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Premessa 

Con la deliberazione 16 giugno 2006, n. 113/06, come successivamente modificata e integrata (di 
seguito: deliberazione n. 113/06), l’Autorità per l’energia elettrica e il gas (di seguito: l’Autorità) 
ha definito i criteri per il riconoscimento, ai sensi del titolo II, punto 7 bis, del provvedimento Cip 
n. 6/92, degli oneri derivanti dall’adempimento all’obbligo di cui all’articolo 11 del decreto 
legislativo n. 79/99 (di seguito: l’obbligo). 

In particolare, tali oneri vengono riconosciuti limitatamente all’energia elettrica prodotta da 
impianti alimentati da fonti assimilate alle rinnovabili non in grado di soddisfare la definizione di 
cogenerazione di cui alla deliberazione n. 42/02 e ceduta al GSE nell’ambito di convenzioni di 
cessione destinata, applicando i medesimi principi già adottati con le deliberazioni n. 8/04 e n. 
101/05.  

La deliberazione n. 113/06 ha inoltre dato mandato al Direttore della Direzione Energia Elettrica 
dell’Autorità (ora Direzione Mercati) per gli atti necessari all’applicazione del medesimo 
provvedimento, tenendo conto, caso per caso, delle risultanze delle verifiche effettuate ai sensi della 
deliberazione n. 60/04 ed informando l’Autorità dell’entità degli oneri complessivamente 
riconosciuti.  

Il presente documento per la ricognizione si colloca in tale ambito ed è finalizzato ad indicare le 
possibili modalità di applicazione della deliberazione n. 113/06 a partire dall’obbligo dell’anno 
2005 (riferito alle produzioni di energia elettrica dell’anno 2004). 

I soggetti interessati sono invitati a far pervenire alla Direzione Mercati dell’Autorità, per iscritto, 
le loro osservazioni e le loro proposte entro il 30 gennaio 2009. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

Indirizzo a cui far pervenire osservazioni e suggerimenti: 

Autorità per l’energia elettrica e il gas 
Direzione Mercati 

Unità fonti rinnovabili, produzione di energia e impatto ambientale 
Piazza Cavour 5 – 20121 Milano 

tel. 02.655.65.336/290/284  
fax 02.655.65.265 

e-mail: mercati@autorita.energia.it 
sito internet: www.autorita.energia.it 
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1.   Introduzione 
L’Autorità, con la deliberazione n. 113/06, ha definito i criteri per il riconoscimento, ai sensi del 
titolo II, punto 7 bis, del provvedimento Cip n. 6/92, degli oneri derivanti dall’obbligo di acquisto 
dei certificati verdi previsto dall’articolo 11 del decreto legislativo n. 79/99 (di seguito: l’obbligo), 
limitatamente all’energia elettrica ceduta al GSE nell’ambito di convenzioni siglate ai sensi del 
provvedimento Cip n. 6/92 (di seguito: convenzioni di cessione destinata). In particolare, tali criteri 
si fondano sui medesimi principi di cui alle deliberazioni n. 8/04 e n. 101/05 (ivi incluse le 
rispettive relazioni tecniche), a cui si rimanda. 

Con la deliberazione n. 113/06, l’Autorità ha altresì dato mandato al Direttore della Direzione 
Energia Elettrica dell’Autorità (ora Direzione Mercati) per gli atti necessari all’applicazione del 
medesimo provvedimento, tenendo conto, caso per caso, delle risultanze delle verifiche effettuate ai 
sensi della deliberazione n. 60/04 ed informando l’Autorità dell’entità degli oneri complessivamente 
riconosciuti. 

Ad oggi, previa istanza da parte dei produttori interessati e fatte salve istruttorie pendenti, sono stati 
riconosciuti gli oneri derivanti dall’obbligo fino all’anno 2004, riferito alle produzioni di energia 
elettrica dell’anno 2003. 

Il presente documento per la ricognizione è finalizzato a proporre gli orientamenti della Direzione 
Mercati in materia di applicazione della deliberazione n. 113/06 a partire dall’obbligo dell’anno 
2005 (riferito alle produzioni di energia elettrica dell’anno 2004), fermo restando quanto previsto 
dalla deliberazione n. 113/06. 

 

 

2.  Modalità di applicazione della deliberazione n. 113/06 
Al fine dell’applicazione della deliberazione n. 113/06, la Direzione Mercati dell’Autorità, per 
l’anno in esame e per ogni soggetto che ha presentato istanza ai sensi del punto 2 della 
deliberazione n. 113/06, tenendo conto delle risultanze delle verifiche effettuate ai sensi della 
deliberazione n. 60/04, procede a: 

1) verificare la quantità di energia elettrica assoggettata all’obbligo di cui all’articolo 11 del 
decreto legislativo n. 79/99, al lordo della franchigia pari a 100 GWh e ritirata dal GSE 
nell’ambito di convenzioni di cessione destinata, come comunicata dai soggetti responsabili 
degli impianti di produzione con riferimento all’anno x; 

2) determinare il numero di certificati verdi ammessi al riconoscimento degli oneri ai sensi della 
deliberazione n. 113/06, fissato pari al prodotto tra: 
i. il numero dei certificati verdi complessivamente necessari al soddisfacimento dell’obbligo 

nell’anno x+1; e 
ii. il rapporto tra la quantità di energia elettrica soggetta all’obbligo al lordo della franchigia e 

ritirata dal GSE nell’anno x nell’ambito di convenzioni di cessione destinata e la quantità di 
energia elettrica, prodotta e/o importata nell’anno x, complessivamente soggetta all’obbligo 
per il medesimo produttore al lordo della franchigia; 

3) quantificare gli oneri da riconoscere, pari, ogni anno, al prodotto tra il numero di certificati verdi 
di cui al precedente punto e il valore Vm riconosciuto per ogni certificato verde e quantificato 
secondo quanto indicato nei paragrafi successivi; 

4) previa informativa al Collegio dell’Autorità, dare comunicazione della quantificazione di cui al 
punto precedente al soggetto che ha presentato istanza ai sensi del punto 2 della deliberazione n. 
113/06 oltre che al GSE e alla Cassa conguaglio per il settore elettrico che riconosce detti oneri 
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a valere sul Conto per nuovi impianti da fonti rinnovabili e assimilate, di cui all’articolo 54, 
comma 54.1, lettera b), del Testo Integrato Trasporto.  

 

 

3.  Criteri per la determinazione del valore Vm riconosciuto, per ogni certificato verde, ai 
sensi della deliberazione n. 113/06  

Il valore Vm riconosciuto per ogni certificato verde viene determinato, anno per anno, dal Direttore 
della Direzione Mercati, con propria determinazione, applicando, come previsto dalla deliberazione 
n. 113/06, la medesima formula di cui alle deliberazioni n. 8/04 e n. 101/05. Pertanto, tale valore, 
anno per anno, è pari a: 

                                                  IAFRIAFRGSEGSE PQPQVm ⋅+⋅=          

dove: 
a) QGSE è la quota di certificati verdi nella titolarità del GSE; 
b) PGSE è il prezzo medio di negoziazione dei certificati verdi nella titolarità dei produttori da 

impianti IAFR1; 
c) QIAFR è la quota di certificati verdi relativi alla produzione di impianti qualificati dal GSE come 

impianti IAFR; 
d) PIAFR è il prezzo medio di generazione che remunera adeguatamente i costi sostenuti per la 

realizzazione di nuovi impianti alimentati da fonti rinnovabili, al netto dei ricavi derivanti dalla 
vendita di energia al mercato, tenendo conto della ripartizione percentuale delle diverse 
tipologie di impianti IAFR. 

Applicando questa formula, sono già stati calcolati i valori Vm riferiti agli obblighi degli anni 2002, 
2003 e 2004, come riportati nella tabella 1.  

 

QGSE PGSE QIAFR PIAFR Vm
[%] [€/MWh] [%] [€/MWh] [€/MWh]

Prod. 2001 che generano un obbligo nel 2002 72,3% 77,43 27,7% 29,51 64,16
Prod. 2002 che generano un obbligo nel 2003 57,1% 78,17 42,9% 29,25 57,18
Prod. 2003 che generano un obbligo nel 2004 24,3% 92,81 75,7% 29,66 45,01

Valore Vm riconosciuto per ogni certificato verde per le finalità delle deliberazioni n. 8/04, n. 
101/05 e n. 113/06 (espresso in Euro/MWh)

   - tabella 1 - 
 
Di seguito viene proposta la modalità di determinazione dei valori del termine Vm, con riferimento 
agli obblighi degli anni 2005 e seguenti, ferma restando la formula sopra riportata. 

Al riguardo, con la deliberazione n. 317/06, l’Autorità ha avviato un procedimento finalizzato alle 
determinazioni di propria competenza aventi ad oggetto, tra l’altro, i costi di produzione di energia 
elettrica da fonti rinnovabili. Tra queste determinazioni rientra l’applicazione, demandata al 
Direttore della Direzione Mercati, della deliberazione n. 113/06.  

                                                 
1 Il prezzo medio di negoziazione dei certificati verdi di proprietà dei titolari di impianti IAFR, fino all’obbligo 
dell’anno 2004, è stato calcolato a seguito di una istruttoria svolta presso i titolari di impianti IAFR, escludendo i prezzi 
relativi alla vendita di certificati verdi tra società appartenenti al medesimo gruppo, al fine di sostenere lo sviluppo di un 
effettivo mercato dei certificati verdi, anche tramite la sede di negoziazione organizzata dal Gestore del mercato 
elettrico. In particolare, il prezzo medio di negoziazione PGSE è stato determinato tramite una media dei prezzi di 
negoziazione pervenuti nel corso dell’istruttoria, pesata sulle quantità di certificati verdi vendute dai singoli produttori 
IAFR. 
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In particolare, il punto 2 della deliberazione n. 317/06 ha previsto che, ai fini dello svolgimento 
dell’attività preparatoria delle decisioni conclusive:  
- siano effettuate analisi circa il livello dei costi di produzione di energia elettrica delle diverse 

fonti rinnovabili e che, a tal fine, possano essere organizzati incontri con i soggetti interessati, 
nonché possano essere coinvolti organismi indipendenti che svolgano attività di ricerca nel 
settore elettrico; 

- siano pubblicati uno o più documenti per la consultazione finalizzati alle determinazioni di 
competenza dell’Autorità basate, tra l’altro, sul livello dei costi di produzione di energia 
elettrica da fonti rinnovabili; 

- siano previste specifiche consulenze di esperti esterni per gli approfondimenti più opportuni in 
materia. 

A seguito della deliberazione n. 317/06, l’Autorità ha pubblicato il documento per la consultazione 
7 febbraio 2007, n. 6/07, nel quale sono stati presentati alcuni orientamenti sulla tematica in 
oggetto. Successivamente la Direzione Mercati dell’Autorità ha incaricato l’istituto IEFE 
dell’università Bocconi di effettuare una analisi degli attuali costi medi di produzione dell’energia 
elettrica da fonti rinnovabili. Il rapporto recante i risultati delle predette analisi (di seguito: rapporto 
IEFE) è allegato al presente documento (Allegato A). 

 

3.1  Quantificazione dei termini QGSE e QIAFR

I termini QGSE e QIAFR vengono determinati annualmente sulla base dei dati forniti dal GSE e sono 
riferiti all’anno dell’obbligo. 

 

3.2  Quantificazione del termine PGSE

Il prezzo PGSE, per come è definito, dovrebbe essere determinato, per ogni anno a cui l’obbligo è 
riferito, anche in esito a indagini annuali condotte presso i produttori IAFR. Tuttavia non si ritiene 
opportuno effettuare la predetta indagine per gli anni in cui il termine QGSE (per il quale viene 
moltiplicato il prezzo PGSE) risulta essere prossimo a zero o pari a zero. In particolare: 
- qualora il termine QGSE risulti prossimo a zero ma diverso da zero, il prezzo PGSE viene 

convenzionalmente assunto pari alla media dei prezzi medi al netto dell’Iva, registrati in 
ciascuna sessione di negoziazione presso la sede del GME, ponderata per le quantità, espresse in 
MWh, dei certificati verdi scambiati in ogni sessione del periodo compreso tra l’1 aprile 
dell’anno a cui l’obbligo è riferito e il 31 marzo dell’anno successivo (di seguito: prezzo medio 
di negoziazione dei certificati verdi);  

- qualora il termine QGSE risulti pari a zero, il prezzo PGSE non viene calcolato.  

 

3.3  Quantificazione del termine PIAFR 

Come già evidenziato nelle relazioni tecniche alle deliberazioni n. 8/04 e n. 101/05, i certificati 
verdi relativi agli impianti IAFR sono stati valorizzati al prezzo medio di generazione che remunera 
adeguatamente i costi sostenuti per la realizzazione di nuovi impianti alimentati da fonti rinnovabili, 
al netto dei ricavi derivanti dalla vendita di energia al mercato (di seguito: criterio del 
costo/opportunità), al fine di promuovere lo sviluppo di nuovi impianti alimentati da fonti 
energetiche rinnovabili, anche attraverso investimenti diretti da parte dei produttori e importatori 
soggetti all’obbligo. Pertanto il valore del termine PIAFR deve essere determinato in modo tale da 
garantire la remunerazione degli investimenti diretti da parte dei produttori Cip 6 soggetti 
all’obbligo e ammessi al riconoscimento degli oneri ai sensi della deliberazione n. 113/06. 
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La quantificazione del prezzo PIAFR viene effettuata, per ogni anno a cui l’obbligo è riferito, tenendo 
conto: 
a) dei costi medi di produzione dell’energia elettrica da fonti rinnovabili; 
b) del mix di fonti rinnovabili che alimentano gli impianti IAFR ammessi a beneficiare dei 

certificati verdi;  
c) del prezzo di vendita dell’energia elettrica sul mercato. 

 

3.3.1  Definizione dei costi medi di produzione dell’energia elettrica da fonti rinnovabili 

I costi medi di produzione dell’energia elettrica da fonti rinnovabili, per le sole finalità del presente 
documento, sono stati determinati utilizzando i dati contenuti nel rapporto IEFE. In particolare, per 
ogni fonte, sono state scelte come riferimento le taglie indicate nella tabella 2 e sono state adottate 
le medesime ipotesi contenute nel rapporto IEFE (a cui si rimanda) ad eccezione del periodo di 
attualizzazione che è stato posto pari a 12 anni, coerentemente con la durata delle incentivazioni, 
tramite i certificati verdi, negli anni 2005, 2006, 2007. La tabella 2 evidenzia, per ogni fonte, i costi 
medi conseguentemente ottenuti. 

 

Fonte Taglia

Costo del 
capitale 
annuo 

equivalente

Costo del 
combustibile

Costi 
operativi 

annui 
equivalenti

Costo 
medio 
totale

[€/MWh] [€/MWh] [€/MWh] [€/MWh]

Acqua 
fluente 5 MW 55,71 20,18 75,89
Bacino 5 MW 75,68 26,26 101,94

Geotermica 20 MW 58,90 20,53 79,43

Eolica (*) 5 MW 117,53 24,03 141,56
Digestione 

materia 
vegetale

500 kW 53,44 75,25 19,99 148,68

Da discarica 500 kW 32,06 0,00 21,42 53,48

Solida 
cippato 17 MW 67,95 94,60 50,40 212,95

Liquida oli 
vegetali 17 MW 19,73 129,16 19,98 168,87

Rifiuti organici Solida CDR 17 MW 77,94 0,00 61,36 139,30
Solare FV 300 kW 507,82 35,01 542,83

(*) E' stato trascurato l'incremento annuo dei costi di gestione e manutenzione ipotizzato nel rapporto IEFE (solo
per l'eolico) per tenere conto della progressiva necessità di manutenzione.

Costi medi di produzione dell'energia elettrica da fonti rinnovabili

Idrica

Biogas

Biomassa

      - tabella 2 - 
 
3.3.2  Definizione del mix di fonti  

Ai fini della definizione del mix di fonti, si ritiene opportuno fare riferimento alla produzione 
annuale effettiva di energia elettrica da impianti IAFR, differenziata per fonte, per cui sono stati 
emessi i certificati verdi. 

 

3.3.3  Definizione del prezzo medio di vendita dell’energia elettrica sul mercato 

Il prezzo medio di vendita dell’energia elettrica sul mercato, per ogni anno a cui l’obbligo è riferito, 
è posto pari alla media aritmetica, su base nazionale, dei prezzi zonali orari.  
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3.3.4  Quantificazione del prezzo PIAFR  

Il prezzo PIAFR è pari alla differenza tra: 
- la media dei costi medi di produzione dell’energia elettrica da fonti rinnovabili ponderata per la 

produzione annuale effettiva di energia elettrica degli impianti IAFR, differenziata per fonte, per 
cui sono stati emessi i certificati verdi nell’anno a cui l’obbligo è riferito; 

- il prezzo medio di vendita dell’energia elettrica sul mercato, per ogni anno a cui l’obbligo è 
riferito, posto pari alla media aritmetica, su base nazionale, dei prezzi zonali orari. 

 

 

4. Quantificazione del valore Vm per l’obbligo degli anni 2005, 2006 e 2007, riferito 
rispettivamente alle produzioni degli anni 2004, 2005 e 2006 

4.1  Valore Vm per l’obbligo dell’anno 2005 riferito alle produzioni dell’anno 2004 
Il valore Vm riconosciuto per ogni certificato verde è pari a: 

                                                  IAFRIAFRGSEGSE PQPQVm ⋅+⋅=          

dove: 

a) QGSE, con riferimento all’obbligo dell’anno 2005, è pari al 3,3% del totale – tabella 3; 

b) PGSE è posto pari al prezzo medio di negoziazione dei certificati verdi (come definito nel 
paragrafo 3.2) nel periodo compreso tra l’1 aprile 2005 e il 31 marzo 2006, pari quindi a 106,98 
€/MWh; 

c) QIAFR, con riferimento all’obbligo dell’anno 2005, è pari al 96,7% del totale – tabella 3; 

d) PIAFR, tenendo conto della produzione effettiva di energia elettrica degli impianti IAFR, 
differenziata per fonte, nell’anno 2005, è risultato pari a 51,57 €/MWh – tabella 4. 

Quindi Vm = 53,40 €/MWh.  

 
 

Numero CV     
(1 MWh/CV)

Mix (%)

1 Obbligo relativo alla produzione e all'importazione da fonti convenzionali 2004 4.481.323

2 Obbligo non assolto (sono tuttora in corso le istruttorie formali avviate dall'Autorità) 133.923

3 Certificati verdi annullati per adempiere all'obbligo relativo alla 
produzione e all'importazione 2004 (1 - 2) 4.347.400 100%

di cui CV associati a impianti IAFR  [QIAFR] 96,7%

[QGSE] 3,3%

4.203.000 100%
    produttori soggetti all'obbligo con CV autoprodotti 1.516.400 - 36,1%
    produttori IAFR con CV venduti direttamente o tramite GME 2.686.600 - 63,9%
di cui CV venduti dal GSE 144.400

N.B.: I dati sopra riportati presentano alcune differenze rispetto a quanto pubblicato dal GSE perché tengono conto degli esiti
        dei controlli tecnici successivamente effettuati.

Fonte : nota GSE del 3 dicembre 2008.

Riepilogo dell'offerta e della domanda di certificati verdi nel 2005

 
- tabella 3 - 

 

 7



Produzione 2005 
incentivata con i 
certificati verdi 

(*)

Costo medio di 
produzione da 

fonti rinnovabili

Fonte: GWh €/MWh

Idrica (**) 1.692,90 88,92
Geotermica 629,95 79,43
Eolica 1.281,55 141,56
Biogas da discarica 228,00 53,48
Altri biogas 57,80 148,68
Biomasse combustibili 189,86 212,95
Biocombustibili liquidi 18,80 168,87
Biomasse da rifiuti e rifiuti 277,40 139,30
Solare fotovoltaica 1,10 542,83

Totale 4.377,36

A Costo medio di produzione 110,94

B Prezzo indicativo di vendita dell'en. elettrica (media arit. prezzi zonali 2005) 59,37

C PIAFR 51,57(A-B)

(*) Dati trasmessi all'Autorità dal GSE

Valore del termine PIAFR in base al criterio del costo/opportunità per l'anno 2005

(**) Il costo medio di produzione di energia elettrica da fonte idrica è posto pari alla media aritmetica dei
costi medi attribuibili all'impianto a bacino e all'impianto ad acqua fluente di cui alla tabella 2.     - tabella 4 - 

 

 

4.2  Valore Vm per l’obbligo dell’anno 2006 riferito alle produzioni dell’anno 2005 
Il valore Vm riconosciuto per ogni certificato verde è pari a: 

                                                  IAFRIAFRGSEGSE PQPQVm ⋅+⋅=          

dove: 

a) QGSE, con riferimento all’obbligo dell’anno 2006, è pari al 0,2% del totale – tabella 5; 

b) PGSE è posto pari al prezzo medio di negoziazione dei certificati verdi (come definito nel 
paragrafo 3.2) nel periodo compreso tra l’1 aprile 2006 e il 31 marzo 2007, pari quindi a 120,60 
€/MWh; 

c) QIAFR, con riferimento all’obbligo dell’anno 2006, è pari al 99,8% del totale – tabella 5; 

d) PIAFR, tenendo conto della produzione effettiva di energia elettrica degli impianti IAFR, 
differenziata per fonte, nell’anno 2006, è risultato pari a 35,89 €/MWh – tabella 6. 

Quindi Vm = 36,06 €/MWh.  
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Numero CV     
(1 MWh/CV)

Mix (%)

1 Obbligo relativo alla produzione e all'importazione da fonti convenzionali 2005 5.999.487

2 Obbligo non assolto (sono tuttora in corso le istruttorie formali avviate dall'Autorità) 196.350

3 Certificati verdi annullati per adempiere all'obbligo relativo alla 
produzione e all'importazione 2005 (1 - 2) 5.803.137 100%

di cui CV associati a impianti IAFR  [QIAFR] 99,8%

[QGSE] 0,2%

5.792.437 100%
    produttori soggetti all'obbligo con CV autoprodotti 1.969.700 - 34,0%
    produttori IAFR con CV venduti direttamente o tramite GME 3.822.737 - 66,0%
di cui CV venduti dal GSE 10.700

N.B.: I dati sopra riportati presentano alcune differenze rispetto a quanto pubblicato dal GSE perché tengono conto degli esiti
        dei controlli tecnici effettuati.

