab veröffentlicht 

werden, und ermöglichen keine granulare Reaktion 

des Netzbetreibers auf die Netzauslastung (z.B. um 

Wetterabhängigkeiten abzubilden). 

Entsprechend wird im Rahmen der aktuell laufenden 

Reform der Netzentgeltsystematik, und dem Verfah-

ren zur Reform der Allgemeinen Netzentgeltsyste-

matik Strom der BNetzA (AgNes-Prozess) die 

2. Flexibilitäten zielgerichtet heben 

https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK6-GZ/2022/BK6-22-300/BK6-22-300_Beschluss.html
https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/1_GZ/BK8-GZ/2022/2022_4-Steller/BK8-22-0010/BK8-22-0010-A_ZweiteKonsultation_Stellungnahmen.html
https://www.ffe.de/wp-content/uploads/2025/03/Whitepaper_Anreizsysteme.pdf


 

 12 

Einführung komplett dynamischer Netzentgelte ge-

plant. Die genaue Ausgestaltung dieser Netzentgelte 

ist noch in der Diskussion.  Eingeführt werden sollen 

die dynamische Netzentgelte nach den bisherigen 

Vorschlägen BNetzA zunächst für Speicheranlagen ab 

2029. Zudem sollen zunächst vorrangig Engpässe auf 

Übertragungsnetzebene adressiert werden, um die 

steigenden Redispatchkosten zu senken. Perspekti-

visch sollen die dynamische Netzentgelte jedoch auch 

auch Verbrauchsanlagen und koordinierend über alle 

Netzebenen ausgerollt werden.  

Im Kontext des AgNes-Prozess werden zudem auch 

Netzentgelte, die bei der Netzeinspeisung anfallen 

würden, thematisiert. Das bedeutet auch Einspeisean-

lagen könnten künftig Preissignale über dynamische 

Netzentgelte erhalten und ihren Betrieb an der Netz-

situation orientieren12. Dennoch lehnt eine Mehrheit 

der Branche Netzentgelte für Einspeiser bisher ab un-

ter anderem wegen einer möglichen marktverzerren-

den Wirkung.  

 

 
12 BNetzA - Einspeiseentgelte: Orientierungspunkte der BNetzA 

2.1.2 Preisbasierte Anreizsetzung durch 

Energy Sharing und damit verbundene 

Fragestellungen 

Ein Verbraucher, der eine Vereinbarung nach 

§ 42c EnWG abschließt, hat zwei Lieferverträge, mit 

entsprechenden Tarifen. Für den geteilten Strom ist 

davon auszugehen, dass ein statischer Stromtarif fest-

gelegt wird. Für den Reststrom ist sowohl ein stati-

scher, als auch ein dynamischer Tarif denkbar.  

Das Zusammenspiel von zwei Lieferverträgen ist 

mit folgenden relevanten Fragestellungen verbunden. 

Bei einem dynamischen Reststromtarif kann es vor-

kommen, dass der Reststromtarif in einer Viertel-

stunde billiger ist als der Energy-Sharing-Strom (ge-

sonderter Tarif). Der Kunde hat keine Möglichkeit, 

den Reststromvertrag zu privilegieren. Der Ab-

schluss eines Vertrags nach § 42c EnWG mit einem 

Anlagenbetreiber führt dazu, dass die geteilten 

Strommengen, die auf Basis des Aufteilungsschlüssel 

ermittelt werden, immer zuerst verbraucht werden. 

In dem Fall, wo Energy-Sharing-Strom billiger ist als 

der Reststrom, hat der Verbraucher ein Interesse da-

ran, möglichst viel Energy-Sharing-Strom zu ver-

brauchen, und sein Verbrauchsverhalten entspre-

chend anzupassen. Um diesen Effekt zu maximieren, 

ist wichtig, dass klare Informationen zum Erzeugungs-

profil verfügbar sind. Hat der Kunde kein EMS, muss 

er trotzdem eine Indikation haben, in welche Zeiten er 

seinen Verbrauch verlagern sollte. Bei einer manuellen 

Steuerung durch den Kunden könnte er vermutlich im 

besten Fall am Vortag Wetter-basierte Prognosen prü-

fen, und seinen Verbrauch des nächstens Tages ent-

sprechend planen. Es ist nicht davon auszugehen, 

dass somit eine erhebliche Verbrauchsanpassung 

erreicht werden kann.  