Fonte : nota GSE del 3 dicembre 2008.

Riepilogo dell'offerta e della domanda di certificati verdi nel 2006

 
- tabella 5 - 

 

 

Produzione 2006 
incentivata con i 
certificati verdi 

(*)

Costo medio di 
produzione da 

fonti rinnovabili

Fonte: GWh €/MWh

Idrica (**) 2.164,49 88,92
Geotermica 844,85 79,43
Eolica 2.002,00 141,56
Biogas da discarica 347,07 53,48
Altri biogas 109,50 148,68
Biomasse combustibili 209,48 212,95
Biocombustibili liquidi 12,90 168,87
Biomasse da rifiuti e rifiuti 271,99 139,30
Solare fotovoltaica 1,59 542,83

Totale 5.963,87

A Costo medio di produzione 111,23

B Prezzo indicativo di vendita dell'en. elettrica (media arit. prezzi zonali 2006) 75,34

C PIAFR 35,89(A-B)

(*) Dati trasmessi all'Autorità dal GSE

Valore del termine PIAFR in base al criterio del costo/opportunità per l'anno 2006

(**) Il costo medio di produzione di energia elettrica da fonte idrica è posto pari alla media aritmetica dei
costi medi attribuibili all'impianto a bacino e all'impianto ad acqua fluente di cui alla tabella 2.      - tabella 6 - 
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4.3  Valore Vm per l’obbligo dell’anno 2007 riferito alle produzioni dell’anno 2006 
Il valore Vm riconosciuto per ogni certificato verde è pari a: 

                                                  IAFRIAFRGSEGSE PQPQVm ⋅+⋅=          

dove: 

a) QGSE, con riferimento all’obbligo dell’anno 2007, è pari al 0,2% del totale – tabella 7; 

b) PGSE è posto pari al prezzo medio di negoziazione dei certificati verdi (come definito nel 
paragrafo 3.2) nel periodo compreso tra l’1 aprile 2007 e il 31 marzo 2008, pari quindi a 85,36 
€/MWh; 

c) QIAFR, con riferimento all’obbligo dell’anno 2007, è pari al 99,8% del totale – tabella 7; 

d) PIAFR, tenendo conto della produzione effettiva di energia elettrica degli impianti IAFR, 
differenziata per fonte, nell’anno 2007, è risultato pari a 38,08 €/MWh – tabella 8. 

Quindi Vm = 38,17 €/MWh.  

 

 

Numero CV     
(1 MWh/CV)

Mix (%)

1 Obbligo relativo alla produzione e all'importazione da fonti convenzionali 2006 5.841.050

2 Obbligo non assolto (sono tuttora in corso le istruttorie formali avviate dall'Autorità) 50.750

3 Certificati verdi annullati per adempiere all'obbligo relativo alla 
produzione e all'importazione 2006 (1 - 2) 5.790.300 100%

di cui CV associati a impianti IAFR  [QIAFR] 99,8%

[QGSE] 0,2%

5.781.550 100%
    produttori soggetti all'obbligo con CV autoprodotti 3.252.630 - 56,3%
    produttori IAFR con CV venduti direttamente o tramite GME 2.528.920 - 43,7%
di cui CV venduti dal GSE 8.750

N.B.: I dati sopra riportati presentano alcune differenze rispetto a quanto pubblicato dal GSE perché tengono conto degli esiti
        dei controlli tecnici effettuati.

Fonte : nota GSE del 3 dicembre 2008.

Riepilogo dell'offerta e della domanda di certificati verdi nel 2007

 
- tabella 7 - 
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Produzione 2007 
incentivata con i 
certificati verdi 

(*)

Costo medio di 
produzione da 

fonti rinnovabili

Fonte: GWh €/MWh

Idrica (**) 2.919,58 88,92
Geotermica 865,64 79,43
Eolica 2.648,67 141,56
Biogas da discarica 524,94 53,48
Altri biogas 207,29 148,68
Biomasse combustibili 197,21 212,95
Biocombustibili liquidi 19,74 168,87
Biomasse da rifiuti e rifiuti 353,34 139,30
Solare fotovoltaica 2,25 542,83

Totale 7.738,66

A Costo medio di produzione 110,87

B Prezzo indicativo di vendita dell'en. elettrica (media arit. prezzi zonali 2007) 72,79

C PIAFR 38,08(A-B)

(*) Dati trasmessi all'Autorità dal GSE

Valore del termine PIAFR in base al criterio del costo/opportunità per l'anno 2007

(**) Il costo medio di produzione di energia elettrica da fonte idrica è posto pari alla media aritmetica dei
costi medi attribuibili all'impianto a bacino e all'impianto ad acqua fluente di cui alla tabella 2.   - tabella 8 - 

 

 

5.  Conclusioni 
La tabella 9 evidenzia il valore Vm proposto ai fini dell’applicazione della deliberazione n. 113/06 
per gli obblighi degli anni 2005, 2006 e 2007. 

 

QGSE PGSE QIAFR PIAFR Vm
[%] [€/MWh] [%] [€/MWh] [€/MWh]

Prod. 2004 che generano un obbligo nel 2005 3,3% 106,98 96,7% 51,57 53,40
Prod. 2005 che generano un obbligo nel 2006 0,2% 120,60 99,8% 35,89 36,06
Prod. 2006 che generano un obbligo nel 2007 0,2% 85,36 99,8% 38,08 38,17

Valore Vm riconosciuto per ogni certificato verde per le finalità delle deliberazioni n. 8/04, n. 
101/05 e n. 113/06 (espresso in Euro/MWh)

 
                                                                                        - tabella 9 - 
 

Si propone infine che le modalità operative contenute nel presente documento per la ricognizione si 
applichino anche per gli obblighi degli anni 2008 e 2009.   

 
Spunti per la ricognizione 

SP 1. Si condividono gli orientamenti della Direzione Mercati dell’Autorità riportati nel presente 
documento? 
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PARTE 1 
 
 


 Le richieste dell’Autorità per l’energia elettrica e il gas 
 
Nel 2006, con la delibera 317/06, l’Autorità per l’energia elettrica e il gas (di seguito: AEEG)  ha 
avviato il procedimento finalizzato alla determinazione dei costi di produzione di energia elettrica 
da fonti rinnovabili. Il comma 2 lett. a) prevede che siano effettuate analisi sul livello dei costi di 
produzione; la lett. b) circoscrive l’interesse all’aggiornamento della delibera 34/05 (poi sostituita 
dalla delibera 280/07) e all’applicazione della delibera 113/06. 
 
La delibera 34/05 (fino al 31 dicembre 2007) e la delibera 280/07 (dall’1 gennaio 2008), in 
applicazione dell’articolo 13 del d. lgs. n. 387/03 e del comma 41 della legge n. 239/04, hanno 
definito le modalità di ritiro dedicato, tra cui le condizioni economiche riconosciute ai produttori dal 
gestore di rete che ritira l’energia immessa (dal GSE a partire dall’1 gennaio 2008). Possono 
accedere al ritiro dedicato i seguenti impianti: 


- impianti di potenza inferiore a 10 MVA, alimentati da qualunque fonte; 
- impianti di potenza qualsiasi alimentati dalle fonti rinnovabili eolica, solare, geotermica, del 


moto ondoso, mareomotrice ed idraulica, limitatamente, per quest’ultima fonte, agli impianti 
ad acqua fluente. 


 
Attualmente, nell’ambito del ritiro dedicato, vengono riconosciuti i prezzi previsti dalla delibera 
280/07, e in particolare: 


- i cosiddetti prezzi minimi garantiti, allo stato non differenziati per fonte e applicati per 
scaglione di produzione, per i primi 2.000.000 kWh prodotti e immessi in rete da impianti 
idroelettrici di potenza nominale media annua fino a 1 MW e da impianti alimentati dalle 
altre fonti rinnovabili di potenza nominale elettrica fino a 1 MW (già previsti dalla 
precedente delibera 34/05). I prezzi minimi garantiti, per come sono stati definiti, sono 
finalizzati alla copertura degli elevati costi di esercizio e manutenzione (non anche dei costi 
di investimento) che caratterizzano tali impianti; 


- i cosiddetti prezzi zonali orari in tutti gli altri casi (a sostituzione del prezzo di cessione 
dell’energia elettrica dall’Acquirente Unico alle imprese distributrici, precedentemente 
utilizzato dalla delibera 34/05). 


 
Nella delibera 317/06 e nella delibera 280/07 l’AEEG ha affermato di voler rivedere i prezzi minimi 
garantiti differenziandoli per fonte e tenendo conto dei risultati dell’analisi dei costi di produzione 
(facendo riferimento ai costi di esercizio e manutenzione). 
 
Nel corso del 2007 sono intervenute modifiche normative in materia di sostegno alle fonti 
rinnovabili. Con riferimento alle rinnovabili di piccola taglia (< 1 MW), il decreto del 19 febbraio 
2007 ha rivisto il meccanismo di incentivazione degli impianti solari fotovoltaici e l’art. 2, comma 
145, della legge 24 Dicembre 2007, n. 244 (finanziaria 2008), ha infine sancito il principio del 
prezzo minimo, differenziato per fonte e della durata di 15 anni, per la cessione alla rete di energia 
elettrica prodotta da impianti di potenza nominale minore di 1 MW alimentati dalle fonti rinnovabili 
di cui alla tabella 3 allegata alla legge (tariffe di ritiro: 300 €/MWh eolica, regime valido solo per 
impianti con potenza < 200 kW; 200 €/MWh geotermica; 220 €/MWh idraulica; 220 €/MWh rifiuti 
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biodegradabili e biomasse diverse da biomassa agricola da filiera corta; 180 €/MWh gas di 
discarica). 
Successivamente al periodo di incentivazione, a tali impianti si applicano le modalità di cui all’art. 
13 del d.lgs. 387/03, cioè le modalità e le condizioni economiche definite dall’AEEG (il ritiro 
dedicato). 
 
La legge Finanziaria 2008 ridisegna anche il meccanismo di incentivazione dell’energia elettrica 
prodotta da impianti alimentati dalle fonti rinnovabili di taglia maggiore, di cui alla tabella 2 
allegata. In particolare l’art. 2 comma 144 stabilisce che l’energia prodotta da impianti rinnovabili 
di potenza nominale > 1 MW è incentivata dal rilascio di CV, emessi dal GSE e collocati sul 
mercato ad un prezzo unitario (al MWh) pari alla differenza tra il prezzo di riferimento (pari in 
prima attuazione a 180 €/MWh, per l’anno 2008) e il valore medio annuo del prezzo di cessione 
dell’energia elettrica definito dall’AEEG in attuazione dell’art. 13, comma 3, del d.lgs. 387/03, 
registrato l’anno precedente e comunicato entro il 31 gennaio a decorrere dal 2008. La 
determinazione delle condizioni economiche per il ritiro amministrato dell’energia elettrica di cui 
all’art. 13 del d.lgs. 387/03 diventa quindi un prezzo di riferimento per la definizione del valore 
annuo del CV. Si richiamano, infine, come elementi condizionanti le valutazioni di investimento in 
impianti rinnovabili da parte del mercato, due ulteriori modifiche introdotte dalla legge finanziaria 
2008: la determinazione di un periodo di durata dei CV, fissata pari a 15 anni per la produzione 
generata da tutti gli impianti qualificati IAFR e il riconoscimento di un numero di CV al MWh 
differenziato per fonte in base ai coefficienti di cui alla tabella 2 allegata alla legge (eolico on shore 
> 200 kW coefficiente pari a 1; idro > 1 MW coeff. pari a 1; solare > 1 MW coeff. pari a 1,1; rifiuti 
e biomasse > 1 MW = 1,1; geotermia > 1 MW = 0,9; biogas > 1 MW = 0,8).  
 
Alla luce di questo primo obiettivo dell’AEEG, il presente lavoro introduce alcuni elementi 
finalizzati alla determinazione dei costi di produzione dell’energia elettrica da impianti alimentati 
dalle fonti rinnovabili (idrica, solare PV, eolica, geotermica) e da combustibili rinnovabili 
(biomasse, biogas) di piccola e piccolissima taglia (< 1 MW). Con riferimento a tali impianti, 
potrebbero essere effettuati ulteriori approfondimenti successivi, al fine di considerarne con 
maggiore attenzione le peculiarità. 
 
La delibera 113/06, nel determinare le compensazioni a riconoscimento degli oneri ex attuazione 
art. 11 del d.lgs. 79/99 a carico dei titolari degli impianti alimentati a fonti assimilate e sottoposti al 
meccanismo di cessione destinata ex provvedimento Cip 6/92, conferma la metodologia di calcolo 
già utilizzata ex delibere 8/04 e 101/05. La metodologia prevede che, per ogni certificato verde, 
venga riconosciuto il valore Vm così definito: 
 
Vm = PGRTN * QGRTN + PIAFR * QIAFR
 
I produttori obbligati ex art. 11 d. lgs. 79/99 possono soddisfare l’obbligo o acquistando CV sul 
mercato o direttamente, investendo nella realizzazione di impianti di generazione rinnovabile. 
Inoltre, il GSE vende nel mercato dei CV la parte dei CV di cui è titolare necessaria a coprire la 
domanda obbligata in caso di offerta limitata da parte del mercato. La prima componente misura, 
pertanto, il valore dei CV offerti dal GSE (proxi del valore sul mercato dei CV). Il PIAFR è calcolato 
come differenza del costo medio unitario di produzione di energia elettrica di nuovi impianti 
alimentati da fonti rinnovabili, ponderato in base alla distribuzione tecnologia degli impianti 
qualificati IAFR da GSE in esercizio e in progetto, a consuntivo dell’anno di riferimento (quantità 
QIAFR) e il prezzo di vendita dell’energia elettrica nel mercato (proxi del valore lordo 
dell’investimento in nuovi impianti).  
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Ai fini del calcolo della componente PIAFR occorre quindi determinare il costo di produzione di 
energia elettrica degli impianti IAFR. La valutazione del costo di generazione dovrebbe evidenziare 
il posizionamento competitivo (sulla base del costo minimo) delle diverse tecnologie rinnovabili per 
la generazione elettrica. La differenza tra il prezzo medio dell’energia immessa in rete e il costo di 
generazione mette in luce i maggiori costi di nuovi investimenti rinnovabili rispetto alle tecnologie 
convenzionali e rinnovabili esistenti.  
Le tipologie degli impianti alimentati da fonti rinnovabili che possono richiedere la qualificazione 
IAFR sono illustrate nella seguente tabella. 
 


Classificazione impianti alimentati da fonti rinnovabili 


Tipologia impianto Sub-tipologia 
impianto Fonte 


Idroelettrico 


-  Acqua Fluente 
-  A Serbatoio 
-  A Bacino 
-  Acquedotto 


Idraulica 


Mareomotrice 
Marino  


Moto ondoso 


Eolico -  On – Shore 
-  Off – Shore Eolica 


Solare -  Fotovoltaico 
-  Fototermoelettrico Solare 


Geotermoelettrico  Geotermica 


Biomasse 


Termoelettrico 


- A vapore 
- A combustione interna 
- A ciclo combinato 
- A gas 
- Altro 


Biogas 


Ibrido - Co-combustione 
- Altro  


Fonte Rinnovabile 
 +  
Fonte Convenzionale 


 


Le fonti rinnovabili sono quelle definite dall’art. 2 della direttiva 2001/77/CE, recepito all’art. 2 del 
d. lgs 387/03:  
“eolica, solare, geotermica, del moto ondoso, mareomotrice, idraulica, biomasse, gas di discarica, 
gas residuati dai processi di depurazione e biogas. In particolare, per biomasse si intende: la parte 
biodegradabile dei prodotti, rifiuti e residui provenienti dall'agricoltura (comprendente sostanze 
vegetali e animali) e dalla silvicoltura e dalle industrie connesse, nonché la parte biodegradabile 
dei rifiuti industriali e urbani”. 
 
Biomasse e biogas includono molteplici sottofonti. La suddivisione utilizzata dal GSE ai fini della 
classificazione IAFR in sede di qualificazione degli impianti è la seguente: 
- le biomasse sono suddivise in: biomasse combustibili (biomassa legnosa, biomassa erbacea, 


etc.), biocombustibili liquidi (oli vegetali, biodiesel, etc.), biomasse da rifiuti completamente 
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biodegradabili (oli esausti, grassi e farine animali, etc.), biomasse da rifiuti parzialmente 
biodegradabili (RSU, RSAU, CDR, etc.);  


- i biogas sono suddivisi in: gas di discarica, gas residuati dai processi di depurazione, altri biogas 
(ottenuti per fermentazione anaerobica di deiezioni animali, rifiuti organici agro-industriali, 
materiale vegetale, etc..). 


 
Come si evince dalla tabella sono inclusi tra gli impianti ammessi al rilascio dei certificati verdi 
anche quelli ibridi, ossia quelli definiti dall’art. 2 del d. lgs 387/03 come “centrali che producono 
energia elettrica utilizzando sia fonti non rinnovabili, sia fonti rinnovabili, ivi inclusi gli impianti di 
co-combustione, vale a dire gli impianti che producono energia elettrica mediante combustione 
contemporanea di fonti non rinnovabili e di fonti rinnovabili”.  
 
Dato che nel presente lavoro si fa riferimento alla determinazione dei costi di nuovi impianti si 
ritiene corretto prendere a riferimento gli impianti qualificati nell’anno di riferimento, ma anche gli 
impianti a progetto in quanto indicativi di nuovi investimenti. All’interno degli impianti qualificati, 
inoltre, si ritiene di dover prendere in considerazione gli impianti della sola categoria D (impianti 
nuovi) e al limite delle categorie C (riattivati) e B (rifacimento totale). 
 
Impianti qualificati IAFR, 30 aprile 2008 


Per fonte numero potenza
(MW) 


producibilità 
(GWh)  


 Biogas  239  257  1.559  
 Biomasse  70 1.421 2.136  
 Rifiuti  35 909  824  
 Risorse geotermiche  13  440  972  
 Risorse idriche  842  4.898 4.861  
 Sole  38  5  6  
 Vento  163  1.917 4.554  


 1.400 9.847 14.911  
    


Per intervento numero potenza
(MW) 


producibilità 
(GWh)  


A - Potenziamento 147  3.262 913  
B - Rifacimento 53  113  380  
BP - Rifacimento Parziale 174  1.409 2.459  
C - Riattivazione 108  89  479  
D - Nuova Costruzione 910  3.571 10.501  
E - Co-combustione in impianti esistenti prima 
del 1999 8  1.402 179  


Fonte: GSE 1.400 9.847 14.911  
 
Attraverso l’analisi degli impianti IAFR è possibile farsi un’idea della tipologia di impianti 
maggiormente realizzati in Italia e per questa via selezionare le caratteristiche tecniche (potenza, 
fattore di utilizzo, fonte di alimentazione) dei progetti di investimento da valutare.  
 
L’analisi della distribuzione degli impianti IAFR di nuova costruzione porta ai seguenti risultati: 
 


- la maggior parte degli impianti idroelettrici di nuova realizzazione sono di taglia compresa 
tra 1 e 6 MW ad eccezione di pochi impianti a serbatoio (20 MW); 
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- gli impianti eolici hanno potenze nominali varie che vanno dai 3 ai 20 MW (producibilità 
media 2006= 1556 h/a, tenendo conto delle produzioni parziali degli impianti entrati in 
esercizio nell’anno); 


- molto scarsa la presenza di impianti a biomasse solide e liquide di una certa dimensione 
(taglia di riferimento 4 MW e 25 MW), maggiore la presenza degli impianti a rifiuti anche 
se pochi di taglia > 2 MW, per i rifiuti biodegradabili (taglia di riferimento 2 MW); 
biomasse da rifiuti parzialmente biodegradabili (taglia di riferimento 10 MW);  


- gli impianti geotermici hanno come potenza di riferimento i 20 MW e un fattore di utilizzo 
del 75-80%. 


 
L’analisi del parco di impianti > 1 MW di realizzazione più recente e prospettica evidenzia: 


- prevalenza impianti idroelettrici di piccole e piccolissime dimensioni con caratteristiche 
differenziate (ad acqua fluente e a bacino con salti più o meno elevati); 


- seguiti dagli impianti a biogas (in particolare da digestione anaerobica di scarti agricoli e da 
rifiuti) e dalle biomasse soprattutto solide e liquide (in particolare biodiesel); 


- sviluppo degli impianti solari fotovoltaici a seguito della attuazione del meccanismo del 
Conto Energia (potenza raddoppiata nel 2007); 


- diffusione microeolico con impianti < 200 kW. 
 
Alla luce delle caratteristiche del parco di generazione rinnovabile e dell’evoluzione recente della 
regolamentazione di settore, il presente lavoro si concentra sulla seguente categoria di impianti. 
 