Hat der Kunde ein EMS, muss dieses die Strommen-

gen, auf die der Kunde einen Anspruch hat, prognos-

tizieren können, um den für den Kunden geltenden 

Mischpreis (gewichteter Mittelwert zwischen Energy 

Sharing Strom und Reststrom) zu ermitteln. Dazu 

müssen im Idealfall die Eigenschaften der Erzeu-

gungsanlage (Leistung, geografische Lage, Ausrich-

tung), der Aufteilungsschüssel, aber auch die Ver-

brauchsverhalten der anderen Energy Sharing 

Teilnehmer bekannt sein, da alle diese Parameter die 

Energy Sharing Mengen bestimmen.  

Für EMS-Anbieter öffnen sich also neue Herausfor-

derungen und Perspektiven zur Alleinstellung. 

Exkurs – Zentrale Rolle von Energie-

managementsystemen (EMS)   

Dynamische Preissignale sind viertelstunden-

scharf, und ändern sich täglich. Eine manuelle 

Lastverschiebung durch den Endkunden (z.B. 

Anpassung des Heizvorgangs der Wärme-

pumpe, oder des Ladevorgangs eines elektri-

schen Fahrzeugs) ist somit mit einem erhebli-

chen Aufwand verbunden. 

Um das volle Potenzial dynamischer Preissignale 

auszuschöpfen ist wichtig, dass die Verbrauchs-

Optimierung automatisiert stattfindet. Dies ist 

die Rolle sogenannter (Home)-Energie-Manage-

ment-Systeme (EMS). 

Ein EMS erhält am Vortag Preistabellen für den 

folgenden Tag, erstellt Prognosen zum Strombe-

darf bzw. zum Verhalten des Kunden, erstellt auf 

dieser Basis einen Fahrplan für flexible Anlagen 

in der Liegenschaft, und steuert diese entspre-

chend an, um die Stromkosten zu minimieren. 

In Fällen, in denen der Kunde eine eigene Erzeu-

gungsanlage besitzt, ist eine zentrale Rolle des 

EMS ebenfalls die Erstellung von Prognosen zur 

Eigenerzeugung. Im Kontext von Energy Sharing 

sind solche Prognosen ebenfalls von zentraler 

Bedeutung. 

https://www.bundesnetzagentur.de/DE/Beschlusskammern/GBK/GBK_Termine/Downloads/2026/02_2026/20_02/AgNes_Orientierungspunkte_Einspeiser.pdf?__blob=publicationFile&v=4
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Prognose-Methoden und Schnittstellen müssen er-

weitert werden, um den Eigenverbrauch im Rahmen 

von Energy Sharing Communities zu maximieren.   

Außerdem gibt § 42c Abs. 5 EnWG die Möglichkeit, 

dass der Anlagenbetreiber einen Dienstleister zur Er-

bringung von Flexibilitätsdienstleistungen beauf-

tragt. Denkbar wäre, dass die Energy Sharing Commu-

nity einen gemeinsamen EMS-Anbieter teilt, sodass 

eine koordinierte Optimierung des Verbrauchs 

über alle Teilnehmer stattfindet. Das MiSpeL-Ver-

fahren der BNetzA öffnet auch in diesem Kontext in-

teressante Perspektiven: Heimspeicher, oder bidirekti-

onale Fahrzeuge einzelner Teilnehmer könnten 

grundsätzlich dazu eingesetzt werden, den Lastgang 

der gesamten Community zu optimieren. 

Ob dies zu einer Erhöhung des Eigenverbrauchs in der 

Community, einer Reduktion der Strombezugskosten 

für die Teilnehmer, und ggf. auch zu Netz- und sys-

temdienlichen Rückwirkungen führen kann (im Ver-

gleich zu normalen Tarifen, und im Vergleich zu 

Energy Sharing mit individuellen Energiemanage-

mentsystemen) wird im Rahmen des Projekts SkIES im 

Pilotbetrieb untersucht. Außerdem stellen sich zahlrei-

che Fragen zur Vergütung der Nutzung der Flexibilitä-

ten einzelner Teilnehmer für die Allgemeinheit, bzw. 

zur fairen Verteilung der Flexibilitätsabrufe innerhalb 

der Community, die ebenfalls im Projekt analysiert 

werden.  

 

2.2 Direkte Steuerung  

Neben preisbasierten Anreizen stellt die direkte Steu-

erung von Verbrauchs‑ und Erzeugungsanlagen ein 

zentrales Instrument dar, um kurzfristig auf systemi-

sche Engpässe zu reagieren und die Stabilität des 

Stromsystems sicherzustellen. Durchgeführt wird 

die Steuerung durch einen Direktvermarkter oder in 

letzter Instanz über die Netzbetreiber. Während der 

Direktvermarkter die Schaltung über eine Orientie-

rung an Preissignalen abbildet, legt der Netzbetreiber 

den Fokus auf die Systemstabilität. Der Gesetzgeber 

stellt den Netzbetreibern hierfür zwei komplementäre 

Instrumentarien zur Verfügung, die den Zugriff auf 

Verbrauchs- und Erzeugungsanlagen regeln.  

2.2.1 Marktliche Abregelung durch den 

Direktvermarkter 

Nach den Vorgaben zur Direktvermarktung gemäß 

§ 10b Abs. 7 EEG‑Entwurf müssen Direktvermarkter 

und Anlagenbetreiber vertragliche Vereinbarungen 

treffen. Darin ist ein Schwellenwert auf Basis von 

Spotmarktpreisen festzulegen, ab dem die Einspeise-

anlage ferngesteuert abgeregelt wird. Grundsätzlich 

ist davon auszugehen, dass sich diese Abregelung auf 

die Einspeiseleistung am Netzanschlusspunkt bezieht. 

Der Eigenverbrauch der Anlage bleibt somit von der 

Abregelungsmaßnahme unberührt.  

Im Kontext von Energy Sharing stellt sich die Frage, 

wie dieser Schwellenwert sachgerecht festgelegt wer-

den kann. Naheliegend ist eine Orientierung 

• am Preis des innerhalb der Energy Sharing Com-

munity geteilten Stroms sowie 

• an der prognostizierten Überschusseinspeisung, 

die vom Direktvermarkter an der Strombörse ver-

marktet wird. 

Der Energy‑Sharing‑Vertrag regelt die Zuteilung des 

vom Anlagenbetreiber eingespeisten Stroms an die 

Teilnehmenden unabhängig von gleichzeitig auftre-

tenden Marktpreisen. Verfügt der Anlagenbetreiber 

über ausreichend verlässliche Abnehmer, kann der 

Abregelungsschwellenwert entsprechend sehr niedrig 

(stark negativ) angesetzt werden. 

Problematisch wird dies jedoch in Zeiträumen, in de-

nen der erzeugte Strom nicht vollständig abgenom-

men wird. In diesen Stunden kann ein identischer 

Schwellenwert für den Anlagenbetreiber erhebliche 

Kosten verursachen, da die Vermarktungskosten an 

der Börse die Erlöse aus dem Energy Sharing mindern. 