Famiglia di impianti considerati  
Tecnologia Potenza nominale 
Idroelettrici (con investimenti più o meno 
consistenti in relazione a salto dell’acqua fino 
alla turbina o a elementi infrastrutturali già 
presenti nel sito) 


 


- a bacino (investimenti maggiori) 
- acqua fluente  
- pompaggio 


 


5 MW; 100 MW 
5 MW 
100 MW 
 


Solare FV 
- per usi domestici 
- per usi non domestici 


 
3 kW  
300 kW 


Eolico on shore  200 kW 
5 MW 
20 MW 


Geotermoelettrici 
- tecnologia ciclo binario 
- vapore flash 


 
20 MW 
20 MW 


Biomasse  
- combustione diretta biomassa solida 
- combustione biomassa liquida 
- combustione CDR 
- gassificazione biomassa solida 


17 MW 
17 MW 
17 MW 
100 kW  


Biogas da digestione anaerobica  
- materiale organico vegetale 500 kW  
- materiale discarica RSU 500 kW 
 







 


PARTE 2 
 


La metodologia di calcolo del Costo Annuo Equivalente 
 


Le stime di costo delle diverse tecnologie di generazione elettrica sono state ampliamente utilizzate 
nelle decisioni dei decisori pubblici e nelle attività di regolazione. Le imprese, sia industriali che 
finanziarie, e i regolatori cercano uno strumento semplice per determinare quanto costa e quanto 
costerà produrre un kWh elettrico utilizzando, per esempio, una turbina eolica rispetto ad un 
impianto a gas nei prossimi 20 anni. Strumenti semplificati sono spesso utilizzati per selezionare 
diversi strumenti di sostegno quali incentivi fiscali o contributi all’innovazione o per definire tariffe 
di acquisto dell’energia prodotta in regime “speciale”. 


Il presente documento stima i costi di produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili utilizzando 
una metodologia standard, quella del cosiddetto “ levelised unit electricity cost” o costo annuo 
equivalente (CAE).  


Il CAE è il valore attuale netto delle spese sostenute complessivamente dal produttore in relazione 
ad uno specifico investimento lungo la vita utile dell’impianto, espresso in termini unitari in 
funzione della quantità prodotta (€/MWh)1. 
Più precisamente, per ciascun impianto di generazione, il costo annuo equivalente di produzione 
(CAE), è dato dal valore attuale delle uscite di cassa attese ed il valore attuale della produzione 
attesa:   
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Dove: 
 


CAE è il  “ levelised unit electricity cost”  o costo annuo equivalente; 


CIt  è il valore dell’investimento effettuato nell’anno t-esimo; 


COt è l’ammontare dei costi operativi sostenuti nell’anno t-esimo, al netto del costo di 
acquisto del combustibile; 


CCt  è il costo del combustibile sostenuto  nell’anno t-esimo, comprensivo sia del costo 
di acquisto che del costo di gestione del combustibile (trasporto, trasformazione), 
a bocca di centrale; 


VR  è il valore di rimpiazzo dell’impianto al termine del periodo di attualizzazione; 
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1 Una definizione semplificata di costo annuo equivalente di produzione di un impianto di 
generazione è quella fornita da IEA (IEA 1999 e 2005) secondo cui tale costo è “il rapporto tra 
spese sostenute lungo la vita utile dell’impianto rispetto alla produzione attesa, espresso in termini 
di valore attuale equivalente”. 
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qt è la produzione netta nell’anno t-esimo; 


a  è il tasso di attualizzazione; 


n  è il periodo di durata dell’investimento; 


j  sono gli anni intercorrenti tra l’inizio degli esborsi e l’entrata in esercizio 
commerciale dell’impianto. 


 


Si noti che il valore del CAE dipende non solo dai costi operativi di produzione di energia elettrica, 
ma anche da altri fattori tra cui: l’ammontare e la distribuzione temporale degli investimenti 
necessari alla realizzazione e al funzionamento dell’impianto; la vita economica dell’impianto; il 
costo del capitale di debito; il costo del capitale di rischio; gli oneri fiscali, il valore residuo 
dell’investimento al temine della vita utile.   


In particolare, con riferimento alla tassazione, va rilevato che questa incide sul livello di redditività 
di un investimento per almeno due ragioni: da un lato la deducibilità degli oneri finanziari (interessi 
passivi e ammortamenti), che consente di godere del cosiddetto scudo fiscale; dall’altro la 
tassazione del reddito d’impresa e il suo effetto sul rendimento del capitale di rischio. 


I valori assunti dai diversi parametri nella quantificazione dei costi annui equivalenti dipendono dal 
tipo di fenomeno e di dato economico che si vuole analizzare. Nel presente documento l’analisi dei 
costi di produzione è effettuata assumendo il punto di vista di un operatore privato che deve 
decidere se investire in un nuovo impianto di generazione da fonti rinnovabili.  


Il costo annuo equivalente di produzione è un indicatore spesso utilizzato dagli operatori 
nell’ambito delle proprie scelte di investimento. Questo va confrontato con un prezzo atteso per la 
cessione della produzione; in prima approssimazione, affinché un investimento sia attraente il 
valore attuale del flusso di cassa netto da esso generato  deve essere maggiore o uguale a zero.  


Condizione necessaria affinché questa condizione sia verificata è che i ricavi attesi durante la vita 
economica dell’impianto siano sufficienti a coprire i costi operativi, le imposte ed il capitale 
investito iniziale. Scegliendo un opportuno tasso di sconto intertemporale che tenga conto delle 
imposte, la valutazione di redditività dell’investimento può essere riportata al confronto tra il prezzo 
medio di vendita atteso lungo la vita economica dell’impianto (RAE) ed il CAE. Se il RAE è 
maggiore del CAE l’investitore si attende di poter remunerare sia il capitale proprio che il capitale 
di rischio a condizioni di mercato. Naturalmente le scelte di investimento nella realtà derivano da 
processi decisionali molto complessi, che tengono conto dell’impatto complessivo che 
l’investimento avrebbe sul conto economico dell’impresa e gli elementi di valutazione utilizzati 
dalle imprese in tali processi sono rappresentati in maniera molto stilizzata dagli indicatori sopra 
descritti. In questo contesto di valutazione privata di piani di investimento, i valori dei parametri da 
utilizzare per la quantificazione del CAE devono  essere i valori di mercato con cui l’investitore si 
confronterebbe nell’ipotesi di comportamenti efficienti. In effetti questo è il criterio seguito nel 
presente documento. 


Il tasso di sconto utilizzato è il WACC, che rappresenta una misura del rendimento medio sul 
capitale investito che i finanziatori dell’iniziativa potrebbero attendersi da un investimento 
caratterizzato da un profilo di rischio comparabile. Il WACC è calcolato come media ponderata del 
costo del debito e del costo del capitale proprio, in funzione della struttura ottimale del capitale.  


Per quanto riguarda invece la definizione dell’orizzonte temporale di riferimento per il calcolo (n), 
va rilevato che tale periodo non necessariamente coincide con la vita utile dell’impianto e la sua 
scelta dipende dal tipo di analisi che si sta realizzando. L’orizzonte temporale utilizzato dagli 
operatori nella valutazione di scelte di investimento è solitamente inferiore alla vita utile 
dell’impianto, in particolare quando la vita utile dell’impianto è  molto lunga, come per gli impianti 
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nucleari, CCGT, grande idroelettrico. Infatti, quando si superano orizzonti temporali di quindici o 
venti anni, l’incertezza relativa al futuro diventa molto rilevante, in particolare con riferimento ai 
ricavi attesi. Quindici anni è, in genere, il periodo considerato realistico sotto il profilo finanziario, 
che coincide con l’orizzonte scelto dal legislatore per l’incentivazione delle fonti rinnovabili (a 
parte il fotovoltaico con il Conto Energia). Questo scenario sottintende un’ipotesi di riduzione dei 
prezzi di vendita negli anni successivi ai primi quindici ad un livello pari ai soli costi operativi. In  
altri termini, si assume che il valore attuale dei costi operativi relativo all’ultima parte di vita utile 
dell’impianto sia uguale al valore attuale dei ricavi, avendo ammortizzato completamente 
l’investimento iniziale. 
Il valore di costo attualizzato su un periodo di quindici anni è pertanto confrontabile con gli 
incentivi percepiti e quindi coerente con l’eventuale analisi di redditività degli investimenti. 
Nel documento consideriamo pertanto un periodo di attualizzazione pari a quello degli incentivi, 
cioè quindici anni per tutte le fonti fuori che il fotovoltaico, stimato su venti anni. 


In questo caso i valori dei parametri utilizzati per il calcolo possono differire da quelli utilizzati per 
la valutazione privata degli investimenti per due ordini di motivi. Innanzitutto, per il decisore 
pubblico il contesto normativo di riferimento rappresenta un elemento in qualche misura endogeno 
nella valutazione dei costi. Al contrario, l’investitore privato nell’effettuare le proprie decisioni 
assume il contesto regolatorio come un dato esogeno, il cui impatto in termini di costo deve essere 
internalizzato nelle valutazioni. In altri termini, il regolatore adotta un approccio “normativo”, 
mentre l’imprenditore segue un approccio “positivo”. Nell’approccio normativo l’analisi, da un lato, 
deve tenere conto dell’impatto che le determinazioni avranno sul comportamento degli operatori e, 
di conseguenza, sul mercato e, dall’altro, deve essere calata nel contesto normativo che si prevede 
di realizzare. 


Si pensi, ad esempio, al caso in cui l’analisi dei costi sia funzionale alla definizione di prezzi 
riconosciuti alla produzione da fonti rinnovabili. Una volta definito, il prezzo rappresenta il 
riferimento con cui tutti i soggetti  in qualche modo collegati con il processo di investimento, dai 
fornitori di input del processo produttivo agli intermediari finanziari, si confrontano per effettuare la 
propria strategia di offerta. Si noti che anche gli enti coinvolti nel processo autorizzativo possono in 
qualche misura essere considerati alla stregua di fornitori di input. Il costo complessivo 
dell’investimento dipenderà quindi  dal prezzo di vendita definito dal regolatore, in particolare nel 
caso in cui i mercati degli input produttivi non siano competitivi. Infatti, maggiore è il potere di 
mercato dei fornitori, minore è l’elasticità  della domanda residua che ciascun potenziale fornitore 
fronteggia. Questo porta ad un aumento dei costi di investimento effettivi al di sopra dei costi di 
investimento efficienti. In casi estremi di sostanziale monopolio del fornitore ci si può attendere che 
quest’ultimo operi come “residual claimant”, praticando un prezzo di cessione dell’input (o dei 
corrispettivi autorizzativi) tale da appropriarsi dell’intero margine di vendita. 


Con riferimento ai criteri per la definizione dei parametri per la quantificazione del CAE,  è 
importante ricordare che il contesto regolatorio assunto come riferimento incide in particolare: 


1) sul grado di rischiosità dell’investimento e, di conseguenza, sul tasso di remunerazione del 
capitale investito (WACC); 


2) sulla definizione dell’orizzonte temporale da considerare nella quantificazione dei costi. 


In prima approssimazione un investimento in un’attività regolata dovrebbe presentare un grado di 
rischio mercato inferiore a quello medio del mercato. Questo dovrebbe contribuire a ridurre il costo 
del capitale,  incidendo anche sulla ripartizione ottima del capitale investito tra capitale di rischio e 
capitale di credito e, in ultima analisi, riducendo i costi dell’investimento. Naturalmente il grado di 
rischiosità non dipende solo dal riconoscimento o meno di prezzi di vendita predefiniti, ma più in 
generale dal grado di certezza e di trasparenza del quadro normativo.  
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Per quanto riguarda invece la definizione dell’orizzonte temporale di riferimento, potrebbe essere 
ragionevole calcolare il costo annuo equivalente su tutta la vita utile dell’impianto nel caso in cui il 
sistema normativo e di regolamentazione fosse strutturato sull’intera vita tecnica.  
Per fornire un’indicazione quantitativa della sensibilità del costo al variare del periodo di 
attualizzazione nei file allegati al documento si fornisce anche una stima del CAE calcolato sulla 
vita tecnica dell’impianto. Gli effetti dell’allungamento del periodo sono particolarmente evidenti 
per le unità di produzione idroelettriche che hanno una vita tecnica di trenta anni. Date le ipotesi di 
stabilità nel tempo dei costi operativi e della produzione annua, più breve è l’orizzonte temporale 
rispetto a cui si effettua il calcolo, maggiore è il costo annuo equivalente. L’aumento dipende dal 
fatto che il costo fisso dell’investimento (CI) deve essere recuperato su una energia prodotta 
inferiore. 


Si noti che, adottando la prospettiva di un investitore privato, il documento non affronta il problema 
della quantificazione del valore per il sistema economico nel suo complesso dell’energia elettrica 
prodotta da una data unità di produzione. L’analisi non si propone quindi di quantificare il valore 
delle esternalità, sia positive che negative, che un pianificatore centralizzato includerebbe nella 
propria valutazione della composizione ottima del parco di generazione e, pertanto, degli 
investimenti da realizzare, ma che un produttore privato non percepisce e, di conseguenza, non 
internalizza nelle proprie scelte di investimento. Rientrano tra le esternalità positive delle fonti 
rinnovabili, ad esempio, la riduzione della dipendenza energetica dall’estero. Anche l’impatto sulle 
emissioni di CO2 può rappresentare un’esternalità positiva della produzione da fonti rinnovabili nel 
caso in cui il sistema di emission trading non sia in grado di fornire agli operatore il giusto segnale 
di prezzo della CO2. Rappresentano invece esternalità negative i maggiori costi di dispacciamento 
sostenuti per mantenere in equilibro il sistema, date le caratteristiche di intermittenza ed 
imprevedibilità di molte di queste tecnologie. 


Ci preme inoltre richiamare che le valutazioni sull’andamento dei costi di produzione nel tempo è 
rilevante in relazione all’obiettivo del regolatore. Se l’obiettivo fosse infatti quello di valutare gli 
obiettivi di sviluppo degli impianti rinnovabili al fine del conseguimento di specifici target di 
penetrazione, assumerebbe grande rilevanza la considerazione dell’andamento dei costi al variare 
delle condizioni complessive di sistema. L’integrazione del modello con aspetti legati 
maggiormente ai costi pubblici e non solo privati dipende fondamentalmente dalle ragioni di 
utilizzo del costo di produzione da parte del regolatore.  


Un’analisi esaustiva, che tenga conto di tutti gli aspetti, privati e pubblici, sottostanti alle 
valutazioni di investimento, esula tuttavia dallo scopo del presente lavoro, circoscritto alle richieste 
dell’Autorità di individuare uno strumento semplificato per il calcolo del costo medio annuo 
equivalente di produzione di energia elettrica da impianti alimentati da fonti rinnovabili.  


Si tenga conto, in ogni caso, che la variabilità dei costi a valle della costruzione per impianti che 
hanno una netta prevalenza di costi di investimento, è decisamente modesta. Il discorso può non 
valere per gli impianti a biomassa, in cui incide molto il costo di acquisto del combustibile. Si 
ritiene, infine, che vi siano significative economie di apprendimento legate agli investimenti, che 
non sono però state considerate nel presente lavoro. 


Si è tenuto un approccio tradizionale con la finalità di calcolare i costi privati di produzione di 
elettricità da impianti rinnovabili di nuova realizzazione.  


Data la necessità di costruire uno strumento di calcolo semplice e flessibile, il metodo utilizzato si 
fonda su alcune ipotesi semplificatrici. 


In primo luogo, la valutazione è fatta a costi storici, senza tener conto di eventuali costi opportunità. 
I costi storici utilizzati si basano sulla rilevazione dei dati con riferimento all’anno 2007, ultimo 
anno di disponibilità dei dati a consuntivo, ricostruiti attraverso i bilanci aziendali, studi di settore o 
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interviste con le imprese e le associazioni di categoria nel panorama italiano, con aggiornamenti ove 
possibile al 2008. 


In secondo luogo sono state fatte delle semplificazioni circa la quantificazione dei costi. Il calcolo si 
riferisce, infatti, al costo impianti nuovi, realizzati in base a stime dei costi che rispondano il più 
possibile all’attuale situazione del mercato italiano. Molti degli elementi che caratterizzano la 
funzione di costo in realtà variano sia nel tempo, ad esempio per effetti di apprendimento, degli 
equilibri di mercato o per innovazioni tecnologiche, sia al variare della potenza installata, per effetto 
di economie di scala. La variabilità dei costi è inoltre influenzata dall’andamento di fattori esterni 
(es. costo dei combustibili rinnovabili, costi di utilizzo del sistema elettrico, tassazione, inflazione). 
Il nostro lavoro si basa sull’ipotesi di staticità del sistema e di costi costanti nel tempo. Il modello di 
calcolo consente tuttavia di fare analisi di sensibilità dei costi al variare della potenza installata  
dell’unità di produzione. Infatti, con riferimento alla medesima tecnologia produttiva si sono 
solitamente analizzati i costi relativi a taglie di impianto differenti. 


Un terzo aspetto è quello della variabilità nel tempo delle condizioni operative e della dimensione 
quantitativa della produzione. Il lavoro si fonda sull’ipotesi di costanza nel tempo della produzione 
netta dell’impianto durante l’arco di tempo considerato ragionevole per la valutazione dei costi. Una 
tale ipotesi implica la disponibilità attesa dell’impianto per un numero di ore equivalenti a piena 
potenza che non considera eventuali indisponibilità non prevedibili (per manutenzioni straordinarie, 
interruzioni, altro). Il modello potrebbe, tuttavia, essere integrato con opportune analisi economiche 
per tenere conto della variabilità di tali fattori.  


Un quarto ed ultimo aspetto è quello relativo al valore di rimpiazzo o di smantellamento a fine vita 
utile dell’impianto. Per le unità di produzione idroelettriche si è ipotizzato un valore di rimpiazzo 
pari al 50% del capitale investito iniziale. Per le altre tecnologie si è ipotizzato un valore di 
rimpiazzo nullo. La ragione di tale scelta dipende dalla caratteristiche degli investimenti per la 
realizzazione di nuovi impianti idroelettrici. La diversità delle opere realizzate (opere di captazione, 
condotte, gallerie) – oltre gli investimenti impiantistici relativi alla centrale di generazione - e la 
destinazione degli investimenti di ingegneria ambientale e c.d. “naturalistica” ad altre attività (ad 
esempio gestione risorsa idrica), giustificano un certo ammontare di valore residuo 
dell’investimento a fine vita. 
 
 







PARTE 3 
 
 


Il calcolo del costo annuo equivalente  
 
Calcolare il costo di produzione di uno specifico impianto richiede di entrare nel merito delle 
diverse componenti di costo e delle modalità di funzionamento che caratterizzano gli impianti di 
generazione alimentati da fonti rinnovabili.  
Per comprendere meglio la metodologia utilizzata e l’impatto dei diversi parametri può essere utile 
semplificare la formula del CAE. 
In ipotesi di costanza nel tempo sia della quantità prodotta in ciascun anno dall’impianto (q) che dei 
costi operativi (CO), nonché di nullità del valore di rimpiazzo e di assenza di ritardo nell’entrata in 
esercizio, l’espressione si semplifica e può essere espressa come segue: 
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Il costo annuo equivalente diventa quindi la somma dei seguenti elementi: 


1) i costi dell’investimento iniziale, calcolati con riferimento al valore attuale della produzione; 
2) i costi operativi medi di ciascun anno; 
3) i costi di combustibile medi di ciascun anno 
4) valore residuo a fine vita. 


 
I costi medi di finanziamento dell’investimento sono pari al valore dell’annualità posticipata 
necessaria ad estinguere in n anni un debito presente pari a CI0 al tasso di interesse a. 
L’ipotesi sottostante è che il produttore restituisca il capitale preso a prestito e gli interessi maturati 
sul debito a quote costanti durante la vita utile dell’impianto. In sostanza il piano di ammortamento 
del prestito coincide con l’ammortamento dell’impianto.   
Si noti come, sotto le ipotesi fatte, la metodologia di calcolo utilizzata nel presente documento dia 
risultati equivalenti a quelli che si otterrebbero applicando la metodologia dei costi riconosciuti, 
utilizzata a fini tariffari per calcolare il costo medio in ciascun anno. 
Il tasso di attualizzazione “a” utilizzato è pari al Weighted Average Cost of Capital (WACC) ovvero 
al costo percentuale del capitale investito. Tale costo rappresenta il rendimento minimo che i 
finanziatori dell’iniziativa potrebbero attendersi da un investimento caratterizzato da un profilo di 
rischio comparabile. Il WACC è calcolato come media ponderata del costo del debito e del costo 
dell’equity, in funzione della struttura ottimale del capitale.  
 
Il valore attuale di tali costi totali, se calcolato utilizzando come tasso di attualizzazione il WACC, è 
pari alla somma del capitale investito iniziale (CI) e del valore attuale dei costi operativi (CO). La 
stringa temporale di costi riconosciuti, espressa in termini di costo medio attualizzato (CRAE) è 
pari al costo annuo equivalente: 
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Come rilevato nel paragrafo precedente, all’aumentare del tasso di remunerazione (WACC) il costo 
annuo equivalente aumenta e questo aumento è tanto più forte quanto più breve è la vita economica 
dell’impianto (t). 
 


3.1 I costi di investimento  
 
I costi di investimento (CI) sono le uscite di cassa sostenute per la realizzazione dell’investimento. 
Queste possono essere  concentrate nella fase di avvio dell’investimento, oppure in parte distribuite 
durante la vita utile dell’impianto. Si pensi, ad esempio, alle spese di manutenzione straordinaria 
capitalizzate, come la sostituzione di un inverter di un impianto fotovoltaico. Nell’analisi si è 
ipotizzata una spesa iniziale, effettuata prima dell’entrata in esercizio commerciale dell’impianto, 
che avviene al tempo t=0. Il modello consente pertanto di ipotizzare dei ritardi tra il momento 
dell’investimento e l’inizio dell’operatività. 
In generale l’anno di esborso del capitale per l’investimento è quello precedente all’entrata in 
esercizio degli impianti. Tuttavia sono stati considerati dei ritardi per alcune tipologie di impianto a 
motivo dei lunghi tempi di costruzione sperimentati dagli operatori. Questi corrispondono a ulteriori 
due anni per la realizzazione di un impianto alimentato a biomassa da CDR e a un ulteriore anno per 
gli impianti idroelettrici a bacino o ad alto salto e a biomasse agroforestali di capacità > 5 MW. 
Sono stati inclusi tra i costi di investimento anche i costi di progettazione, di sviluppo del progetto, i 
costi delle opere civili, delle opere elettriche di connessione alla rete. Le infrastrutture accessorie, 
come la mitigazione degli impatti nel caso dell’idroelettrico o i cablaggi di un campo eolico 
incidono in modo sostanziale nella determinazione dei costi complessivi e rappresentano un 
elemento di incertezza difficilmente prevedibile, perché legato a condizioni molto specifiche. 
 


3.2 La stima del tasso  di sconto e il tasso di remunerazione del capitale investito  
 
Il WACC utilizzato nella nostra analisi è espresso in termini nominali. Si noti che in questo l’analisi 
si differenzia dalla scelta fatta dall’Autorità ai fini della determinazione dei parametri tariffari per il 
servizio di trasporto. La differente formulazione si spiega in relazione al diverso contesto in cui i 
tassi sono utilizzati. Nel caso delle tariffe, in particolare, la regolamentazione prevede che i valori 
dei parametri tariffari vengano aggiornati annualmente per tener conto del tasso di inflazione. 
L’utilizzo di un tasso di remunerazione del capitale investito espresso in termini reali porterebbe 
pertanto ad un doppio riconoscimento dell’impatto inflattivo. 


I tassi di rendimento del capitale sono, inoltre, calcolati al netto degli effetti della tassazione 
(WACC post tasse). La tassazione incide sulla valutazione dei rendimenti sulla base di due effetti 
distinti: il primo, di natura positiva, deriva dalla deducibilità degli oneri finanziari (ammortamento 
del debito/interessi passivi) e dal cosiddetto effetto “scudo fiscale”; il secondo è dato dal livello di 
tassazione del reddito d’impresa vigente in un sistema paese. Il primo effetto incide sul calcolo del 
costo del capitale di debito e consiste nello scontare tale costo dei minori oneri fiscali derivante 
dalla deducibilità degli interessi. Poiché in Italia gli interessi passivi sono deducibili ai soli fini 
IRES (imposta sulle società di capitali) e non ai fini IRAP (imposta regionale sulle attività 
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produttive) si è considerata un’aliquota del 27,5% pari all’aliquota IRES in vigore. Il secondo 
effetto, di natura negativa, consiste nell’aumento del livello del costo medio ponderato del capitale 
per permettere la copertura degli oneri tributari a carico dell’impresa, tenendo conto dell’effetto 
complessivo dell’aliquota fiscale pagata sull’utile prima delle imposte. Quest’ultimo valore incide 
sia sul costo del debito sia sul costo dell’equity e consiste nel rapportare il costo del capitale al 
valore della tassazione d’impresa. A tal fine si è considerata un’aliquota del 31,4% (aliquota IRES 
più IRAP vigenti).  


La ripartizione percentuale dell’apporto di capitale di debito rispetto al capitale azionario al 
finanziamento dell’iniziativa, è basato su valori di mercato rilevati attraverso interviste agli 
operatori del settore. In genere tale rapporto è strettamente correlato con il livello di rischio 
d’impresa o di attività di cui ci occuperemo in seguito (vedi oltre il calcolo del coefficiente Beta). 
Pertanto la composizione del capitale investito è analizzata caso per caso alla luce delle indicazioni 
del mercato relativamente alle attività di investimento considerate.  
 
La formula generale del costo del capitale da noi considerata è pertanto la seguente per il WACC 
reale pre tasse: 
 
 


 WACCno min ale = DK * D
(D + E)


+ EK * E
(E + D)


 (1) 


 


dove: 


• E  è il capitale di rischio;  
• D  è l’indebitamento;  
• KE è il tasso di rendimento del capitale di rischio (costo dell’equity);  
• KD  è il tasso di rendimento sull’indebitamento (costo degli interessi);  
• D+E  è l’intero ammontare di capitale investito.  


 
Mentre il WACC nominale post tasse è calcolato come:  
 


 WACC post tax = DK *
(1− ct )
(1− T)


* D
(D + E)


+ EK * 1
(1− T)


* E
(E + D)


 (2) 


dove: 


• tc  è l’aliquota fiscale per il calcolo dello scudo fiscale degli oneri finanziari; 
• T  è la quota annuale di imposte sul reddito mediamente versata dalle società. 


 


3.3.1 Il costo del capitale di debito (KD ) 


Il costo del capitale di debito rappresenta il tasso di interesse lordo tasse di lungo termine che 
l’impresa dovrebbe pagare per ottenere dal mercato un nuovo finanziamento a titolo di debito. 
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Nell’analisi si è derivato il valore di KD dall’osservazione dei tassi a lungo termine richiesti dal 
mercato con riferimento a soggetti o imprese caratterizzate dallo stesso grado di solidità creditizia.  
Tale valore può essere: 
 
 
 spreadRK fD +=  (3) 
 
In cui Rf è il rendimento atteso da un investimento che non presenta alcuna correlazione con 
l’andamento dell’economia, sotto il profilo finanziario rappresenta il tasso di rendimento di attività 
prive di rischio. In genere è approssimato o attraverso valutazioni aziendali (quali il tasso di 
riferimento del sistema bancario – es. Euribor – o il rendimento delle obbligazioni emesse da 
imprese del settore) o attraverso il rendimento corrente dei titoli di Stato con scadenza residua di 
lungo termine. Nell’analisi per la quantificazione del valore di Rf  si è utilizzato l’Euribor a 6 mesi, 
pari al 5,22% (9 luglio 2008). La discesa dei tassi ufficiali della seconda metà del 2008 è stata 
accompagnata da maggiore incertezza sui mercati finanziari, per cui non si sono aggiornati i valori 
del WACC, non disponendo di valori verificati degli spread. 
Lo spread è quel valore tipicamente applicato dalle banche per coprire il rischio di finanziamento di 
un’attività rispetto ad investimenti privi di rischio. Il valore dello spread si differenzia in base 
all’attività in cui si sta investendo e al soggetto che contrae il prestito. 
 
Pertanto nella stima dello spread sono state fatte due valutazioni differenti: 


- la prima relativa alle iniziative rivolte all’uso domestico in cui il soggetto che richiede il 
prestito è una persona fisica. E’ questo, ad esempio, il caso del solare fotovoltaico per uso 
domestico; 


- la seconda relativa alle iniziative intraprese da imprese.  
 
Sulla base di quanto mediamente praticato per iniziative assimilabili dalle banche per prestiti 
relativi alle medesime iniziative fotovoltaiche, piuttosto che ad iniziative assimilabili (quali ad 
esempio i prestiti concessi per ristrutturazioni edilizie) i valori sono pari, in base alle rilevazioni 
medie dell’anno 2007, a  1,4% (valori compresi tra 0,5 e 3% nei casi con alti rischi di insolvenza) 
nel caso di prestiti a persone fisiche e 0,60% (valori compresi tra 0,35 e 1) nel caso di prestiti alle 
imprese.  
 


3.3.2 Il costo dei mezzi propri (KE ) 


Il costo dei mezzi propri rappresenta il rendimento minimo atteso dagli investitori per impiegare il 
proprio denaro sotto forma di capitale di rischio.  
Per la stima del costo dell’equity è stato utilizzato il metodo del Capital Asset Pricing Model 
(CAPM), secondo la formula: 
 
 MRPRK fE *β+=  (4) 


In cui Rf è il rendimento di attività prive di rischio. In questo caso rappresenta un valore di 
riferimento oggettivo nel mercato. E’ stato pertanto utilizzato come parametro di riferimento il tasso 
medio annuo di rendimento lordo dei Buoni Poliennali del Tesoro a dieci anni, sulla base dei 
risultati delle ultime quattro aste di assegnazione.  


Il parametro MRP rappresenta invece il premio mediamente richiesto dagli investitori per la 
diversificazione del portafoglio, cioè il premio di rischio per aver scelto il mercato rispetto ad 
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attività sicure. Pertanto MRP rappresenta lo scarto tra il rendimento atteso sul mercato azionario 
(Rm) e il rendimento Rf  di attività prive di rischio. Il premio per il rischio di mercato è in altre 
parole il sovra-rendimento atteso richiesto da un investitore razionale per accettare di investire in 
un’attività rischiosa in equilibrio di mercato. In generale, l’evidenza empirica suggerisce che in un 
mercato concorrenziale il premio atteso per il rischio aumenta in modo proporzionale al variare del 
coefficiente β riferito all’intero mercato azionario. 


 MRP = Rm − Rf  (5) 


Consideriamo come stima del MRP, cioè del maggior rendimento atteso del mercato azionario 
rispetto all’investimento in titoli privi di rischio, la differenza tra le medie storiche (ultimi 10 anni) 
dei rendimenti del mercato azionario e dei rendimenti medi annuo dei titoli risk free. Quale primo 
indicatore è stato utilizzato l’indice Comit Globale degli utili 10 anni, quale secondo indicatore i 
rendimenti medi annui dei BTP decennali con chiusura negli ultimi 10 anni. Tale valore è pari a 
4,1%. 


Il parametro β, infine, è un indicatore della rischiosità sistematica dell’impresa o dell’attività 
finanziata. In sostanza indica la misura in cui, in media, i rendimenti di un titolo azionario variano 
al variare dei rendimenti di mercato, cioè rappresenta il coefficiente di correlazione tra il 
rendimento atteso del capitale di rischio dell’impresa ed il rendimento atteso del mercato azionario . 


)(
),(


m


mi


RVar
RRCov


=β  


Il parametro β rappresenta quindi la correlazione tra la volatilità del rendimento medio globale del 
mercato azionario (misurato ad esempio da indice Comit Globale o da S&P500) e la volatilità del 
titolo azionario di riferimento. Il valore di Beta sarà tanto più elevato quanto più il titolo oscilla 
rispetto all’indice di riferimento generale del mercato. In realtà la nostra valutazione si riferisce a 
progetti di investimento e non a singole imprese e le società coinvolte in tali investimenti non 
necessariamente sono quotate in borsa, non è quindi possibile rilevare i βi per tutte le imprese. 
Anche l’utilizzo di benchmark internazionali appare fuorviante in quanto la rischiosità sistematica 
di attività come quella della produzione di energia elettrica rinnovabile dipende enormemente dalle 
specificità del sistema paese e in particolare dalle condizioni di entrata e di sviluppo del progetto 
(autorizzazioni, certificazioni, connessione alla rete) e dalla condizioni di promozione (incentivi). 
Per superare tale problema si propone di utilizzare quale indicatore di stima dei β i βi di imprese 
quotate e con core business nelle attività oggetto di valutazione (nazionali e internazionali) 
ponderati in base a nostre considerazioni relative al rischio sistematico delle attività alla luce delle 
specificità delle iniziative e del sistema italiano.  


Riepilogando, per il calcolo del costo del capitale (WACC) sono utilizzati parametri comuni a tutte 
le attività di investimento considerate e parametri specifici delle singole attività. La tabella seguente 
riassume i valori comuni. 
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Parametri per il calcolo del WACC di settore (comuni a tutte le tecnologie) 
Parametri comuni a tutte le 
tecnologie 


Descrizione Stime utilizzate 


Deflatore=1,8% Deflatore del PIL di lungo 
periodo per tener conto degli 
effetti inflazionistici 


Piano di stabilità dell’Italia, 
MEF nov. 2007 


tc=27,5% 
 


Scudo fiscale % Aliquota IRES ex Finanziaria 
2007 


T=31,4% Tassazione gravante sulle 
imprese 


Aliquota teorica IRES + IRAP, 
Finanziaria 2007 


Rf (imprese) =5,22% Tasso riferimento sistema 
bancario  


EURIBOR a 6 mesi, valore 
luglio 2008 


Rf (famiglie) =5,22% Tasso riferimento sistema 
bancario 


EURIBOR a 6 mesi, valore 
luglio 2008 


Spread (imprese)=0,6% Maggiorazione rispetto al tasso 
fisso di riferimento 


Applicato mediamente 
(rilevazioni ultimo anno) dalle 
banche su prestiti nell’attività 
considerata 


Spread (famiglie)=1,5% Maggiorazione rispetto al tasso 
fisso di riferimento 


Applicato mediamente dalle 
banche per prestiti in attività 
assimilabili (rilevazioni ultimo 
anno) 


MPR=4,1% 
(rm-rf) 


Premio di mercato, richiesto 
dai prestatori di capitale di 
rischio per aver scelto di 
finanziarie attività di mercato 
rispetto alla scelta di 
investimenti sicuri 


Differenza tra serie storica 
ultimi 10 anni tasso Comit 
Globale (calcolato su tutte le 
imprese quotate sulla Borsa 
telematica) e serie storica 
rendimenti medi annui BTP 
decennali scaduti negli ultimi 
dieci anni 


Rf =4,62% Rendimento medio annuo delle 
attività prive di rischio  


Rendimento medio annuo BTP 
decennali, ex risultato ultime 
quattro aste di assegnazione  


 
Tornando alla formula originaria e alle formule per il calcolo dei costi del capitale di debito e del 
capitale proprio, le variabili specifiche per attività che restano da calcolare sono: 
 


- l’ammontare (%) del capitale di debito D sul totale del capitale investito 
- l’ammontare (%) del capitale proprio E sul totale del capitale investito 
- l’indicatore β di misura del rischio sistematico. 


 
Per valutare il rapporto tra capitale di debito e capitale proprio occorre considerare la natura degli 
investimenti. E’, infatti, generalmente accettata l’idea che i diversi livelli di rischio di un’attività di 
investimento si riflettano in un diverso costo del capitale richiesto dai finanziatori e per questo ne 
influenzino la composizione. Progetti con un maggiore livello di rischio, da un lato limitano 
l’ammontare di capitale di debito ottenibile in quanto scoraggiano i portatori di capitale di debito, 
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dall’altra implicano un più alto costo del capitale in quanto i rendimenti richiesti dai portatori di 
equity saranno più elevati. Da tale osservazione, inoltre, si evince che esiste una correlazione 
inversa tra il rapporto tra capitale di debito e capitale di rischio e il coefficiente beta, che 
internalizza il maggiore rendimento richiesto.  
Dall’analisi delle modalità di finanziamento praticate emerge come due fattori condizionino 
sensibilmente le modalità di finanziamento di un investimento: la dimensione dell’investimento 
rispetto alle dimensioni dell’impresa e i meccanismi pubblici di sostegno presenti (e in generale da 
tutti gli aspetti correlati alla regolamentazione).  
 
Dall’osservazione delle modalità di finanziamento delle fonti rinnovabili si nota che: 


- i progetti di più ampia scala realizzati da imprese di grandi dimensioni sono quasi totalmente 
finanziati attraverso debito, tipicamente attraverso project financing. In Italia è questo il caso 
della realizzazione di impianti idroelettrici, eolici, solari di grandi dimensioni. 


- il costo del capitale in sistemi caratterizzati dal meccanismo di sostegno con Certificati 
Verdi è in generale elevato in quanto: da un lato l’apporto massimo di capitale di debito è 
limitato da flussi di cassa meno sicuri, dall’altro gli investitori richiedono un premio per il 
rischio più alto (Beta più elevato) poiché i rendimenti attesi del progetto sono più incerti. 
L’esperienza e la maggiore conoscenza degli effetti del meccanismo di mercato, tuttavia, 
contribuiscono a ridurre l’incertezza e ad aumentare le condizioni di affidabilità del progetto 
per i finanziatori. Nel caso italiano, l’alta variabilità delle condizioni di regolamentazione, 
seppure accompagnata da alti prezzi dei Certificati Verdi, ha contribuito in parte a 
scoraggiare l’apporto del capitale di debito in alcuni investimenti.  


- L’apporto di capitale di debito in progetti nuovi può raggiungere dal 70 al 95% del valore 
dell’investimento. Nel caso di meccanismo di sostegno maggiormente stabilizzato e certo, 
come nel caso del solare fotovoltaico, le valutazioni vengono effettuate con totale apporto di 
capitale di debito. 


 
Composizione percentuale del capitale investito tra capitale di debito e capitale di rischio  
(Fonte: interviste agli operatori e rating operatori finanziari su imprese del settore) 
 <1 MW >1 MW 


 
D=100% 
E=0% 


Solare fotovoltaico  


D=80% 
E=20% 


Biomasse 
Biogas 


Idroelettrico 
Geotermico 
CDR 
Eolico 


D=70% 
E=30% 


Eolico Biomassa 
 


 
 
 


3.3.3 Valutazione del Beta 
 
I Beta vengono valutati rispetto ai seguenti elementi: stadio di maturità della tecnologia, sistema di 
incentivazione e incertezza sulla redditività dell’investimento in capitale equity (ROE) della 
specifica attività.  
Valutazioni comparative dei Beta riferiti a nuovi in investimenti in impianti CCGT (Beta = 1,1 
secondo stime relative ad anni 2006 e 2007; Cfr. Ernst & Young “Cost of Electricity Production. 
Comparative Assessment of Renewable Energy Projects”” 2007; UNEP-SEFI “Renewable Power, 
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Policy and the Cost of Capital, 2007; Oxera “What is the Impact of The Limiting ROC eligibility 
For Low Cost Renewable Generation Technology) rispetto a impianti rinnovabili mostrano i 
seguenti risultati: 


- Beta più elevati per l’eolico, le biomasse e la combustione rifiuti; 
- Beta assimilabili per piccolo idroelettrico; 
- Beta più bassi per grande idroelettrico, geotermia e biogas.  


 
Maggiori Beta per eolico e biomasse si riscontrano nelle valutazioni delle società fatte dagli analisti 
finanziari nazionali e internazionali, facendo l’ipotesi di totale finanziamento tramite capitale di 
rischio nel calcolo del ROE per nuovi investimenti. Per l’eolico si registrano, nel caso italiano, Beta 
che oscillano da 1 a 1,9, per le biomasse Beta tra 1,6 e 3,0. Naturalmente questi valori risentono 
delle condizioni normative e di mercato attualmente vigenti e rappresentano condizioni molto 
diverse, in alcuni casi decisamente particolari. Per cui si può affermare che la varianza delle 
osservazioni è sicuramente elevata. Si ritiene corretto porsi nelle condizioni più frequenti, con 
valori di Beta medi. 
Le valutazioni si riferiscono ad impianti di medie e grandi dimensioni, essendo in genere i piccoli 
impianti finanziati da capitale di debito. Utilizzeremo, in ogni caso, un Beta per tecnologia 
rinnovabile, indipendente dalla taglia di impianto, con l’unica eccezione della fonte idrica. 
 
 
Valori dei Beta utilizzati 
 <1 MW >1MW 


 
Beta =0,9 
 


 
Biogas 


Idroelettrico 
Geotermico 


Beta=1,1 
 


Idroelettrico  


Beta=1,2 
 


Eolico 
Biomasse 


Eolico 
Biomasse 
CDR 


 
 
 
3.3.4 Valori dei WACC 
I valori dei WACC risultanti dal calcolo e degli elementi che li compongono sono riportati nella 
tabella seguente. 
 
Valori dei parametri per il calcolo del WACC per attività di generazione rinnovabile 
Parametro Tecnologia/Attività 


Valori % 
 Idro  


> 1 MW 
Eolico  


< 1MW 
Eolico  


> 1MW 
Solare FV 
domestico


Solare FV 
impresa 


β  0,9 1,2 1,2 0 0 
D 80 70 80 100 100 
E 20 30 20 0 0 
KD post tax 5,52 5,52 5,52 5,82 


(nom.) 
7,00 


KE post tax 12,1 13,91 13,91 0 0 
WACC 6,84 8,03 7,19 5,82 7,00 
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Valori dei parametri per il calcolo del WACC per attività di generazione rinnovabile 
Parametro Tecnologia/Attività 
 Geotermia 


> 1MW 
Biomasse 
< 1 MW 


Biomasse 
> 1 MW 


CDR Biogas  
< 1MW 


β  0,9 1,2 1,2 1,2 0,9 
D 80 80 70 80 80 
E 20 20 30 20 20 
KD post tax 5,52 5,52 5,52 5,52 5,52 
KE post tax 12,11 13,91 13,91 13,91 12,11 


 
WACC 6,84 7,19 8,03 7,19 6,84 
 
 
 
 


3.4 Riepilogo: elementi rilevanti ai fini del calcolo dei costi  
 
Vengono riassunti i dati necessari ai fini del calcolo del costo annuale equivalente della produzione 
di energia elettrica delle singole attività (impianti).  
 
Parametri tecnico-economici 


- potenza nominale 
- fattore di utilizzo e ore annue equivalenti di produzione 
- potere calorifico del combustibile 
- rendimento dell’impianto  
- prezzo di mercato del combustibile 
- vita utile dell’impianto 
- periodo di ammortamento 
- periodo intercorrente tra realizzazione dell’investimento e entrata in esercizio dell’impianto 
- tasso di sconto, WACC 
- componenti e valori dei costi di realizzazione dell’impianto  
- componenti e valori dei costi fissi di O&M 
- componenti e valori dei costi variabili O&M (escluso combustibile) 
- costo del combustibile. 
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PARTE 4 
 
 


Calcolo dei costi per tipologia di impianto 
 


4.1 Idroelettrico 
 
Le centrali idroelettriche convertono l’energia idraulica dell’acqua in energia meccanica utilizzata 
per generare elettricità. Un impianto di generazione idroelettrica ha due principali componenti: le 
opere civili e infrastrutturali e l’apparato elettro-meccanico. Le opere civili comprendono: il bacino 
di accumulo, le opere di intercettazione di filtraggio e di presa, le condotte di adduzione e scarico. 
La componente elettro-meccanica comprende: la turbina idraulica, un generatore, un alternatore e 
regolatore di potenza. La quantità di energia meccanica generata da una turbina dipende dal 
dislivello esistente tra la quota a cui opera la turbina e la quota a cui è prelevato il fluido e dalla 
portata volumetrica di acqua disponibile nel bacino idrico sfruttato per la generazione.  
Sotto il profilo funzionale gli impianti idroelettrici possono essere classificati in: 1) impianti ad 
acqua fluente (caratterizzati prevalentemente da portate rilevanti e bassi salti); 2) impianti a 
deflusso regolato (con salti molto alti che possono superare i 1500 m di altezza) suddivisi in 
impianti a bacino (con modeste capacità di invaso) e a serbatoio (con alte capacità di invaso tali da 
consentire il trasferimento stagionale della produzione idrica); 3) impianti di accumulazione 
mediante pompaggio. 
Gli impianti idroelettrici sono ulteriormente classificati in base alla loro potenza: si va da impianti 
di piccolissime dimensioni (un centinaio di Watt), che possono sfruttare piccoli corsi d’acqua, fino 
ad impianti di centinaia di MW (vedi riquadro). 
 