Exkurs – Rechtliche Einordnung von 

technischen Einrichtungen zur Fernsteuerung   

Die Anforderungen an Mess- und Steuerungs-

infrastruktur zur Steuerung und Überwachung 

von Anlagen sind in einem Geflecht aus dem 

EEG, MsbG und EnWG geregelt. § 9 EEG regelt 

die technischen Vorgaben, wonach Anlagenbe-

treiber ihre Anlagen für den Netzbetreiber sicht-

bar (Ist-Einspeisung jederzeit abrufbar) und 

steuerbar machen müssen. Aus § 10b EEG-Ent-

wurf (Vorgaben für Direktvermarkter) resultiert 

des Weiteren eine verpflichtende Fernsteuerbar-

keit für alle direktvermarkteten Anlagen. Das 

MsbG regelt die technische Beschaffenheit der 

Mess- und Steuerungsinfrastruktur. Es setzt 

Fernsteuerbarkeit als Mindestanforderungen an 

iMSys fest und definiert den Einbau einer Steue-

rungseinrichtung am Netzanschluss als Stan-

dardleistung. 
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Die Festlegung des Schwellenwerts ist daher nicht tri-

vial. Sie erfordert pragmatische Abschätzungen der zu 

erwartenden Erzeugungs‑ und Abnahmeprofile, um 

wirtschaftliche Risiken für den Anlagenbetreiber zu 

begrenzen. 

2.2.2 Abregelung von Erzeugungsanlagen 

über § 9 EEG, § 13a und § 14 EnWG 

Für das Engpassmanagement über die Erzeugungs-

seite greift ein System aus technischen Anforderun-

gen und operativen Eingriffsbefugnissen, um Netzen-

gpässe zu bewirtschaften. Technische Basis ist der § 9 

EEG. Nach Absatz 1 sind Anlagenbetreiber verpflich-

tet, ihre Anlagen technisch so auszustatten, dass der 

Netzbetreiber jederzeit die Ist-Einspeisung abrufen 

und die Einspeiseleistung ferngesteuert regeln kann. 

Diese technische Fernsteuerbarkeit ist die Vorausset-

zung für jegliche Netzeingriffe. 

Die Steuerungsermächtigung ist in § 13a EnWG ge-

regelt. Demnach müssen Betreiber von Anlagen ab 

100 kW sowie jederzeit fernsteuerbare Anlagen auf 

Aufforderung der ÜNB ihre Erzeugung anpassen oder 

eine Steuerung durch die Netzbetreiber dulden, so-

fern eine Gefährdung der Systemsicherheit vor-

liegt. Da viele Anlagen in unteren Spannungsebenen 

angeschlossen sind, dehnt der § 14 EnWG diese Be-

fugnisse auf die VNB aus.  

§§ 13a & 14 EnWG verpflichten Netzbetreiber außer-

dem zu einer energetischen Korrektur in den Bilanz-

kreisen (bilanzieller Ausgleich) und ggf. einer Ent-

schädigung von entgangenen Erlösen (finanzieller 

Ausgleich).  

Durch die Abregelungsmaßnahme entsteht zunächst 

ein Ungleichgewicht im Bilanzkreis des Anlagenbe-

treibers, welche der Netzbetreiber ausgleichen muss. 

VNB sind im Rahmen einer Übergangsregelung bis 

2031 von dieser Pflicht ausgenommen und leisten 

stattdessen Aufwendungsersatz dafür, dass der Bi-

lanzkreisverantwortliche (BKV) stattdessen seinen Bi-

lanzkreis ausgleicht (§ 14 Abs. 1b EnWG).  Daraus ent-

stehen bei dem BKV Kosten, die durch den VNB zu 

entschädigen sind. § 13a Abs. 2 EnWG regelt dabei, 

dass dem Betreiber der Anlage diese Kosten zu erstat-

ten sind. Hierfür muss ex-post geschätzt werden, wie 

hoch die abgeregelte Energiemenge in jeder Viertel-

stunde war.  