Classificazione impianti idroelettrici per potenza 
 Classificazione CESI Classificazione UE 
Fino a 100 kW Micro Pico 
0,1 > MW < 1 Mini Micro 
1 > MW < 10 Piccoli Mini 
> 10 MW Grandi Large 
 
Dalla sola classificazione si può notare come gli impianti idroelettrici siano in realtà molto diversi 
tra loro e come, le condizioni idrogeografiche (come per esempio il salto dell’acqua fino alla 
turbina, piuttosto che il volume del flusso) e la presenza o meno di opere civili già realizzate (come 
si può vedere dalla figura gli invasi o le dighe possono essere funzionali a più impianti di 
generazione) possano pesantemente influenzarne la costruzione e quindi la struttura di costo. Si può 
quindi procedere a valutazioni “tipo”, tenendo in considerazione l’alta variabilità delle situazioni 
fortemente dipendente dalle caratteristiche dei siti.  
 
Si è proceduto alla valutazione di impianti “rappresentativi”. Data la rilevanza dei costi relativi alle 
opere civili e infrastrutturali sulla risorsa idrica è possibile distinguere tra nuove realizzazioni e 
realizzazioni che sfruttano la presenza di bacini di invaso, dighe o acquedotti, già presenti. Non 
consideriamo invece i potenziamenti di impianti già esistenti. L’ipotesi sulla dotazione parziale di 
infrastruttura è stata limitata agli impianti mini-idro (<10MW) in quanto più numerosi tra i nuovi 
investimenti. 
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Altro aspetto fortemente differenziante è quello relativo alla producibilità dell’impianto che, come 
visto, dipende dal salto e dalla portata dell’acqua. Il rendimento di un impianto idrico varia 
notevolmente sia in relazione alla caratteristiche strutturali (salto e flusso) sia alla destinazione 
dell’impianto (pompaggio). Si è considerato due differenti fattori di utilizzo per impianti di 
produzione (35% e 45%) e un fattore di utilizzo di un impianto a pompaggio (15%), anche in 
relazione ai livelli di produzione (per gli impianti in esercizio) e producibilità (per gli impianti in 
progetto) riportati nel bollettino GSE 2007 relativi a IAFR idrici di nuova costruzione in esercizio e 
in progetto al 30/06/2007, relativi alle diverse classi di potenza nominale.  
 
L’analisi si è focalizzata su impianti al di sopra del MW di potenza installata: due mini idro (5 MW) 
a bacino ed acqua fluente e due grandi idroelettrici (100 MW impianto nuovo a bacino e 150 MW 
nuovo impianto di pompaggio).  
Tutte le valutazioni sono state fatte su un orizzonte di 15 anni di operatività, riconoscendo un valore 
residuo all’impianto al termine dei 15 anni pari al 50% del costo iniziale. 
 
 
Parametri tecnici considerati 
 MINI idro GRANDE idro Pompaggio 
Potenza 
nominale  


5 MW 
Bacino 


5 MW 
Acqua 
fluente 


100 MW 150 MW 


Fattore di 
utilizzo  
Escluso servizi 
ausiliari (%) 


35% 
 


35% 
 


35% 17% 
 


Ore equivalenti 
di 
funzionamento 
(ore) 


3066 3066 3066 1490 


Periodo di 
attualizzazione 
(anni) 


15 
 


15 
 


15 15 


Periodo di 
realizzazione  
(anni) 


2 1 2 2 


Produzione 
annuale netta  
(MWh) 


15.330 15.330 306.600 223.380 
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Componenti del costo del capitale, €/MW e % sul totale 
 Idro 


bacino 5 
MW 


Idro acqua 
fluente 5 


MW 


Idro 
bacino 100 


MW 


Idro 
pompaggio 


150 MW 
Gruppo di 
turbina e 
alternatore  


780.000 
34% 


780.000 
44% 
 


Realizzazione del 
sito (bacino a 
monte e a valle, 
condotte di 
adduzione e 
scarico, opere 
civili, linea 
elettrica)  


1.280.000 
56% 


638.000 
36% 


1.590.000
80% 


2.488.000 
80% 


Sviluppo 
progetto 
(assicurazione, 
permessi e 
autorizzazioni, 
certificazioni) 


350.000 
15% 


350.000 
19% 


420.000 
20% 


622.000 
20% 


Totale €/MW 2.300.000 1.768.000 2.100.000 3.110.000 
 
 
 
 
Costi operativi €/MW per anno e % sul totale 
 Idro 


bacino 5 
MW 


Idro 
acqua 


fluente 5 
MW 


Idro 
bacino 


100 MW 


Idro 
pompaggio 


150 MW 


Costi fissi O&M 
(principali voci: canone 
concessione, affitto 
terreno, assicurazione, 
costi amministrazione, 
personale) 


50% 40% 50% 
 


60% 
 


Costi variabili O&M 
(principali voci: 
manutenzione, costo 
uso sistema elettrico)  


50% 60% 50% 
 


40% 


     
TOTALE  (€/MW 
anno) 


80.500 61.900 77.700 31.100 
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Idroelettrico - Costi e ricavi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di quindici anni 
(€/MWh) 
 


  


Idro 
bacino 5 


MW 


Idro 
fluente 5 


MW 


Idro 
bacino 


100 MW


Idro 
pompaggio 
150 MW 


Costo del capitale annuo 
equivalente 69,2 53,7 60,6 184,9 
Costi operativi annui 
equivalenti 26,26 20,2 25,3 20,9 
CAE 95,5 73,9 86,0 205,8 
 
 
 
 


4.2 Impianti eolici 
 
Una turbina eolica produce elettricità trasformando la forza cinetica del vento in energia meccanica 
che alimenta un generatore. Le turbine diffuse in Europa sono macchine ad asse orizzontale, di 
potenza compresa tra i 0,7 e i 2,5 MW. La tecnologia si è sviluppata negli anni e ha raggiunto un 
certo grado di maturità. La potenza nominale di una turbina è passata da 200 kW del 1990 a 2,5 
MW nel 2008. La potenza è, in media, più che raddoppiata negli ultimi 5 anni. Le turbine più 
recenti arrivano a 5 MW e sono rivolte prevalentemente ai parchi off shore; l’aumento per gli 
utilizzi on shore si è limitato a motivo delle difficoltà connesse con il trasporto dei componenti. 
L’aumento della potenza delle turbine ha ridotto i costi fissi di connessione alla rete e delle opere 
civili; l’aumento del diametro dei rotori ha effetti positivi più che proporzionali sull’economicità 
degli impianti. E’ chiaro che le prestazioni  dipendono anche dalla distribuzione della velocità del 
vento, dal cui cubo dipende la producibilità dell’impianto, per cui passare da 6,5 a 7 m/s di velocità 
media cambia radicalmente il prospetto finanziario di un progetto. L’effetto delle economie di scala, 
unitamente all’effetto di economie di apprendimento nella progettazione, realizzazione e gestione 
ha causato una riduzione dei costi di circa il 30% dal 1990 al 2005. Lo sviluppo del mercato degli 
ultimi anni, che ha registrato una crescita sostenuta della domanda anche a fronte di un 
allargamento del mercato (USA, Cina, India), ha evidenziato un’inversione di tendenza della curva 
discendente dei costi di produzione delle turbine che hanno subito un aumento rispetto ai valori 
minimi del 2005-2006. A partire dal 2007, a causa di uno squilibrio tra domanda ed offerta 
conseguente all’avvio di mercati importanti come quello americano, francese ed anche italiano, i 
prezzi delle turbine sono cresciuti in modo significativo fino al 2008. 
Certamente oggi il mercato ha dei margini importanti per i produttori di macchine, ma è anche vero 
che un investitore non riesce ad ottenere sconti sui listini, né può contenere facilmente i tempi di 
consegna delle turbine, con tempi di attesa molto lunghi e garanzie costruttive talvolta poco 
soddisfacenti. Le macchine più comuni, di taglia sui 1,5 – 2 MW sono vendute in Italia nel primo 
semestre del 2008 a prezzi intorno a 1300 ed anche 1400 €/kW. 
Il dia metro del rotore di un aerogeneratore va dai 45 m di una macchina a 600 kW fino ai 60 di una 
a 1500kW e ai quasi 100 di macchine off shore di 3500kW.  
I parchi di potenza superiore ai 10 MW rappresentavano al 31 dicembre 2006 l’83% della capacità 
installata, seppur limitati di numero, solo il 6%. La maggior parte sono impianti di potenza 
compresa tra 10 e 20 MW (29 su 56), 17 impianti hanno potenza tra i 20 e i 30 MW, 8 tra i 30 e i 40 
e solo 2 impianti hanno una potenza > 50 MW. Impianti più piccoli, di capacità inferiore ad 1 MW, 
cosiddetti mini-eolici, sono caratterizzati da singole turbine o da un insieme di turbine di piccole 
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dimensioni, la cui potenza va dai 50 ai 400 kW. In Italia essi sono poco diffusi e rappresentavano al 
2006 solo il 5% degli impianti eolici connessi alla rete. 
 
Il peso maggiore dei costi fissi di investimento è rappresentato dal costo della turbina che copre 
circa l’80% del costo iniziale. La maggior parte dei produttori di turbine si è concentrata nella 
produzione dei rotori degli aereogeneratori, esternalizzando la produzione delle componenti della 
navicella (moltiplicatore di giri e motori di rotazione e generatore, che rappresentano 
rispettivamente il 19% e il 12% dei costi totali) e a volte delle torri (13% dei costi di produzione). 
Negli ultimi anni ciò ha causato colli di bottiglia nel mercato dell’offerta degli impianti in quanto la 
domanda di componenti ha seguito la domanda dei produttori con ordinativi più consistenti. 
Operazioni di acquisizione e fusione più recenti sembrano muovere il mercato verso una maggiore 
concentrazione e riduzione della filiera verticale di produzione. Dall’analisi dei bilanci e del listini 
dei principali fornitori di turbine “chiavi in mano” (compreso servizio di trasporto e installazione) 
relativi rispettivamente al 2006 e 2007 (Vestas, Gamesa, REpower, Suzlon, Siemens, GE Wind, 
Enercon) si evince un rallentamento della produzione di turbine di minori dimensioni (750-1,1,5 
MW) per il mercato europeo e una maggiore destinazione delle forniture verso i paesi dell’area 
orientale (Cina, India) accompagnate da investimenti diretti (siti produttivi) da parte dei principali 
operatori (Vestas, Suzlon, GE) con un leggero aumento del prezzo delle turbine di tale taglia sul 
mercato europeo rispetto al periodo 2003-2005. Aumento che sfavorisce l’Italia caratterizzata 
prevalentemente da parchi con turbine di 1-1,5 MW. Una maggiore produzione di turbine di più 
grandi dimensioni è rivolta al mercato europeo a fronte dei maggiori investimenti in 
ripotenziamento e in impianti off shore e dalla penetrazione degli impianti on shore di nuova 
generazione in nuove aree (Turchia, Polonia, Portogallo). Il prezzo delle turbine di nuova 
generazione registra un contenimento e una maggiore concorrenza tra produttori, soprattutto sui c.d. 
“clienti strategici” (acquirenti o sviluppatori di quantità significative di MW) per cui gli sconti 
possono arrivare al 15-20% rispetto ai prezzi di listino.  
I prezzi delle turbine di potenza 750-1 MW nel 2008 vanno da valori minimi di 1.200 a max 1.500 
€/kW; turbine da 1,5-1,8 MW da 1100 a 1.400 €/kW. 
Si sono considerati i costi di gestione e manutenzione con un incremento annuo dell’1%, per tenere 
conto della progressiva necessità di manutenzione. Le ore di funzionamento sono state scelte sulla 
base dei progetti attualmente in corso e delle condizioni di ventosità di siti in fase di sviluppo. 
 
 
Parametri tecnici considerati 
Potenza nominale  0,2 MW 5 MW 20 MW 
Fattore di utilizzo  22% 21% 19,5% 
Ore equivalenti di 
funzionamento 


1927 1840 1710 


Periodo di attualizzazione 
(anni) 


15 15 15 


Produzione annuale netta  
(MWh) 


385 9.198 34.164 
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Costi del capitale, €/MW e % sul totale 
 0,2 MW 5 MW 20 MW 
Turbina (incluso trasporto, 
progetto e montaggio) 


77% 
1.617.000 
Singola turbina 


80% 
1.360.000 
5 turbine da 1 
MW 
 


78%  
1.170.000 
11 turbine da 
1,8MW 
 


Realizzazione del parco 
(componenti principali: 
connessione e sviluppo rete 
elettrica; opere civili e 
ambientali)  


16% 
336.000 


12% 
204.000 


12% 
180.000 
 


Sviluppo progetto (voci 
principali: finanziamento, 
assicurazione, permessi e 
autorizzazioni, 
certificazioni, eventuale 
acquisto sito) 


7% 
147.000 


8% 
136.000 


8% 
120.000 
 


    
 2.100.000 1.700.000 1.500.000 
 
 
 
Costi operativi % sul totale - €/MW 
 0,2 MW 5 MW 20 MW 
Costi fissi O&M (principali 
voci: affitto terreno, 
assicurazione, costi 
amministrazione) 


34% 
25.500 


72% 
32.148 


70% 
26.600 


Costi variabili O&M 
(principali voci: 
manutenzione, provvigioni)  


66% 
40.875 


28% 
12.502 


30% 
11.400 


    
TOTALE (€/(MW anno)) 75.000 44.650 38.000 
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Eolico - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di quindici anni (€/MWh) 
 


 


eolico  
200 kW 


eolico  
5 MW 


eolico 
 20 MW 


Costo del capitale annuo equivalente 127,5 102,7 97,6 
Costi operativi  annui equivalenti 38,9 25,7 23,6 
CAE 166,4 128,4 121,1 
 
 


4.3 Impianti solari fotovoltaici 
 
 
La tecnologia fotovoltaica è caratterizzata da un processo di conversione diretta della radiazione 
solare in energia elettrica, integralmente all’interno della cella o dispositivo fotovoltaico. Sono in 
commercio diverse tipologie di celle, prevalentemente a base di silicio nelle sue diverse forme, 
monocristallino, multi cristallino, amorfo, ma anche di altri materiali come il tellurio di cadmio, 
diseleniuro di indio e rame, arseniuro di gallio ed altri.  
Le celle fotovoltaiche di silicio in commercio hanno uno spessore compreso tra 0,20 e gli 0,40 mm, 
con superficie compresa tra i 100 e i 300 cm2. I rendimenti massimi registrabili in un modulo mono-
cristallino commerciale possono raggiungere e superare il 20% mentre i moduli poli-cristallini 
raggiungono un rendimento del 16%. Aspetti rilevanti sono l’affidabilità del modulo, che raggiunge 
una vita utile fino ai 35 anni e la quasi totale assenza di manutenzione. Il fattore netto di utilizzo in 
Italia, calcolato con riferimento all’irraggiamento medio del nostro paese, è di 1100-1500 ore 
annue.  
La produzione di energia elettrica tramite l’uso di pannelli fotovoltaici sta incontrando una fase di 
forte sviluppo in Italia grazie alla definizione del meccanismo di sostegno in conto energia varato 
prima nel luglio 2005 e successivamente con il decreto 19 febbraio 2007. Buon auspicio alla 
diffusione del solare fotovoltaico viene anche dagli esempi di Germania e Spagna che con 
meccanismi simili di incentivazione hanno ottenuto ottimi risultati in tempi relativamente brevi.  


Coerentemente con gli aspetti connessi alla regolamentazione e ai meccanismi di incentivazione 
presenti in Italia, si fa riferimento ai soli impianti connessi alle reti, di potenza inferiore a 1 MW. In 
particolare si è valutato un impianto di potenza inferiore a 20 kW e che quindi beneficia del regime 
di scambio sul posto e un impianto di potenza >100 kW al fine di valutare una applicazione del 
fotovoltaico anche ad un’utenza commerciale e non solo domestica. I sistemi di taglia inferiore a 
20kW possono essere, sotto l’aspetto strutturale, più o meno integrati con l’edificio in cui vengono 
realizzati. Il diverso livello di integrazione, oltre a far sì che si possa godere di un’ulteriore 
componente incentivante (per l’efficienza energetica conseguita), comporta diversi livelli di costo in 
fase di realizzazione dell’impianto.  


 


Il modulo fotovoltaico che viene utilizzato per il calcolo è di silicio monocristallino con efficienza 
di modulo del 15%, che rappresenta una soluzione medio alta della gamma dei pannelli solari 
disponibili sul mercato, rappresentativa di quanto oggi offerto in commercio. Esistono soluzioni più 
economiche, che però lasciano qualche incertezza sull’effettivo mantenimento delle prestazioni 
nell’intera durata di vita dell’impianto. 


Gli impianti fotovoltaici sono decisamente semplici in termini di componenti, con buona parte dei 
costi raggruppati in pochi elementi: moduli, inverter, sostegni e cablaggi. La ripartizione tra i 
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componenti dei costi totali di un impianto commerciale di taglia superiore ai 10 kW è 
approssimativamente del 70% per i moduli, 10% per gli inverter, 10% per le installazioni e 10% per 
cablaggi ed altri componenti.  La dinamica temporale dei costi è in costante diminuzione, anche se i 
prezzi non seguono lo stesso trend a motivo dell’eccesso di domanda rispetto all’offerta sul mercato 
europeo, con beneficio per i fornitori di tecnologia che in questi anni godono di una rendita in 
alcuni casi significativa. Nei mesi finali del 2008 si è registrata una forte discesa dei prezzi dei 
moduli a motivo del rallentamento dei mercati internazionali e della necessità da parte dei grandi 
produttori di celle, soprattutto in Estremo Oriente, di ammortizzare i grandi investimenti compiuti. 


Un elemento di incertezza che ha preoccupato gli operatori del settore nel corso del 2007 è la 
scarsità di silicio, che si verifica per la forte crescita della domanda di impianti in Giappone, 
Germania e Spagna soprattutto, che aveva saturato la disponibilità di materia prima sul mercato ed 
imposto di pensare per il futuro a nuovi canali di produzione del silicio. Nel corso del 2008, con il 
rallentamento dei mercati spagnolo e tedesco e l’incremento di produzione di diversi produttori 
europei e non, la scarsità di offerta sembra ridimensionata. Il costo dei moduli sul mercato italiano 
per il silicio cristallino è oggi dell’ordine dei 2,8 – 4 €/W, in funzione della quantità acquistata, del 
livello di finitura e dell’efficienza. Il costo dei pannelli dipende molto dal tipo di materiale (silicio 
monocristallino, policristallino, amorfo). Ad esempio, la tecnologia migliore per assorbire la luce 
diffusa è il silicio amorfo, che ha un’efficienza relativamente bassa e richiede spazio all’incirca 
doppio rispetto al silicio cristallino, a parità di potenza estratta: la riduzione di costo è dell’ordine 
del 15 – 20% per quanto riguarda i moduli, ma il costo della struttura di sostegno è grosso modo 
doppio. Vi sono delle aspettative di riduzione dei costi derivanti dallo sviluppo delle celle a film 
sottile, che sembra dare buone prospettive. Con questa tecnologia ci si attende moduli con 
rendimenti leggermente più bassi, ma costi inferiori di un 50% nell’arco di 2 – 5 anni. Un aspetto 
interessante è la lunghezza crescente della garanzia rilasciata dai fornitori dei pannelli, che si 
allunga man mano che i primi moduli FV raggiungono età più elevate. Oggi è uno standard ottenere 
25 anni di garanzia sulle prestazioni del modulo, nei termini di avere dopo 25 anni almeno l’85% 
della produzione iniziale. La garanzia sulla lavorazione e la sigillatura del modulo, tuttavia, è 
solitamente limitata a 2 anni.   


Oltre ai pannelli, come si è detto, gli inverter rappresentano una voce rilevante del costo 
complessivo.  Fino a qualche tempo fa, anzi, gli inverter per il FV rappresentavano un prodotto 
decisamente costoso, con prezzi molto più alti di quelli di inverter equivalenti per usi industriali.  
Ciò era dovuto essenzialmente alla bassa domanda, che faceva sì che la produzione per il FV fosse 
fatta su scala praticamente artigianale.  Oggi, grazie alla forte standardizzazione seguita agli 
investimenti fatti in Europa, sono disponibili inverter con ottime prestazioni ed affidabilità a prezzi 
un tempo impossibili, dell’ordine dei 600 €/kW su taglie piccole, 400 €/kW per componenti 
dell’ordine dei 100 kW e oltre.  È improbabile che tale componente possa funzionare per 20 anni, 
per cui le case di produzione degli inverter stanno fornendo garanzie ventennali sul prodotto, con 
polizze di tipo assicurativo. 
 
L’impianto fotovoltaico di uso domestico utilizzato per il calcolo è di 3 kW di potenza nominale, 
copre una superficie di circa 20 m², con inclinazione fissa di 33 gradi rispetto all’orizzonte. In 
funzione degli indici di insolazione per le diverse zone d’Italia che vedono dei costi di investimento 
molto simili (dell’ordine dei 6500 €/kW installato), si trovano dei costi dell’energia prodotta 
significativamente diversi. Nel caso di investimento di soggetti non domestici (usi commerciali) la 
taglia è maggiore e si possono conseguire economie di scala, soprattutto nella fase di installazione. 
Il nostro esempio si riferisce ad un impianto di 300 kW.  


In Italia, passando dal Nord al Sud, esistono differenze cospicue di insolazione che incidono 
fortemente sulla redditività dell’investimento. Si considera in questo studio un valore di produzione 
netta media di 1300 kWh/kW per anno, propria dell’Italia centrale. I valori di producibilità 
dell’impianto sono gli stessi nei due casi considerati. 