 
13 Siehe FfE - Gesetzliche Premiere für Energy Sharing für eine Be-

schreibung der Rahmenbedingungen des § 42c EnWG. Darin wird 

diese Kombination aus sonstiger Direktvermarktung und 

Ist die Anlage Teil einer Vereinbarung nach § 42c 

EnWG, so müsste ebenfalls sichergestellt werden, dass 

die Abregelung der Anlagen nicht zu einer Be-

nachteiligung der Verbraucher führt. Aus unserer 

Sicht muss der aktuelle Prozess dazu nicht angepasst 

werden.  

Aus der ex-post Schätzung der abgeregelten Energie-

mengen kann berechnet werden, wie viel von dieser 

Abregelungsenergie in der Energy Sharing Commu-

nity nach Aufteilungsschlüssel verbraucht worden 

wäre und wie viel über den Direktvermarkter über das 

Marktprämienmodell an der Strombörse vermarktet 

worden wäre.13 Der Anlagenbetreiber kann daraufhin 

einen finanziellen Ausgleich in Höhe der entgangenen 

Marktprämie14 und der Aufwandsentschädigung für 

den bilanziellen Ausgleich erhalten. Außerdem müsste 

sichergestellt werden, dass die hypothetischen Energy 

Sharing Mengen (also die Mengen, die ohne Abrege-

lung geteilt geworden wären) dem Verbraucher zuge-

ordnet werden. Somit entsteht beim Verbraucher 

keine Benachteiligung und bei seinem Reststromliefe-

ranten keine Änderung des Bilanzkreises. Die Kosten 

für diese abgeregelten, aber dennoch dem Verbrauch 

zugeordneten Strommengen müsste der Netzbetrei-

ber tragen.  

Hierbei handelt es sich um einen Vorschlag, bzw. eine 

Überlegung. Aus unserer Sicht ist wichtig, dass das 

Zusammenspiel von § 42c EnWG mit §§ 13a und 14 

EnWG bei der Konkretisierung der energiewirtschaftli-

chen Umsetzung von § 42c EnWG berücksichtigt wird. 

2.2.3 Steuerung von flexiblen 

Verbrauchsanlagen über § 14a EnWG 

Über § 14a EnWG haben VNB die Möglichkeit, eine 

netzorientierte Steuerung („Dimmen“) von steuerba-

ren Verbrauchseinrichtungen (steuVE) vorzunehmen. 

Dies betrifft insbesondere Wärmepumpen, private La-

depunkte für E-Autos, Kälteanlagen sowie Stromspei-

cher. Auf Basis einer gemeinsamen Vereinbarung ge-

währt der Anschlussnehmer dem Netzbetreiber die 

Möglichkeit zur Steuerung. Der Anschlussnehmer er-

hält im Gegenzug vergünstigte Netzentgelte. Sobald 

ein iMSys eingebaut ist, muss die Steuerung zwingend 

über das SMGW erfolgen. 

In Bezug auf Energy Sharing stellt sich die Frage, wie 

netzinduzierte Steuerungsmaßnahmen nach 

§ 14a EnWG das bilanzielle Teilen von Strom beein-

flussen. Nach BK6-22-300 ist ein bilanzieller Ausgleich 

Direktvermarktung im Marktprämienmodell als einzige mögliche 

Vermarktungsform für Energy Sharing beschrieben. 

14 Vorausgesetzt der Zahlungsanspruch verringert sich nicht auf null 

aufgrund von negativen Preisen (§ 51 EEG). 

https://www.ffe.de/veroeffentlichungen/energy-sharing-nach-%c2%a7-42c-enwg-gesetzliche-premiere-rahmenbedingungen-und-naechste-schritte/
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explizit nicht Teil einer § 14a EnWG Maßnahme, denn 

dabei handelt es sich nach Auffassung der BNetzA um 

kuratives Engpassmanagement, ein bilanzieller Aus-

gleich folgt dagegen marktlichen Zwecken. Des Wei-

teren merkt die Regulierungsbehörde an, dass eine 

Steuerung auf Ebene eines einzelnen Letztverbrau-

chers in der Niederspannung keinen signifikanten Ein-

fluss auf die Bilanzkreisbilanz hat. Zusätzlich soll die 

Abschätzung der Verbräuche unpraktikabel, zu auf-

wendig und ungenau sein. 