30 
 


 
Si fa infine l’ipotesi di un investimento totalmente coperto da capitale di debito, con WACC del 
5,82% nel caso di utilizzo domestico e del 7,0% nel caso di utilizzo aziendale. A garanzia della 
copertura totale dell’investimento, l’istituto finanziario richiede un’assicurazione obbligatoria (pari 
a circa il 50% dei costi operativi), considerata nei costi operativi annui. Viene infine considerato il 
costo di sostituzione dell’inverter, per ipotesi al 13° anno, considerando un costo del nuovo inverter 
pari a 600.000 €/MW nel caso dell’impianto ad uso domestico e di 400.000 €/MW nel caso di uso 
aziendale. Si tratta di un’ipotesi cautelativa in quanto tali dispositivi possono avere una durata di 
vita maggiore qualora siano ottimamente dimensionati e protetti. Si assume una vita utile 
dell’impianto pari a 20 anni. 


 


Parametri tecnici considerati 
Potenza elettrica netta (MW) P 0,3 0,003 
Fattore di utilizzo  % 15% 15% 
Ore equivalenti di 
funzionamento 


H 1.300 1.300 


Produzione annua  
(MWh) 


Q 
 


390 3,9 


Vita utile impianto 
(anni) 


N 20 20 


Periodo da avvio a entrata in 
esercizio 


J 1 1 


Anno ipotizzato di 
sostituzione inverter 


T 
 


13° 13° 


 
Costi del capitale €/MW e % sul totale  
 300 kW 3 kW 
Apparati (moduli, inverter) 4.240.000 


80% 
5.200.000 


80% 
Realizzazione dell’impianto 
(collegamento linea elettrica; opere 
edilizie, cablaggi; misuratori)  


900.000 
17% 


1.105.000 
17% 


Sviluppo progetto (autorizzazioni 
eventuali certificazioni) 


160.000 
3% 


195.000 
3% 


TOTALE € 5.300.000 6.500.000 
 
Costi operativi % sul totale - €/MW per anno 
 300 kW 3 kW 
Costi fissi O&M (principali voci: 
assicurazione, costo fisso 
connessione) 


36.800 
80% 


64.000 
80% 


Costi variabili O&M 
(manutenzione)  


9.200 
20% 


16.000 
20% 


   
TOTALE (€/MW anno) 46.000 80.000 
Costo manutenzione straordinaria 
Sostituzione inverter (€/MW) 


400.000  600.000 
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Fotovoltaico - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di venti anni (€/MWh) 
 


 


solare 3 
kW 


solare 300 
kW 


Costo del capitale annuo equivalente 425,0 380,7
Costi operativi  annui equivalenti 79,7 46,9
CAE 504,7 427,7
 
 
 


4.4 Impianti geotermici 
 
È la tecnologia che sfrutta l’alta temperatura della terra, che aumenta proporzionalmente alla 
profondità (gradiente geotermico di circa 3 °C ogni 100 metri). Il calore si propaga all’interno della 
crosta per conduzione o convenzione e con l’ausilio di un vettore fluido (acqua) tende a salire verso 
la superficie. L’acqua calda può affiorare dando luogo a sorgenti di calore o restare nel sottosuolo 
intrappolata in strati porosi e permeabili dando luogo ai c.d. serbatoi geotermici (geothermal 
reservoir). Localizzato un serbatoio, il fluido geotermico viene portato in superficie attraverso la 
realizzazione di pozzi, profondi anche diverse migliaia di metri. L’acqua o il vapore che arrivano in 
superficie attraverso tali pozzi vengono avviati agli impianti di produzione di energia elettrica 
(centrali geotermiche) o vengono utilizzati per usi termici. In base alla tipologia di utilizzazione, le 
sorgenti si dividono in: a) sorgenti ad alta entalpia (>150°), utilizzati per produrre energia elettrica 
attraverso centrali geotermiche di grandi dimensioni; b) a media entalpia (90-150°) per usi elettrici 
e termici; c) a bassa entalpia (<90°) per usi termici. I fluidi erogati in superficie possono essere: a 
vapore secco o a vapore dominante; a vapore umido o ad acqua dominante e ad acqua calda. I primi 
due sono sistemi per la produzione di energia elettrica. 
Gli impianti di generazione possono essere a vapore secco, a vapore umido in cui il vapore viene a 
diretto contatto con le turbine (anche detto impianto a vapore flash) oppure a ciclo combinato dove 
il fluido geotermico viene utilizzato per riscaldare un altro fluido di lavoro che è vaporizzato e 
sfruttato per azionare i gruppi turbina-generatore (c.d. impianti a ciclo binario).  
 
L’efficienza elettrica degli impianti geotermici è abbastanza bassa, intorno al 15% con una 
temperatura minima dell’acqua a fini elettrici di 90 °C. La disponibilità operativa degli impianti è 
molto elevata, 90-95%, con un fattore di utilizzo del 70-75%. La vita media degli impianti, tuttavia, 
non è molto elevata e si aggira intorno ai 10-15 anni a causa dell’elevata corrosione delle parti 
esposte al flusso di vapore contenente sostanze aggressive.  
In Italia sono presenti una trentina di impianti geotermoelettrici di grande dimensione (>10MW), 
sottoposti a investimenti in rifacimento o riattivazione, a fronte dell’obsolescenza degli impianti 
unitamente alla loro vita utile.  
 
Le principali voci di costo di investimento comprendono sia l’acquisto della centrale sia i costi di 
realizzazione della rete per l’adduzione di vapore, sia i costi delle opere civili e in particolare lo 
scavo dei pozzi. Tra i costi operativi è particolarmente significativo il costo di manutenzione.  
 
Nel caso di impianti a ciclo binario non è presente il costo di ambientalizzazione della centrale date 
le minori emissioni inquinanti. Nonostante i minori costi per i sistemi di controllo ambientale gli 
impianti a ciclo binario hanno un costo di centrale decisamente più elevato date le caratteristiche 
tecnologiche. Il loro vantaggio consiste nella possibilità di utilizzare fluidi a medio-bassa entalpia 
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(90-150 °C) o caratterizzati da elevata salinità. In Italia, la quasi totalità degli impianti Enel è a 
vapore flash.  
 
I costi operativi sono modesti rispetto ai costi di investimento (la quota percentuale oscilla dal 3 al 
4,5%), la componente fissa dei costi O&M è quasi nulla, mentre tra i costi variabili, oltre ai costi di 
manutenzione (in particolare del fluido) è presente il costo di concessione geotermica agli EELL e il 
costo di gestione della rete.  
 
Parametri tecnici considerati 
Potenza elettrica netta  P 20 MW 


Ciclo binario 
20 MW 
Flash 


Fattore di utilizzo  % 75% 75% 
Ore equivalenti di 
funzionamento 


H 6.600 6.600 


Temperatura del 
serbatoio geotermico  
°C 


 120-150 >150 


Produzione annua  
(MWh) 


q 
 
 


131.400 131.400 


Vita utile impianto 
(anni) 


n 
 


15 15 


Periodo da avvio a 
entrata in esercizio 


j 
 


1 1 


 
 
Costi del capitale €/MW e % sul totale 
 20MW 


Ciclo binario 
20 MW 


A vapore flash 
Impianti (centrale) 1.600.000 


38% 
1.240.000 


40% 
Realizzazione dell’impianto 
(rete di adduzione, opere 
civili, sistemi controllo 
ambientale)  


2.400.000 
57% 


1.643.000 


Sviluppo progetto 
(autorizzazioni, certificazioni) 


200.000 
5% 


217.000 
7% 


TOTALE 4.200.000 3.100.000 
 
Costi operativi % sul totale - €/MW 
 20MW 


Ciclo binario 
20 MW 
Flash 


Costi fissi O&M (principali 
voci: assicurazione) 


29.400 
20% 


27.000 
20% 


Costi variabili O&M 
(manutenzione, canone di 
concessione)  


117.600 
80% 


108.000 
80% 


Costo combustibile 0 0 
   
TOTALE 147.000 135.000 
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Geotermico - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di quindici anni (€/MWh) 


 


Ciclo 
binario 


A vapore 
flash 


Costo del capitale annuo equivalente 69,5 51,3
Costi operativi  annui equivalenti 22,4 20,5
CAE 91,9 71,8
 
 


4.5 Impianti a biomasse e biogas 
 
In base ad una prima definizione, ex d.lgs. 79/99, erano considerate fonti rinnovabili e dunque 
potevano godere dei certificati verdi:  
“il sole, il vento, le risorse idriche, le risorse geotermiche, le maree, il moto ondoso e la 
trasformazione in energia elettrica dei prodotti vegetali o dei rifiuti organici e inorganici”. 
 
Successivamente, il d.lgs. 387/03, recependo la definizione dell’art. 2 della direttiva 2001/77/CE, ha 
incluso tra le fonti rinnovabili quella:  
“eolica, solare, geotermica, del moto ondoso, mareomotrice, idraulica, biomasse, gas di discarica, 
gas residuati dai processi di depurazione e biogas. In particolare, per biomasse si intende: la parte 
biodegradabile dei prodotti, rifiuti e residui provenienti dall'agricoltura (comprendente sostanze 
vegetali e animali) e dalla silvicoltura e dalle industrie connesse, nonché la parte biodegradabile 
dei rifiuti industriali e urbani”.   
Nella nuova definizione adottata scompaiono dunque quei “rifiuti inorganici” inclusi dal d.lgs. 
79/99. Tuttavia l’articolo 17 (commi 1 e 3) del d.lgs 387/03 stabiliva che, pur nel rispetto della 
gerarchia di trattamento sancita dal d.lgs 22/97 (che prevede prima il recupero di materia e poi il 
recupero di energia), alcuni rifiuti, anche non biodegradabili, erano ammessi a beneficiare del 
regime riservato alle fonti energetiche rinnovabili. I rifiuti ammessi erano quelli non pericolosi 
sottoposti alle procedure semplificate di recupero (individuati dal D.M. 5/2/1998, come poi 
modificato dal D.M. 5/4/2006 n. 186) e quelli ulteriori che sarebbero stati individuati da un 
successivo decreto (poi emanato: D.M. 5/5/2006). Erano invece esplicitamente esclusi dal regime 
riservato alle rinnovabili: le fonti assimilate, i beni, i prodotti e le sostanze derivanti da processi il 
cui scopo primario fosse la produzione di vettori energetici o di energia, i prodotti energetici non 
conformi ai requisiti definiti nel D.P.C.M. 8/3/2002 disciplinante le caratteristiche merceologiche 
dei combustibili (D.Lgs 22/1997 e D.P.C.M. 8/3/2002 sono poi confluiti nel testo unico 
sull’ambiente D.Lgs 152/2006).  
 
La legge finanziaria 2007 (L. 27/12/2006 n. 296) ha modificato le precedenti disposizioni 
escludendo tutti i rifiuti non biodegradabili dal beneficio degli incentivi riservati alle fonti 
rinnovabili (art. 17 commi 1 e 3 del D.Lgs 387/03 sono stati abrogati). 
Secondo il comma 1117 della L. 296/06, dal 1/1/2007 “i finanziamenti e gli incentivi pubblici di 
competenza statale finalizzati alla promozione delle fonti rinnovabili per la produzione di energia 
elettrica sono concedibili esclusivamente per la produzione di energia elettrica prodotta da fonti 
energetiche rinnovabili, così come definite dall'articolo 2 della direttiva 2001/77/CE […]. Sono 
fatti salvi i finanziamenti e gli incentivi concessi, ai sensi della previgente normativa, ai soli 
impianti già autorizzati e di cui sia stata avviata concretamente la realizzazione anteriormente 
all'entrata in vigore della presente legge”. 







34 
 


Per quanto riguarda i rifiuti dunque, a seguito dell’entrata in vigore della L. 296/06, fatti salvi i 
diritti acquisiti, possono godere dei certificati verdi solo quelli totalmente biodegradabili, che in 
quanto tali, indipendentemente dalla loro corretta classificazione secondo la disciplina dei rifiuti 
(parte quarta del D.Lgs 152/2006), dal punto di vista della Direttiva 2001/77/CE sono da includere 
tra le biomasse. Al riguardo, trattandosi di ambiti di applicazione differenti, occorre tenere presente 
che il termine “biomassa” ha un’estensione diversa a seconda che lo si usi dal punto di vista delle 
fonti rinnovabili incentivabili con i CV ovvero dal punto di vista della disciplina sui combustibili 
(parte quinta del D.Lgs 152/2006). 
Rifiuti che siano solo parzialmente biodegradabili possono godere dei certificati verdi solo 
limitatamente alla quota di energia elettrica prodotta dalla frazione biodegradabile. Nella procedura 
di qualificazione degli impianti alimentati a fonti rinnovabili predisposta dal GSE ai sensi dell’art. 
11 del D.M. 24/10/2005 (“Aggiornamento delle direttive per l'incentivazione dell'energia elettrica 
prodotta da fonti rinnovabili ai sensi dell'articolo 11, comma 5, del D.Lgs. 16 marzo 1999, n. 79”), 
è indicato un metodo per la determinazione della quantità di energia prodotta imputabile alla 
frazione biodegradabile dei rifiuti. Tale metodo si basa su norme elaborate dal Comitato Europeo di 
Normazione su un mandato della Commissione Europea che prevedeva espressamente la 
predisposizione di standard anche per la “determinazione della frazione biodegradabile come 
definita nella Direttiva 2001/77/CE”. 
La Finanziaria 2008 ha infine previsto una ulteriore suddivisione della tipologia di biomassa e 
biogas stabilendo meccanismi di qualificazione e incentivi diversi per le biomasse e biogas prodotti 
da attività agricola, allevamento e forestale da filiera corta.  
 
Come si può notare esiste una molteplice differenziazione dei cosiddetti combustibili rinnovabili a 
cui si accompagna una normativa in evoluzione.  
Biomasse e biogas includono molteplici sottofonti. La suddivisione utilizzata dal GSE ai fini della 
classificazione IAFR in sede di qualificazione degli impianti è la seguente: 
- biomasse suddivise in: biomasse combustibili (biomassa legnosa, biomassa erbacea, etc.), 


biocombustibili liquidi (oli vegetali, biodiesel, etc.), biomasse da rifiuti completamente 
biodegradabili (oli esausti, grassi e farine animali, etc.), biomasse da rifiuti parzialmente 
biodegradabili (RSU, RSAU, CDR, etc.);  


- biogas suddivisi in: gas di discarica, gas residuati dai processi di depurazione, altri biogas 
(ottenuti per fermentazione anaerobica di deiezioni animali, rifiuti organici agro-industriali, 
materiale vegetale, etc.). 


 
Sono, infine, inclusi tra gli impianti ammessi al rilascio dei certificati verdi anche quelli ibridi (in 
co-combustione, non trattati in questo documento), ossia quelli definiti dall’art. 2 del D.Lgs 387/03 
come “centrali che producono energia elettrica utilizzando sia fonti non rinnovabili, sia fonti 
rinnovabili, ivi inclusi gli impianti di co-combustione, vale a dire gli impianti che producono 
energia elettrica mediante combustione contemporanea di fonti non rinnovabili e di fonti 
rinnovabili”.  
 
Analizzando la tipologia di impianti IAFR in esercizio e in progetto al 30/06/2007 si evince che nel 
settore delle biomasse prevalgono gli impianti alimentati con biomassa solida, con una taglia media 
dei nuovi impianti (ibridi esclusi) dell’ordine dei 5 MW; il 70% non supera i 10 MW. I nuovi 
impianti alimentati a biocombustibili liquidi sono di piccola taglia: il 90% ha una potenza inferiore 
ad 1 MW.  
Anche gli impianti a biogas, prevalentemente biogas da discarica, sono di dimensioni contenute, 
sebbene mediamente di taglia maggiore di quelli alimentati a biocombustibili liquidi: il 70% è 
inferiore ad 1 MW, il 90% inferiore a 2 MW, con più gruppi in parallelo. 
Le biomasse sono la fonte per la quale si nota il maggior incremento potenziale tra nuovi impianti 
qualificati in esercizio ed in progetto. Tra le biomasse predominano nettamente i biocombustibili 
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liquidi: 144 progetti (84% dei progetti a biomasse qualificati) per una potenza di 862 MW ed una 
producibilità di 6,6 TWh. La taglia predominante tra gli impianti a biocombustibili liquidi è di 500 
kW (63 progetti), il 70% non supera il MW, ma esistono anche progetti di taglia superiore ai 10 
MW 
 
Alla luce delle finalità del presente studio, l’analisi dei costi è stata suddivisa in due parti: nella 
prima sono valutati gli impianti, maggiormente diffusi nella realtà italiana, di potenza nominale 
maggiore di 10MW; nella seconda gli impianti di piccola taglia minori di 1MW. 
Non si sono trattati gli impianti cogenerativi, ce pure rappresentano la configurazione di 
conversione dell’energia primaria più efficiente rispetto alla sola produzione elettrica. Si tenga 
presente che possono configurarsi riduzioni di costo significative in funzione della possibilità di 
allocare sulla produzione calore parte dei costi di investimento e di combustibile. 
 


4.5.1 Biomasse: impianti > 10 MW  
Le tecnologie di combustione della biomassa convertono il combustibile biomassa in diversi usi 
energetici (aria calda, vapore, generazione elettrica). Il processo di combustione della biomassa 
consente la trasformazione dell’energia chimica intrinseca della biomassa in energia termica, 
mediante una serie di reazioni chimiche e fisiche. La biomassa immessa in una camera di 
combustione subisce inizialmente una essiccazione, successivamente, con l’aumentare della 
temperatura si hanno processi di combustione, di gassificazione o di pirolisi.  
 
Dal punto di vista energetico si possono utilizzare combustibili solidi (legna, residui agricoli e 
forestali), combustibili liquidi (biodiesel, bioetanolo) e gassosi derivati da processi di 
trasformazione del materiale organico (prodotti dell’industria agricola o alimentare, rifiuti, piante 
oleaginose o zuccherine). Utilizzare i residui e gli scarti consente una riduzione dei costi rispetto a 
coltivazioni appositamente dedicate a finalità energetiche, sebbene quest’ultime iniziano ad avere 
una certa dimensione nel panorama agricolo, anche alla luce di incentivi appositamente dedicati alle 
coltivazioni energetiche.  
In Italia gli impianti a biomassa utilizzano prevalentemente la tecnica di conversione con 
combustione diretta (90%) e la gassificazione (8%), solo in misura marginale la pirolisi. Gli 
impianti più grandi (>5MW) utilizzano prevalentemente biomassa solida (legno e derivati, residui 
agro-forestali) come combustibile e in secondo luogo combustibili liquidi (anche se quest’ultimi 
sono utilizzati prevalentemente per alimentare impianti di piccole dimensioni). Una parte 
consistente degli impianti esistenti è alimentata con rifiuti non completamente biodegradabili e in 
particolare da CDR.  
Alla luce di tali considerazioni sono stati selezionati quali impianti di riferimento rappresentativi 
delle biomasse con potenza >10 MW: 
- un impianto a biomassa solida (cippato) 
- un impianto a biomassa liquida (olio vegetale) 
- un impianto a combustibile derivato dai rifiuti (CDR). 
 
 


4.5.1.1 Biomassa solida in combustione (cippato) 


 
Nel processo di trattamento tramite combustione, con appropriati rapporti combustibile/aria la 
biomassa si decompone e volatilizza lasciando residui (ceneri) e producendo calore che viene 
recuperato mediante scambiatori con i quali si trasferisce l’energia termica ad altri vettori fluidi 
(aria o acqua). Le tecnologie di combustione utilizzate sono a griglia fissa o mobile (più diffusa) e a 
letto fluido. 
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Il combustibile utilizzato può avere origini diverse: innanzitutto derivare da coltivazioni energetiche 
(ovvero specificamente destinate alla produzione di energia) oppure da scarti forestali o agricoli 
oppure da residui e rifiuti derivanti dai processi industriali agricoli o forestali. Inoltre la biomassa 
può alimentare il processo di combustione da sola o unitamente ad altri combustibili di origine 
fossile (co-combustione).  


La nostra analisi fa riferimento alla biomassa derivante da residui agro-forestali quale combustibile 
di alimentazione.  


 


Per poter dare dei riferimenti credibili di costo di generazione è necessario portarsi a delle 
condizioni di investimento quanto più possibile generali.  Questo non è facile, dal momento che le 
tipologie impiantistiche sono pressoché infinite. Le scelte effettuate di seguito dovrebbero essere 
abbastanza generali da rappresentare un riferimento medio significativo. 


Non si è voluto considerare né gli impianti di dimensioni molto piccole, che pure sono stati 
realizzati, soprattutto in configurazione cogenerativa, né quelli molto grandi (sopra i 20 MW), che 
sono oggi molto difficili da realizzare. Ci si riferisce pertanto ad un impianto con potenza nominale 
di 17 MW, che consente di raggiungere le economie di scala, senza la duplicazione di una seconda 
linea, che può portare a diseconomie nella logistica del combustibile. Nel calcolo si stima che la 
potenza netta prodotta sia pari a 14,5 MW, in quanto 2,5 MW vengono impiegati per autoconsumo 
della centrale. 


Il rendimento massimo raggiunto è comunque dell’ordine del 25-26%, sia per impianti a letto fluido 
(meno flessibili, ma più efficienti, con elevata produzione di cenere), che per impianti a griglie 
mobili (più flessibili nella gestione e meno delicati). Nel caso in esame si è considerato un 
rendimento del 25% per un impianto tradizionale, senza particolari complessità. 


Per questa tecnologia il costo complessivo dell’energia elettrica prodotta è suddiviso in tre 
componenti distinte: una relativa ai costi di investimento, una per i costi di O&M e una per i costi 
del combustibile. Si è ipotizzato che l’impianto di riferimento utilizzato per il calcolo del costo di 
produzione sia alimentato a cippato.  Il costo del combustibile è stato fornito dagli operatori pari a € 
55/t con un potere calorifico di 2000 kcal/kg e umidità del 35 – 40%. 


Una parte importante dei costi di produzione del kWh da biomassa è il costo del combustibile, che 
contribuisce in modo rilevante ai costi di produzione dell’impianto.  