Für den Verbraucher entsteht dadurch nicht zwingend 

ein Schaden. Seine Last verschiebt sich lediglich in an-

dere nicht engpassbedingte Zeitfenster. Gleichzeitig 

erhält er ein ermäßigtes Netzentgelt. Im Kontext von 

§ 42c EnWG könnte eine Abregelung der Verbraucher 

jedoch zu einer Reduzierung der geteilten Strommen-

gen, und somit zu entgangenen Erlösen führen. Da es 

sich bei § 14a EnWG jedoch um eine mittelfristig sel-

ten auftretende Maßnahme handelt, gibt es aus unse-

rer Sicht keinen Handlungsbedarf. 

2.3 Marktgestützte 
Flexibilitätsbeschaffung 

Schließlich können marktbasierte oder marktähnliche 

Ansätze benutzt werden, um Flexibilitäten zu heben.  

2.3.1 Flexibilitätsmärkte 

Die EU fordert in Art. 32 der EBM-RL und Art. 13 der 

EBM-VO die Mitgliedsstaaten auf, diskriminierungs-

freie, marktgestützte Verfahren für das Engpassma-

nagement einzuführen. Die Idee ist, dass neben kon-

ventionellen bzw. zentralen Anlagen auch dezentrale 

flexible Verbrauchsanlagen die Möglichkeit der Betei-

ligung am Engpassmanagement und den damit ver-

bundenen Erlöspotenzialen bekommen. 

In Deutschland ist mit § 14c EnWG die Möglichkeit für 

Verteilnetzbetreiber, eingeführt worden, Flexibilitäten 

marktgestützt zu beschaffen. Da jedoch parallel dazu 

eine direkte Steuerung durch § 9 EEG und §§ 13-14 

EnWG erlaubt bleibt, findet dieser Paragraph aktuell 

keine Anwendung. 

2.3.2 Redispatch 3.0 

Aktuell finden Überlegungen zur Überarbeitung des 

Redispatch 2.0 statt, insbesondere um kleine, dezent-

rale Flexibilitäten gezielt zu nutzen, und somit Redis-

patch-Kosten zu reduzieren. Zwar soll die Teilnahme 

an Redispatch 3.0 weiterhin verpflichtend sein (was 

ihn von einen Flexibilitätsmarkt unterscheidet), es 

 
15 VDE – Engpassmanagement im Verteilnetz 

sollen jedoch marktähnliche Charakteristiken einge-

führt werden.15 

So sollen Anlagenbetreiber einen Wert für die Bereit-

stellung ihrer Flexibilität formulieren, es soll eine Me-

rit-Order-ähnliche Sortierung der Angebote stattfin-

den und es sollen standardisierte Flexibilitätsprodukte 

angeboten und abgerufen werden. Aggregatoren sol-

len dabei eine zentrale Rolle einnehmen: Sie bündeln 

dezentrale Flexibilitäten und formulieren für ein Port-

folio ein Angebot.  Energy Sharing Communities 

bieten sich in diesem Zusammenhang als natürli-

che Aggregatoren an: 

• Der räumliche Zusammenhang würde aus 

Sicht der Netzbetreiber sicherstellen, dass 

alle angebotenen Flexibilitäten tatsächlich für 

den betroffenen Engpass relevant sind. 

• § 42c Abs. 5 EnWG erlaubt die Beauftragung 

eines Flexibilitätsdienstleisters – darunter ver-

mutlich auch Aggregatoren. 

• Falls die Energy Sharing Community zur Ma-

ximierung ihres Eigenverbrauches ein ge-

meinschaftliches Energiemanagementsystem 

nutzt, sind bereits starke Strukturen zur koor-

dinierten Hebung und Bereitstellung von Fle-

xibilitäten vorhanden. 