Il costo dipende dal potere calorifico del combustibile, ma anche dal costo del trasporto. Un 
combustibile con basso potere calorifico tende ad avere un’alta incidenza dei costi di trasporto. Per 
il trasporto della materia prima è difficile trovare soluzioni alternative al trasporto su gomma: gli 
impianti sono spesso mal collegati alla rete ferroviaria e le vie d’acqua, pur essendo più 
economiche, portano con sé costi di intermodalità importanti, anche per distanze poco significative.  


Maggiori sono i quantitativi spediti, minore è il costo unitario di trasporto. In condizioni normali si 
può considerare che 1.000 km su gomma (autoarticolato da 25-30 t) incidono per circa 25-30 €/t sul 
costo del combustibile. Tale valore si dimezza per trasporto su nave da 40.000 t, per importazioni 
da oltreoceano. 


Elementi da prendere in considerazione sono, inoltre: i tempi lunghi necessari alla realizzazione e 
alla messa in esercizio dell’impianto, che in Italia possono raggiungere anche i cinque anni (si è 
pertanto utilizzato un periodo j di 3 anni); una parte consistente del costo del capitale è destinato 
alla realizzazione e allo sviluppo del progetto anche a causa delle richieste delle comunità locali e 
dei numerosi vincoli amministrativi, in particolare per gli impianti di maggiori dimensioni.  
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Parametri tecnici considerati, impianto a cippato 
Potenza nominale  
(MW) 


Pn 17  


Potenza elettrica netta  
(MW) 


P 14,5 


Rendimento impianto η 25% 
Fattore di utilizzo  % 85% 
Ore equivalenti di 
funzionamento 


H 7.500 


Produzione annua lorda 
(MWh) 


Ql 127.500 


Produzione annua netta q 108.750 
Vita utile impianto 
(anni) 


n 15 


Consumo specifico di biomassa 
(kg/kWh) 


ks 
 


1,467 


Potere calorifico combustibile 
(kcal/kg) 


 2.000 


Periodo da avvio a entrata in 
esercizio 


j 3 


 
 
Costi del capitale % sul totale - €/MW 
 17 MW 
Apparati (sistema di 
approvvigionamento, boiler, 
turbina, generatore) 


1.600.000 
53% 


Realizzazione dell’impianto 
(componenti principali: linea 
elettrica; opere civili e ambientali)  


800.000 
27% 


Sviluppo progetto (voci principali: 
finanziamento, assicurazione, 
permessi e autorizzazioni, 
certificazioni, eventuale acquisto 
sito) 


600.000 
20% 


TOTALE 3.000.000 
 
Costi operativi % sul totale - €/MW per anno 
 17 MW 
Costi fissi O&M (principali voci: 
affitto terreno, costi personale) 


7% 
64.000 


Costi variabili O&M (escluso 
combustibile). Principali voci: 
manutenzione, costi di trasporto, 
costi di smaltimento)  


28% 
256.000 
64.000 


Costo combustibile 
(cippato) 


65% 
605.162 


  
TOTALE (€/MW anno) 925.162 
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Biomassa solida di combustione - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di 
quindici anni 


  


Biomassa, 
Cippato  
17 MW 


Costo del capitale annuo equivalente 59,8
Costo del combustibile 94,6
Costi operativi  annui equivalenti 50,4
CAE 204,8
 


 


4.5.1.2 Biomassa liquida (combustibile derivato da oli di origine vegetale) 


La tecnologia per la combustione degli oli vegetali è assolutamente tradizionale, basata su motori 
endotermici sviluppati per l’utilizzo di olio fossile denso prevalentemente nell’industria navale. 
Tuttavia, l’applicazione alla generazione stazionaria di energia è piuttosto nuova, grazie alle ottime 
efficienze che si sono raggiunte anche a taglie relativamente piccole dell’ordine del 47%– 49%. Tali 
motori, pensati e sviluppati per la propulsione marina, sono stati applicati con successo alla 
produzione di energia, ma possono certamente essere migliorati ulteriormente, quando siano pensati 
fin dalla fase progettuale per gli usi stazionari.  È chiaro infatti, che le caratteristiche di leggerezza 
ed affidabilità richieste ad un propulsore navale sono differenti rispetto a quelle di elevato 
rendimento richieste ad un impianto di produzione elettrica.  


Nonostante le recenti innovazioni anche per le taglie piccole dei motori, rimangono delle economie 
di scala nei costi di impianto, sia per l’acquisto dei motori che per la ripartizione dei costi fissi di 
impianto, come anche nel costo di acquisto del combustibile, per il quale si possono ottenere prezzi 
inferiori con grandi volumi acquistati. Gli impianti alimentati ad olio vegetale riscuotono oggi 
grande interesse da parte degli investitori italiani, grazie agli elevati  rendimenti di conversione e ai 
contenuti costi di investimento. La tecnologia non è priva tuttavia di alcuni aspetti critici che 
devono essere richiamati: 


- in primo luogo l’aspetto relativo alle economie di scala, che consentono di avere costi 
minori con impianti di taglia superiore ai 15 MW per gruppo, anche per i minori costi di 
gestione, 


- vi è una forte incertezza relativa ai costi del combustibile, con forte volatilità nel mercato 
internazionale degli oli, 


- la logistica, soprattutto quando si ricorra ad olio di palma, che ha una temperatura di 
solidificazione superiore alla temperatura ambiente in buona parte dell’anno, comporta 
un’organizzazione non banale,  


- il ricorso ad una filiera locale sembra poco credibile, sia per le grandi quantità di olio 
richieste, sia per i costi relativi, che suggeriscono di ricorrere ad un mix di oli per poter 
remunerare adeguatamente gli agricoltori locali, piuttosto che escludere a priori gli oli a 
minor costo d’importazione. 


 


Si è scelto pertanto un impianto di riferimento con una potenza nominale di 17 MW, una taglia che 
consente di raggiungere le economie di scala e di utilizzare al meglio i motori più efficienti 
attualmente commercializzati. Il rendimento di riferimento è ipotizzato pari al 47%, con l’uso di 
olio acquisito ad un prezzo di 600 €/t franco centrale, un valore sperimentato all’inizio del 2008 
dagli operatori del settore. 
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Vi è una molteplicità di materie prime adatte alla produzione di olio per utilizzo energetico, con 
caratteristiche simili, ma non identiche. Le tabelle seguenti riportano le principali caratteristiche di 
interesse energetico degli oli più diffusi nel mercato internazionale. Si noti che le rese colturali sono 
fortemente influenzate dalle condizioni climatiche, per cui ci si è riferiti a valori medi per l’Italia 
per girasole, colza e soia, mentre si sono riportati valori tipici per Malesia ed Indonesia per l’olio di 
palma, pianta che non cresce in Europa. 


 


 
Rese dei principali oli vegetali. 


Coltura t[semi]/ha(*) t[olio]/ha(**) litri[olio]/ha(**)


Girasole 2,5 - 4 0,800 952 
Soia 3 - 4 0,375 446 
Colza 2,5 - 3  1,0 1.190 


Palma da Olio 10-20[kg di frutti] /casco  3,6 4.500 
(*) Intervalli nazionali per girasole, soia, colza 
(**) Valori medi 
 


Non solo le rese energetiche per ettaro coltivato variano in modo significativo, ma anche le 
caratteristiche chimico – fisiche, che rendono i diversi olii più o meno adatti all’utilizzo nei motori. 
L’olio di palma, in particolare, con buone caratteristiche chimiche ha una temperatura di fusione 
elevata (23 – 27 °C), che ne rende la movimentazione complessa per la necessità di riscaldarlo per 
evitare che solidifichi. 


I processi di estrazione sono piuttosto maturi e non presentano particolari criticità, con la necessità 
di raffinazioni particolari sono quando non si raggiungano le specifiche richieste dai motori. 


 
Caratteristiche medie dei principali oli vegetali 


Caratteristiche Palma Girasole Soia Colza 


Massa volumica  [kg/m3] 891 / 899         [a 
50°C] 


918 / 923         [a 
20°C] 


919 / 925        
[a 20°C] 


914 / 920        
[a 20°C] 


Numero di cetano 38 / 42 37 36 / 39 32 / 37,6 
Potere calorifico inferiore  [MJ/kg] 36,5 36,8 36,8 37,4 


Viscosità a 38°C  [mm2/s] 41,4 37,1 32,6 37 
Punto di scorrimento  [°C] 18 -15 -12,2 -32,7 


Punto di infiammabilità  [°C] 255 274 254 246 
Punto di fusione  [°C] 23 / 27 -18 -12 / -19 0 / -2 


Numero di Iodio 35 / 55 118 / 141 124 / 139 105 / 126 
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Coltivazioni di semi oleosi nel territorio nazionale  (http://www.sementi.it/dati_statistiche.htm) 


Coltura Superficie totale 
[ha] 


Produzione per 
ettaro [q] 


Produzione totale  
[q] 


Produzione raccolta  
[q] 


2001 
Soia 233.512 38,1  8.886.365 8.818.158 


Girasole 207.804  20,5 4.252.633 4.114.136 
Colza 26.185  12,0 315.323 289.127 


2002 
Soia 152.021  38,6 5.867.549 5.661.772 


Girasole 165.603  21,8 3.612.895 3.541.983 
Colza 9.578  14,3 137.246 134.223 


2003 
Soia 152.052  26,1 3.966.534 3.885.061 


Girasole 150.781  16,2 2.444.443 2.373.754 
Colza 4.826  14,3 68.800 66.233 


2004 
Soia 150.368  35,3 5.304.937 5.181.391 


Girasole 123.997  22,5 2.784.538 2.740.194 
Colza 2.872  18,5 53.034 51.801 


2005 *


Soia 152.331  36,5 5.556.643 5.530.018 
Girasole 129.874  22,7 2.946.646 2.893.650 


Colza 3.508  17,7 61.957 60.788 
2006 **


Soia 180.913  36,4 6.590.556 6.541.374 
Girasole 144.532  23,0 3.318.068 3.271.479 


Colza 3.493  17,1 59.773 58.254 
*    Dati provvisori, suscettibili di successive rettifiche, riferiti al mese di Maggio 2006 
** Dati provvisori, suscettibili di successive rettifiche, riferiti al mese di Settembre 2006 aggiornati il 27 Novembre 2006


 


Il mercato degli oli è cresciuto in modo importante negli ultimi 40 anni, soprattutto per gli usi 
alimentari, che tuttora rappresentano il principale utilizzo di tale materia prima. La crescita della 
domanda è attesa assestarsi nei prossimi anni, anche se la domanda per la produzione di 
biocarburanti e da nuove aree geografiche potrebbe portare ad ulteriori richieste ben oltre le 
previsioni espresse nel grafico seguente. 


 







 
Produzione mondiale di oli vegetali dal 1964 al 2012  fonte: Dipartimento per l’agricoltura statunitense 
(www.usda.gov), Food and Agricultural Policy Research Institute (www.fapri.org)  
 


Si noti che dagli indicatori di resa mostrati nelle tabelle precedenti, l’alimentazione di un impianto 
per la produzione elettrica richiede in Italia mediamente circa 2 ettari coltivati ad oleaginose per 
dare olio in quantità sufficiente ad alimentare per un anno un kW elettrico. Un impianto da 17 MW 
come quello preso a riferimento deve avere circa 35.000 ettari di superficie coltivata alle spalle 
nelle condizioni climatiche italiane, che triplicano quando si tenga conto delle rotazioni colturali. Si 
comprende come una filiera per gli oli vegetali possa esistere solo ricorrendo all’importazione di oli 
da paesi con rese colturali e disponibilità di materie prime maggiori e costi di produzione minori. 
Dal punto di vista ambientale tale scelta può essere sostenibile, dal momento che le emissioni legate 
ai trasporti pesano davvero poco sul totale dell’energia trasportata e i benefici della ridotta 
emissione di gas serra si pesano su scala planetaria, non locale. Dal punto di vista delle opportunità 
di sviluppo possono invece essere preferite filiere locali (si veda la legge 81/06), che distribuiscono 
sul territorio i benefici dell’investimento, quando il costo dell’olio possa risultare confrontabile con 
quello di importazione e nell’ipotesi che si possa veicolare al settore energetico le superfici 
necessarie. Una soluzione interessante e praticabile per la realizzazione di tali impianti è 
l’alimentazione con mix prefissati di oli di importazione e di origine nazionale: si riducono le 
superfici necessarie, si abbassa il costo di alimentazione, si possono remunerare meglio i coltivatori 
nazionali. Vi è dunque l’interesse di tutti a poter utilizzare biomassa o oli già raffinati provenienti 
dal mercato internazionale, per assicurare le migliori condizioni economiche a tutti i soggetti 
interessati. 


È interessante la prospettiva di richiedere una certificazione di filiera per gli oli utilizzati, lasciando 
libertà di approvvigionamento al gestore di un impianto, pur preservando la sostenibilità della 
fornitura. 
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PREZZI MASSIMI OLI VEGETALI - PIAZZA DI MILANO 
      ANNO 2006


Olio di Girasole Olio di Soia  
Confronto fra i prezzi massimi dell’olio di girasole e di soia nazionali nel corso dell’anno 2006.  


Borsa dei Cereali di Milano. 


 
La produzione dell’olio di palma rappresenta circa il 18% della produzione globale di oli vegetali: 
al  2005 si  sono stimate circa 32,8 milioni di tonnellate di olio di palma prodotto in tutto il mondo, 
con un’area di copertura da parte delle piantagioni della palma da olio di circa 11 milioni di ettari (il 
40% della terraferma della Malesia risulta coltivata con tale pianta). 


Due terzi della produzione d’olio di palma risulta attualmente esportata: il maggior produttore ed 
esportatore mondiale è la Malesia, che copre circa il 46% delle forniture mondiali, seguita 
dall’Indonesia con il 39%. Il vasto sviluppo delle industrie della palma da olio in molti paesi nei 
tropici è dovuto al relativo rendimento potenziale che è estremamente alto. La palma da olio dà il 
più alto rendimento di olio per unità di superficie in confronto a qualunque altro raccolto e produce 
due oli distinti (l’olio del nocciolo della palma e l’olio di palma) entrambi importanti nel 
commercio mondiale soprattutto per usi alimentari. 


Ponendo l’attenzione ai prezzi, dal grafico seguente si può  vedere come in Europa il prezzo di tale 
prodotto (compreso il costo dell’assicurazione e il nolo, cioè il costo del trasporto) negli ultimi due 
anni abbia manifestato un andamento in crescita. Nell’ultimo decennio il prezzo ha oscillato tra 300 
e 650 $/tonn. Nel corso del 2008, coerentemente con l’andamento di tutte le materie prime agricole 
sui mercati internazionali, anche gli oli vegetali hanno sperimentato incrementi di prezzo 
significativi e successivi ribassi clamorosi. Questo aspetto è critico in relazione agli utilizzi per 
produzione di energia elettrica. 


Si è detto come si sia creato un mercato internazionale degli oli vegetali, con volumi in crescita e 
diversificazione verso gli usi non alimentari; tuttavia i prezzi sono piuttosto volatili a seguito delle 
variazioni di domanda ed offerta. La redazione di un piano di fattibilità di un progetto deve tenere in 
opportuna considerazione la possibilità di variazioni significative dei prezzi del combustibile 
nell’arco temporale della vita di un impianto. 
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Prezzi olii vegetali mercato North-West Europe 2006-2007
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Il prezzo degli oli in Europa nel biennio scorso  


(Fonte: MPOB (Malaysian Palm Oil Board, cambio €/$ pari a 1,3) 


Il prezzo degli oli vegetali è variato in modo abbastanza significativo nell’ultimo decennio, con 
oscillazioni superiori ad un fattore due ad esempio per l’olio di palma, con un’incertezza per il costo 
di generazione che non deve essere sottovalutata. 
 
Le ipotesi fatte ai fini di calcolare il costo di produzione di energia elettrica da oli grezzi si basano 
su interviste con operatori del settore, essendo scarsi i riferimenti disponibili in letteratura. Si è 
scelto un costo franco centrale di 600 €/t, fissato per i 15 anni di vita dell’impianto. Nelle tabelle 
che seguono si riportano i risultati dell’analisi. 


 


Parametri tecnici considerati 
   
Potenza netta  P 17 MW 
Rendimento impianto η 47% 
Fattore di utilizzo  % 80% 
Ore equivalenti di 
funzionamento 


H 7.000 


Produzione annua netta 
(MWh) 


q  119000 


Vita utile impianto 
(anni) 


n 
 


15 


Consumo specifico di biomassa 
(Kg/KWh)  0,22 


Potere calorifico combustibile 
(kcal/kg) 


 8500 


Periodo da avvio a entrata in 
esercizio 


j 2 
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Costi del capitale % sul totale - €/MW 
 17 MW 
Impianto 650.000 


65% 
Realizzazione dell’impianto 
(componenti principali: linea 
elettrica; opere civili e ambientali)  


200.000 
20% 


Sviluppo progetto (voci principali: 
finanziamento, assicurazione, 
permessi e autorizzazioni, 
certificazioni, eventuale acquisto 
sito) 


150.000 
15% 


  
TOTALE 1.000.000 
 
Costi operativi % sul totale - €/MW per anno 
 17 MW 
Costi fissi O&M (principali voci: 
affitto terreno, assicurazione, costo 
personale) 


80.000 
11% 


 
Costi variabili O&M (escluso 
combustibile). Principali voci: 
manutenzione, costo di trasporto, 
costo di smaltimento)  


60.000 
8% 


 


Costo combustibile 600.000 
81% 


  
TOTALE  740.000 
 
 
 
Biomassa liquida - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di quindici anni 
(€/MWh) 
 


  


Oli 
vegetali 17 


MW 


Costo del capitale annuo equivalente 17,4
Costo del combustibile 129,2
Costi operativi  annui equivalenti 20,0
CAE 166,5
 
 


4.5.1.3 Biomassa da rifiuti (impianto alimentato a CDR) 


Come visto, la normativa europea riconosce lo status di rinnovabile esclusivamente alla quota 
biodegradabile dei rifiuti, non alla totalità. Questo è un fattore determinante nella valorizzazione 
dell’energia elettrica prodotta, anche in relazione all’evoluzione normativa recente in Italia, che ha 
mutato posizione ripetutamente. La legge 27 dicembre 2006, n. 296 ("legge Finanziaria 2007"), ha 
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di fatto escluso i rifiuti non biodegradabili (plastiche ecc.) e il CDR (combustibile da rifiuto) dal 
beneficiare degli incentivi destinati alle fonti energetiche rinnovabili, riportando la normativa 
italiana entro le corrette indicazioni dettate dalla direttiva 2001/77/CE (fatti salvi gli incentivi 
concessi agli impianti già autorizzati e di cui sia stata avviata concretamente la realizzazione 
anteriormente all’entrata in vigore della legge Finanziaria 2007).  


Le caratteristiche del CDR possono variare in modo significativo a seconda del potere calorifico, 
della quota di rifiuto biodegradabile, dell’umidità, del contenuto di metalli ed altri materiali non 
combustibili. In base alle norme UNI vigenti sono definiti due tipi di combustibili derivati dai 
rifiuti, il CDR ed il CDR-Q, con p.c.i. superiore a 4800 kcal/kg e umidità inferiore al 18%. La 
Finanziaria 2007 ha disposto che nessun tipo di CDR benefici più del regime dei certificati verdi dal 
1° gennaio 2007 (articolo 1, comma 1120, lettera h). Inoltre, nella revisione del Dlgs 152/2006 
(Testo Unico Ambientale) è stato proposto di togliere dal testo la qualifica di “non rifiuto” ora 
attribuita al CDR-Q.  


La determinazione del costo dell’energia elettrica prodotta in impianti che hanno finalità molteplici 
(cogenerazione, trattamento rifiuti, …) è sempre controversa, perché diversi sono i criteri che si 
possono adottare nell’allocare i costi della filiera.  In particolare per il settore dei rifiuti, i costi 
legati al trattamento del tal quale, o i costi della movimentazione, della pulizia dei fumi, possono 
alternativamente essere imputati alla produzione di energia oppure allo smaltimento del rifiuto. La 
differenza è rilevante ed il principio da seguire è a nostro avviso la maggior aderenza possibile con 
la finalità delle diverse parti d’impianto, senza portare alla copertura di costi dovuti da un’attività 
con i ricavi dell’altra. 


Alla luce di questo principio il costo del kWh è calcolato considerando un conferimento gratuito del 
CDR alla centrale, ovvero non vi sono in questo caso costi legati all’acquisizione del combustibile, 
considerando che non si produrrebbe CDR se non vi fosse necessità di gestire i rifiuti. 


I costi di generazione potrebbero risultare maggiori nel caso in cui si volesse ribaltare parte o la 
totalità dei costi di produzione del CDR sulla produzione di energia elettrica. L’impossibilità di 
ottenere gli incentivi riservati alle fonti rinnovabili, tuttavia, rende tale ipotesi piuttosto remota. 


Gli impianti sono del tutto simili ad impianti alimentati con biomassa, con alcuni dettagli costruttivi 
più complessi soprattutto a valle della combustione. Lo schema di impianto, tuttavia, è 
sostanzialmente lo stesso. 


Ci si riferisce ad un impianto di produzione con una potenza nominale di 17 MW che consente di 
raggiungere le economie di scala, senza dimensioni eccessive che possono compromettere 
l’autorizzazione e portare a diseconomie per le complicazioni di gestione. Il rendimento di 
conversione è assunto qui pari al 24%, un punto inferiore a quello degli impianti a biomassa per 
l’onere maggiore dei processi di depurazione dei fumi. 


Il costo complessivo dell’energia elettrica prodotta è dovuto all’investimento per la costruzione 
dell’impianto e per la sua gestione. Si è ipotizzato che l’impianto sia alimentato a CDR-Q, con un 
potere calorifico pari a 4800 kcal/kg. Il rendimento è quello assicurato dai costruttori. 


Le principali difficoltà per la produzione di energia elettrica con combustione di CDR sono legate al 
processo di autorizzazione di un impianto, un processo molto lungo e soprattutto dall’esito incerto. 
Non sono molti i casi di successo in Italia e per la maggior parte in co-combustione in impianti 
termoelettrici esistenti, ove risulta più semplice acquisire il consenso e minore è il costo, potendo 
utilizzare infrastrutture esistenti. La stessa disponibilità di CDR è talvolta critica, per la forte 
variabilità delle caratteristiche del materiale e la logistica vincolata dalle normative complesse del 
settore rifiuti. Le maggiori difficoltà alla realizzazione di impianti di questo tipo è certamente a 
monte dell’impianto stesso, nell’organizzazione della filiera e al suo mantenimento nel tempo. 
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Ove non siano riconosciute le condizioni per l’incentivazione risulta certamente più favorevole il 
caso della co-combustione, ove il costo di generazione è decisamente più contenuto grazie 
all’assenza quasi totale dei costi di ammortamento dell’impianto, che pesano per oltre il 50% del 
totale costo del kWh, ed alla riduzione dei costi di gestione, condivisi con l’impianto di 
combustione dei prodotti fossili.  


 


Parametri tecnici considerati 
   
Potenza nominale  P 17 MW 
Rendimento impianto η 24% 
Fattore di utilizzo  % 80% 
Ore equivalenti di funzionamento H 7.000 
Produzione annua netta (MWh) q  119.000 
Vita utile impianto (anni) n 15 
Consumo specifico di biomassa (kg/kWh)  1 
Potere calorifico combustibile (kcal/kg)  4.800 
Periodo da avvio a entrata in esercizio j 3 
 
 
 
 
Costi del capitale - €/MW e % sul totale 
 17 MW 
Impianto 2.200.000 


55% 
Realizzazione dell’impianto (componenti principali: 
linea elettrica; opere ambientali)  


1.000.000 
25% 


Sviluppo progetto (voci principali: finanziamento, 
assicurazione, permessi e autorizzazioni, 
certificazioni) 


800.000 
20% 


  
 4.000.000 
 
 
 
Costi operativi - €/MW per anno e % sul totale  
  
Costi fissi O&M (principali voci: affitto terreno, 
assicurazione, costi amministrazione, personale) 


280.000 
65% 


 
Costi variabili O&M (escluso combustibile). 
Principali voci: manutenzione, costo di trasporto, costi 
di raccolta, costi di smaltimento)  


150.000 
35% 


 
Costo combustibile 0 
  
TOTALE €/MW per anno 430.000 
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Biomassa rifiuti (CDR) - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di quindici 
anni (€/MWh) 
 


  


CDR, 
17 MW


Costo del capitale annuo equivalente 68,1
Costo del combustibile 0,0
Costi operativi  annui equivalenti 61,4
CAE 129,5
 
 


4.5.2 Biomasse e biogas: impianti <1MW  
 


4.5.2.1 Processo di gassificazione della biomassa 


Gli impianti alimentati a biomassa di piccole dimensioni utilizzano, oltre al processo di 
combustione diretta, quello di gassificazione. Il materiale di biomassa solida è soggetto ad una 
combustione parziale in presenza di limitato apporto di aria. Il processo in sostanza consiste nella 
trasformazione di un combustibile solido in combustibile gassoso tramite la reazione con 
l’ossigeno.  
Si considera un impianto alimentato con biomassa legnosa (cippato). Le caratteristiche energetiche 
e i costi di approvvigionamento e trasporto utilizzati sono gli stessi considerati nel caso di 
alimentazione dell’impianto > 10MW a in combustione diretta. 


 


Parametri tecnici considerati 
Potenza elettrica netta  (MW) P 0,1 
Fattore di utilizzo  % 80% 
Ore equivalenti di funzionamento H 7.000 
Produzione annua  (MWh) Ql 700 
Vita utile impianto (anni) n 15 
Consumo specifico di biomassa (kg/kWh) ks 1,467 
Potere calorifico combustibile (kcal/kg)  2.000 
Periodo da avvio a entrata in esercizio j 1 
 
 
Costi del capitale - €/MW e % sul totale  
 0,1 MW 
Impianto 3.000.000 


75% 
Realizzazione dell’impianto (componenti principali: linea 
elettrica; opere civili e ambientali)  


600.000 
15% 


Sviluppo progetto (voci principali: assicurazione, permessi e 
autorizzazioni, certificazioni) 


400.000 
10% 


TOTALE 4.000.000 
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Costi operativi - €/MW per anno e % sul totale  
 0,1 MW 
Costi fissi O&M (principali voci: 
affitto terreno, costi personale) 


85.000 
8% 


Costi variabili O&M (escluso 
combustibile). Principali voci: 
manutenzione, costi di trasporto)  


100.000 
9% 


Costo combustibile 
(cippato) (60 €/t) 


904.000 
83% 


  
TOTALE  (€/MW anno) 1.089.000 
 
 
Biomassa solida <1 MW con gassificazione - Costi annui equivalenti con periodo di 
attualizzazione di quindici anni (€/MWh) 
 


  


Biomassa 
solida 


100 kW 


Costo del capitale annuo equivalente 63,4
Costo del combustibile 129,0
Costi operativi  annui equivalenti 26,4
CAE 218,8
 
 


4.5.2.2 Biogas da digestione anaerobica  


 
Il “biogas” è una miscela di vari tipi di gas che si ottiene dalla naturale fermentazione batterica di 
sostanze organiche in assenza di ossigeno. Il biogas può avere diverse origini: da discarica, dalla 
frazione organica dei rifiuti (in genere con umidità superiore al 50-60%), da impianti di depurazione 
di acque reflue e dalla fermentazione anaerobica di reflui zootecnici e agricoli. 
Il processo di decomposizione porta alla produzione di idrogeno molecolare, metano (grazie alla 
metanizzazione dei composti organici) ed anidride carbonica; tuttavia nel processo di produzione di 
biogas di frazioni organiche il bilancio di emissione e consumo di CO2 è considerato praticamente 
nullo. 
 
Il processo di fermentazione anaerobica di diversi componenti organiche (nella classificazione del 
GSE: fermentazione anaerobica di deiezioni animali, rifiuti organici agro-industriali, materiale 
vegetale, residui di processi di depurazione) è utilizzato prevalentemente per alimentare impianti di 
produzione di energia elettrica di piccola taglia (<1MW). Al 31/12/2007 gli impianti a biogas in 
esercizio erano 196 per una potenza complessiva di 295 MW e quelli in progetto 61 per una potenza 
di 67 MW. Il 70% degli impianti è inferiore ad 1 MW, il 90% inferiore a 2 MW.  
Le componenti organiche prevalentemente utilizzate sono materiali vegetali e gas da discarica di 
RSU, materiali che verranno utilizzati nell’analisi. 
 
La digestione anaerobica richiede un ambiente povero di ossigeno ed una percentuale di umidità 
inferiore al 50%. Affinché il processo abbia luogo è necessaria l’azione di diversi gruppi di 
microrganismi, in grado di trasformare la sostanza organica in composti intermedi, utilizzabili dai 
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microrganismi metanigeni che concludono il processo producendo il metano. Il vantaggio di questo 
processo è che la materia organica complessa viene convertita in metano e anidride carbonica e 
quindi porta alla produzione finale di una fonte rinnovabile di energia, sotto forma di un gas 
combustibile ad elevato potere calorifico. Le tecniche di digestione anaerobica possono essere 
suddivise in due gruppi principali: 
- digestione a umido, quando il substrato ha un contenuto di sostanza secca > 20%; 
- digestione a secco, quando il substrato avviato a digestione ha un contenuto di sostanza secca < 
10%. 
Processi con valori di secco intermedi vengono in genere definiti processi a semisecco. 
 
Gli impianti per l’origine di biogas possono essere a cupola mobile o fissa. 
A livello di processo tecnologico, la produzione di biogas in impianti di dimensioni industriali è del 
tipo continuo con digestione anaerobica e può essere mesofila o termofila, a seconda della 
temperatura di processo, differenziandosi nei costi e nei livelli di efficienza. 
Tale tipologia di impianto, assai diffusa in altri paesi europei, sta trovando attenzione in Italia grazie 
all’elevato potenziale in corrispondenza degli allevamenti zootecnici e della possibilità di 
trasformare i reflui di diverse attività legate ad attività agricole e di depurazione in sostanze secche 
più facilmente gestibili. 
Il materiale organico in ingresso ad un impianto può essere vario, sia scarti animali che prodotti 
vegetali, ma gli impianti richiedono una certa costanza nella carica per la non facile gestione del 
processo di digestione, influenzato dal grado di umidità e dalle caratteristiche chimico fisiche della 
sostanza organica in ingresso. 
Il biogas prodotto nei gassificatori viene impiegato in motori a combustione interna accoppiati a 
generatori, con una tecnologia ben conosciuta e consolidata. È certamente conveniente, sotto il 
profilo energetico ed economico, utilizzare il biogas in impianti di tipo cogenerativo, in cui la 
valorizzazione del calore consente risultati ed efficienza migliori. Tuttavia, in questo studio si 
analizza il caso della sola produzione elettrica. 
Un aspetto da tenere in considerazione nella valutazione della fattibilità degli impianti è l’utilizzo 
del digestato, vale a dire il residuo solido del processo di produzione del biogas. Si tratta di un 
prodotto con alto contenuto azotato, stabile, che può trovare impiego in agricoltura come 
fertilizzante, di buona qualità in quanto solido, ma che richiede comunque superfici adeguate per il 
rispetto delle norme relative all’impiego dei nitrati. 
 


4.5.2.3 Biogas da digestione anaerobica di materiale vegetale 


 
Pur potendosi avere caratteristiche di impianto piuttosto diverse, gli investimenti in corso in Italia 
trovano una certa convergenza in impianti di taglia compresa tra 400 – 500 kW e un paio di MW 
elettrici; impianti di taglia minore non sembrano essere economicamente convenienti, mentre 
impianti di potenza maggiore sono complessi da realizzare per la difficoltà, salvo casi particolari, di 
acquisire materiale sufficiente per il funzionamento dell’impianto. Per la combustione del biogas da 
digestione anaerobica si è analizzata dunque una taglia di impianto di 500 kW, ritenuta 
rappresentativa dell’impianto medio oggi realizzato. 


 
Si è ipotizzato che l’impianto di riferimento sia alimentato a biomassa vegetale, nello specifico 
silomais, che oggi trova una certa attenzione da parte di chi promuove questo tipo di impianti, ed 
abbia un rendimento di conversione in energia elettrica del gas prodotto del 40%. Il potere 
calorifico del silomais di 4,2 GJ/t, il funzionamento dell’impianto per 7000 ore l’anno comporta un 
utilizzo di circa 7500 t di silomais, corrispondenti a circa 26 t/giorno ed una produzione elettrica di 
1160 kWh per tonnellata in ingresso al digestore. 
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Il prezzo del silomais è stato posto a 35 €/t, secondo i dati raccolti dagli operatori nel 2008. Si è 
consapevoli che tale prezzo è elevato rispetto allo storico; è vero però che il prezzo del silomais ha 
sperimentato volatilità significative con punte anche maggiori ed è difficile fare previsioni 
attendibili di lungo periodo. Negli impianti alimentati con scarti zootecnici ed alimentari il costo del 
combustibile può variare in modo significativo. Qui si è fatta l’ipotesi di utilizzare una materia 
prima con un valore commerciale.  


 
 


Parametri tecnici considerati 
Potenza elettrica netta  
(MW) 


P 0,5 


Fattore di utilizzo  % 80% 
Ore equivalenti di funzionamento H 7.000 
Produzione annua  (MWh) Ql 3500 
Vita utile impianto (anni) n 15 
Rendimento impianto η 40% 
Costo materiale vegetale (€/t)  35 
Potere calorifico combustibile (kcal/kg)  2.000 
Periodo da avvio a entrata in esercizio j 1 
 
 
Costi del capitale - €/MW e % sul totale  
 0,5 MW 
Impianto 2.100.000 


70% 
Realizzazione dell’impianto  450.000 


25% 
Sviluppo progetto (voci principali: 
assicurazione, permessi e autorizzazioni, 
certificazioni) 


 
5% 


TOTALE 3.000.000 
 
 
Costi operativi - €/MW per anno e % sul totale  
 0,5 MW 
Costi fissi O&M (principali voci: affitto terreno, 
costi personale) 


40.000 
6% 


 
Costi variabili O&M (escluso combustibile). 
Principali voci: manutenzione, costi di 
approvvigionamento, trasporto)  


100.000 
15% 


 
Costo combustibile 
(silomais) 


527.350 
79% 


  
TOTALE  667.350 
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Biogas digestione anaerobica - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di 
quindici anni (€/MWh) 
 


  


Biogas 
digestore 
500 kW 


Costo del capitale annuo equivalente 46,5
Costo del combustibile 75,3
Costi operativi  annui equivalenti 20,0
CAE 141,8
 


 


4.5.2.4. Biogas da discarica RSU 


Una seconda tipologia di impianti alimentati a biogas di interesse negli investimenti in Italia è 
quella associata alle discariche per il conferimento di rifiuti, la cui decomposizione in ambiente 
povero di ossigeno produce un biogas ricco di metano, interessante ai fini della combustione.  


Il biogas da discarica dei rifiuti è un sottoprodotto dell’attività umana; il biogas si origina dal 
processo di fermentazione anaerobica della frazione organica dei rifiuti e nel caso di RSU è 
costituito per il 60% da metano e il 40% da anidride carbonica.  


 


La produzione di biogas inizia dopo alcuni mesi dall’inizio del conferimento, in funzione del grado 
di umidità e della quota di materiale organico e si protrae per un certo numero di anni anche dopo la 
chiusura della discarica, con un andamento a campana piuttosto caratteristico. 


La grande variabilità delle portate di gas nel tempo suggeriscono di utilizzarlo con una serie di 
motori funzionanti in parallelo, al fine di poter adeguare la capacità dell’impianto alla effettiva 
produzione del gas. Alcuni operatori, che hanno in gestione diversi impianti, sfruttano la possibilità 
di spostare i gruppi motore ed alternatore tra di essi, in funzione dell’effettiva produzione di biogas, 
riuscendo ad ammortizzare l’investimento anche quando l’uso nel singolo impianto è limitato a 
pochi anni. 


Lo sfruttamento del biogas prodotto dalle discariche rappresenta una significativa opportunità 
energetica e ambientale. Considerando che il biogas viene mediamente prodotto nella misura teorica 
di 200 m3/t di rifiuto tal quale e che il processo si compie in circa 20 anni, velocemente all’inizio e 
lentamente alla fine, la potenzialità teorica complessiva lorda di tutte le discariche italiane 
sfiorerebbe i 1000 MW termici, molto prossimi a quanto attualmente installato. 
In realtà solo una frazione di questa, valutabile in circa il 30%, può essere utilizzata per fini 
energetici sia per le inevitabili dispersioni di biogas che per la non economicità ad estrarre biogas 
per fini energetici nei periodi finali. 
Da 1 t di rifiuti urbani a valle della raccolta differenziata, con un potere calorico inferiore di 2200 
kcal/kg, si possono ottenere 120 m3 di biogas con potere calorifico di 4000 kcal/m3. 
La normativa ambientale impone oggi di captare il biogas prodotto e di non rilasciarlo in atmosfera, 
soprattutto per l’elevato contributo del metano all’effetto serra, ma anche per la pericolosità che 
eventuali accumuli di gas possono rappresentare e per lo sgradevole odore. Tutte le discariche 
devono essere equipaggiate per la captazione del biogas, potendo scegliere se utilizzarlo a fini 
energetici o semplicemente bruciarlo in una torcia. 
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Al fine della valutazione dei costi di produzione dell’energia elettrica da biogas la discarica presenta 
un elemento di costo imputabile allo smaltimento dei rifiuti e non alla produzione di energia 
elettrica. La captazione del biogas è un obbligo connesso con la gestione corretta del conferimento 
dei rifiuti. Per tale ragione si ritiene corretto ipotizzare che il biogas che si forma durante la vita 
della discarica abbia costo nullo per l’uso a fini energetici. È vero che vi sono una serie di 
accorgimenti nella rete di captazione che sono addizionali rispetto agli investimenti richiesti dal 
semplice smaltimento del biogas, che è corretto imputare alla produzione elettrica. Ci si riferisce 
agli interventi di pulizia del gas e al controllo più spinto sulla rete di captazione che sono da 
imputare alla filiera elettrica invece che dello smaltimento. 


Per questa tecnologia il costo complessivo dell’energia elettrica prodotta è suddiviso in due 
componenti distinte: una relativa ai costi di investimento e una per i costi di O&M. 


Le ipotesi fatte ai fini di calcolare il costo di produzione di energia elettrica da biogas da discarica si 
basano su interviste con operatori del settore e sulla letteratura esistente in materia. 


Il funzionamento di riferimento per un impianto a biogas è di 7000 ore, con una efficienza di 
conversione del 40%, che pur non influisce nel costo dell’energia quando si ipotizzi un costo nullo 
del combustibile, e potenza nominale di 500 kW.  


 


Parametri tecnici considerati 
Potenza elettrica netta  
(MW) 


P 0,5 


Fattore di utilizzo  % 80% 
Ore equivalenti di 
funzionamento 


H 7.000 


Produzione annua  (MWh) q 3500 
Vita utile impianto (anni) N 15 
Rendimento impianto Η 40% 
Costo biogas (€/m3)  0 
Potere calorifico combustibile 
(kcal/kg) 


 4.000 


Periodo da avvio a entrata in 
esercizio 


j 1 


 
 
Costi del capitale - €/MW e % sul totale  
 0,5 MW 
Impianto 1.010.000 


56% 
Realizzazione dell’impianto 
(realizzazione e mantenimento rete 
di captazione, macchinari) 


700.000 
39% 


Sviluppo progetto (voci principali: 
assicurazione, permessi e 
autorizzazioni, certificazioni) 


90.000 
5% 


TOTALE 1.800.000 
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Costi operativi - €/MW per anno e % sul totale  
Costi fissi O&M (principali voci: 
costi personale, spese generali) 


60.000 
40% 


 
Costi variabili O&M (escluso 
combustibile). Principali voci: 
manutenzione, gestione rete 
captazione)  


90.000 
60% 


 


  
TOTALE  150.000 
 
 
 
Biogas da discarica - Costi annui equivalenti con periodo di attualizzazione di quindici anni, 
€/MWh 
 


  


Biogas 
discarica 
500 kW 


Costo del capitale annuo equivalente 27,9
Costo del combustibile 0,0
Costi operativi  annui equivalenti 21,4
CAE 49,3
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Conclusioni 
 
L’analisi effettuata ha valutato i costi di generazione di energia elettrica da fonti rinnovabili nelle 
principali configurazioni impiantistiche. Si sono ricostruite le condizioni tipiche per un investitore 
privato che voglia intraprendere un’iniziativa, senza considerare i costi di sistema relativi 
all’intermittenza e la relativa necessità di regolazione sulla rete o altri costi indiretti. 
I costi di generazione, pur non essendo dipendenti da costi di combustibile per tutte le tecnologie 
eccettuata la biomassa, sono decisamente variabili in funzione dei costi dei componenti, che hanno 
sperimentato variazioni rilevanti nei mesi passati. Si è cercato di posizionarsi su valori medi, più 
significativi quando ci si riferisce a 15 anni di operatività degli impianti, anche se si è consapevoli 
della difficoltà a prevedere i costi futuri. È vero in ogni caso che, a parte la biomassa, che ha costi di 
combustibile significativi, tutte le altre tecnologie hanno la gran parte dei parametri di costo definiti 
al momento dell’investimento. Si rende però necessario tenere aggiornati i parametri di costo con 
una certa regolarità, per tenere conto delle variazioni dei costi dei componenti (verso l’alto e verso 
il basso) e dei tassi di sconto utilizzati. La crescita di questi ultimi ha penalizzato in modo 
importante la competitività delle fonti rinnovabili nell’ultimo biennio, mentre la riduzione repentina 
del secondo semestre 2008 ancora non si è percepita sugli investimenti, anche a causa della 
fortissima incertezza che caratterizza i mercati finanziari. 
Si deve tenere conto, in ogni caso della dinamica tecnologica in corso che è particolarmente vivace 
per alcune fonti e porterà certamente al contenimento dei costi futuri per le economie di 
apprendimento. 
 
RIEPILOGO RISULTATI, costo annuo di produzione equivalente - €/MWh 
 


 


Ciclo 
binario 
20 MW 


Vapore 
flash 20 


MW 


FV 3 kW FV 300 
kW 


Eolico 
200 kW 


Eolico 
 5 MW 


Eolico 
20 MW 


Costo del capitale annuo equivalente 69,5 51,3 425,0 380,7 127,5 102,7 97,6
Costi operativi  annui equivalenti 22,4 20,5 79,7 46,9 38,9 25,7 23,6
Costo Annuo Equivalente 91,9 71,8 504,7 427,7 166,4 128,4 121,1
 


  


Idro 
bacino 
 5 MW 


Idro acqua 
fluente  
5 MW 


Idro 
bacino  


100 MW 


Idro 
pompaggio 


150 MW 


Costo del capitale annuo equivalente 
69,2 53,7 60,6 184,9 


Costi operativi  annui equivalenti 26,26 20,2 25,3 20,9 
Costo Annuo Equivalente 95,5 73,9 86,0 205,8 
 


 


CDR  
17 MW 


Oli vegetali 
17 MW 


Biogas 
discarica 
500 kW 


Biogas 
digestore 
500 kW 


Biomassa 
Cippato 
17 MW 


Biomassa 
solida 100 


kW 


Costo del capitale annuo equivalente 68,1 17,4 27,9 46,5 59,8 63,4
Costo del combustibile 0,0 129,2 0,0 75,3 94,6 129,0
Costi operativi  annui equivalenti 61,4 20,0 21,4 20,0 50,4 26,4
Costo Annuo Equivalente 129,5 166,5 49,3 141,8 204,8 218,8
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