Im Rahmen des Projekts SkIES wird der Abruf von 

Flexibilitäten einer Energy Sharing Community im 

Redispatch 3.0 pilotiert. Insbesondere wird dabei er-

läutert, ob Energy Sharing Communities Flexibilitäten 

besser bündeln und bereitstellen können als ein Ag-

gregator, der Kunden ohne Zusammenhang zueinan-

der aggregieren würde. 

2.3.3 Flexible Netzanschlussvereinbarungen 

(FCA) 

Flexible Netzanschlussvereinbarungen (FCA) sind so-

wohl für Verbraucher (§ 17 EnWG) als auch für Erzeu-

gungsanlagen (§ 17 EnWG und § 8a EEG) möglich. 

Ein Netzbetreiber kann mit dem Anschlussnehmer bi-

lateral festlegen, unter welchen Bedingungen er die 

Einspeisung, bzw. den Verbrauch einschränken darf. 

Die Teilnahme an solchen Vereinbarungen ist aus 

Sicht des Anschlussnehmers freiwillig, und mit mone-

tären Vorteilen (die bilateral verhandelt werden), ver-

bunden. Insbesondere im Kontext zunehmend knap-

per Netzkapazitäten entwickeln sich FCA als der 

Standardfall beim Netzanschluss großer Verbraucher 

https://www.vde.com/resource/blob/2369300/a2e3c52ddf417b069edd130aaba8c529/vde-spec-redispatch-3-0-data.pdf
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(Großbatterien, Elektrolyseure…), sodass in der Bran-

che Lösungen zur Standardisierung des Inhalts, und 

des Prozesses zum Abschluss von FCA erarbeitet wer-

den. 

Ein wichtiger Vorteil von FCA im Vergleich zu her-

kömmlichen Netzanschlüssen ist, dass der Netzbetrei-

ber Anforderungen formulieren kann, die sich gezielt 

in seine Netzführung integrieren, und der lokalen Re-

alität seines Netzes entsprechen. Aus Sicht des An-

schlussnehmers sind die Vorteile wirtschaftlicher Na-

tur, und/oder ein beschleunigter Netzzugang. 

Auch im Kontext von Energy Sharing könnten 

FCAs vorteilhaft zum Einsatz kommen.  

• In Netzen, in denen PV-Spitzen unkritisch 

sind, könnten Anlagen, die Teil von § 42c 

EnWG Vereinbarungen sind, beispielsweise – 

nach bilateralen Einigung mit dem VNB – 

weiterhin mehr als 50% ihrer maximalen Leis-

tung ins Netz einspeisen. 

• Energy Sharing Communities, in denen Flexi-

bilitäten gemeinschaftlich optimiert werden, 

könnten in Zeiten hoher Netzauslastung ge-

meinschaftlich ihre Spitzenlast reduzieren. 

Durch das gemeinschaftliche EMS könnten 

vermutlich geringere Gleichzeitigkeiten er-

reicht werden als bei einer Summe individuell 

optimierender Akteure. 

Aus Sicht des Netzbetreibers könnten FCAs sicher-

stellen, dass Energy Sharing Communities tatsäch-

lich zu einer Entlastung der Netze führen. Aus Sicht 

der Energy Sharing Teilnehmer könnten beispiels-

weise reduzierte Netzentgelte die Wirtschaftlichkeit 

erhöhen, was auch die Attraktivität von Energy Sha-

ring deutlich erhöhen würde. 

Im Rahmen des Projekts SkIES analysieren wir mögli-

che Ausgestaltungsoptionen für FCAs für Energy Sha-

ring Communities. Insbesondere im Kontext von § 42c 

EnWG ist unklar, mit wem der Netzbetreiber tatsäch-

lich eine solche Vereinbarung abschließen müsste, 

bzw. könnte. 
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Zum Erfolg der Energiewende sind erhebliche Investi-

tionen in Erzeugungsanlagen und Batteriespeicher 

notwendig. Außerdem muss die Bevölkerung den 

Ausbau von erneuerbaren Energien akzeptieren, da 

sonst unnötige Reibungen entstehen. Dies ist insbe-

sondere dadurch zu erreichen, dass die Mehrwerte 

der Energiewende (insb. reduzierte Stromkosten) für 

alle – und nicht nur für privilegierte Gruppen – greif-

bar werden. Schließlich setzt die Energiewende vo-

raus, dass das Verbrauchsverhalten flexibler wird, um 

auf Signale und Bedarfe des Energiesystems zu rea-

gieren. 

Aktuell finden zahlreiche regulatorische Entwicklun-

gen statt, die als Ziel den Ausbau von erneuerbaren 

Energien und Batterien und die zielführende Integra-

tion flexibler Anlagen in das Energiesystem verfolgen. 

Energy Sharing muss einerseits in Kombination mit 

diesen anstehenden Entwicklungen gedacht werden 

und kann andererseits auch zu diesen Zielen beitra-

gen.  

Energy Sharing kann mit dem Entfall der EEG-Vergü-

tung Prosumer dazu anreizen, größere PV-Anlagen 

und ggf. Speicher als für ihren reinen Eigenverbrauch 

zu planen. Dadurch kann die Nutzung von Dachflä-

chen gesteigert und Kosten pro installierte Leistung 

bzw. Kapazität reduziert werden. 

Energy Sharing im Rahmen von Energiegenossen-

schaften hat aus unserer Sicht das Potenzial, die Teil-

habe städtischer Bevölkerungen zu stärken. So 

können weitere Investitionen angereizt, vulnerable 

Gruppen unterstützt und die Akzeptanz für die Ener-

giewende gesteigert werden. 

Außerdem setzt Energy Sharing Anreize für eine Ver-

lagerung des Verbrauchs in Zeiten hoher EE-Erzeu-

gung, die auch aus Systemperspektive grundsätzlich 

positiv sind. Energy Sharing Communities bieten da-

bei zusätzlich eine Plattform zur gemeinschaftlichen 

Optimierung von Flexibilitäten. Im Rahmen des Pro-

jekts SkIES untersuchen wir, inwiefern eine solche Op-

timierung die gesamte Lastverschiebung erhöhen 

kann.  

Darüber hinaus können Energy Sharing Communities 

auch sehr geeignet sein, um Flexibilitäten in einem 

engen geografischen Rahmen zu aggregieren und 

Netzbetreibern zur Verfügung zu stellen. Im Rahmen 

des Projekts untersuchen wir das Potenzial von 

Energy Sharing aus ÜNB- bzw. Redispatch 3.0 Per-

spektive, und die Optionen zum Abschluss von flexib-

len Netzanschlussvereinbarungen (FCA) zwischen 

Energy Sharing Communities und Verteilnetzbetrei-

bern. 

Generell denken wir, dass der Mehrwert von Energy 

Sharing nicht in der reinen bilanziellen Zuordnung 

von Strommengen liegt, sondern in der damit verbun-

denen Hebung von Flexibilitäten. Die netz- oder 

systemrelevante Bereitstellung von Flexibilitäten kann 

- bei richtiger Ausgestaltung - gleichzeitig Systemkos-

ten reduzieren, und die Wirtschaftlichkeit und Attrak-

tivität von Energy Sharing erhöhen. 

Innerhalb des Forschungsprojekts SkIES arbeiten wir 

aktuell an der Umsetzung von verschiedenen Use 

Cases und erproben diese mit Praxispartnern in Feld-

versuchen. Ziel ist dabei, den Mehrwert von Energy 

Sharing für Teilnehmende und Energiesystem zu ma-

ximieren. Entsprechend verfolgen wir auch gespannt 

die aktuellen regulatorischen Entwicklungen, und 

freuen uns auf den Austausch mit Akteuren, die an 

der Umsetzung von Energy Sharing beteiligt sind. 

Kommen Sie bei Fragen gerne auf uns zu! 
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