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COMMENTI ED OSSERVAZIONI IN MERITO AL DOCUMENTO DI 
CONSULTAZIONE DCO 29/11: CRITERI PER LA DEFINIZIONE  DELLE 
TARIFFE PER L’EROGAZIONE DEI SERVIZI DI TRASMISSION E, 
DISTRIBUZIONE E MISURA DELL’ENERGIA ELETTRICA PER I L 
PERIODO 2012 – 2015. INQUADRAMENTO GENERALE DEL PROCEDIMENTO E 
CRITERI PER LA DETERMINAZIONEDEI COSTI RICONOSCIUTI . 
 
 
Premessa 


Con il documento di consultazione in oggetto (di seguito DCO), l’Autorità per l’Energia 
Elettrica e il Gas (di seguito: Autorità) illustra, a livello generale, lo schema entro cui 
intende sviluppare l’intero procedimento per la definizione delle nuove regole 
applicabili ai servizi di trasmissione, distribuzione e misura dell’energia elettrica 
mentre, a livello specifico, il regolatore si pone l’obiettivo di delineare puntualmente i 
possibili criteri per la determinazione dei costi riconosciuti, operativi e di capitale, che 
dovranno essere coperti dal sistema tariffario. 


Gli obiettivi alla base dell’intervento in oggetto sono da ricercarsi soprattutto nella 
volontà di proseguire il percorso già intrapreso nei precedenti periodi.  


Due saranno, conseguentemente, le direttrici generali che l’Autorità dovrà seguire per la 
definizione puntuale del nuovo sistema di norme che regolerà i settori della 
trasmissione, distribuzione e misura dell’energia elettrica nel quadriennio 2012 – 2015. 


La prima, ovvero la garanzia per gli operatori di stabilità sia regolatoria che 
economico-finanziaria, è imprescindibile, soprattutto alla luce dell’attuale 
congiuntura economica, per la costruzione di un sistema di regole condiviso. 


Altrettanto importante è la seconda direttrice, ovvero l’incentivazione dello sviluppo 
efficiente delle reti; infatti, solo aumentando e migliorando il livello di 
interconnessione, efficienza, sicurezza ed integrazione nel sistema degli impianti di 
produzione alimentati con fonti rinnovabili, sarà possibile contribuire al raggiungimento 
degli sfidanti obiettivi posti a livello europeo in tema di tutela ambientale. 


A2A sottolinea che il raggiungimento di questi obiettivi, ambiziosi ma irrinunciabili , 
non possa prescindere da un sereno confronto basato sulla reciproca trasparenza e 
condivisione delle informazioni qualitative  e quantitative. Infatti, solo evitando 
asimmetrie informative, il processo di consultazione potrà generare i massimi benefici 
per il sistema e portare il maggior vantaggio possibile agli utenti finali ed agli operatori. 


Il presente documento, finalizzato ad analizzare l’inquadramento generale proposto 
dall’Autorità e a rispondere puntualmente agli spunti contenuti nel DCO, è composto, 
oltre che dalla presente premessa, dal successivo paragrafo 1, in cui si espongono le 
posizioni di A2A circa i criteri generali per la determinazione del costo riconosciuto, e 
dai paragrafi 2 e 3 finalizzati ad analizzare le opzioni specifiche proposte per la 
determinazione del capitale investito, ed il suo aggiornamento, per i servizi di 
distribuzione e misura, con particolare attenzione a quelle riguardanti il c.d. capitale 
implicito. 
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Infine, si rileva che le analisi svolte nel seguito del documento scontano l’importante 
limite della mancanza di informazioni sui valori dei parametri utilizzati dall’Autorità, 
aggiornati al 2010. Pertanto, le osservazioni quantitative presentate dovranno essere 
considerate provvisorie. 


 


1. Osservazioni sui criteri generali per la determinazione del costo 
riconosciuto. 


L’obiettivo che l’Autorità intende raggiungere nella definizione dei criteri generali da 
seguire nel IV° periodo regolatorio per la determinazione del costo riconosciuto è 
quello, pienamente condiviso da A2A, di dare sostanziale continuità regolatoria al 
settore.  


Ad una prima analisi, la metodologia proposta è coerente con quella utilizzata nei 
precedenti periodi e prevede, in sintesi: 


1. Definizione dei costi operativi da riconoscere tramite l’analisi dei dati contenuti 
nei conti economici separati trasmessi dagli operatori, l’analisi delle maggiori 
efficienze raggiunte e l’applicazione del metodo del price-cap. 


2. Utilizzo del metodo del Costo Storico Rivalutato per la definizione del capitale 
investito netto da remunerare e del Weighted Average Cost of Capital (Wacc) 
come metodo per calcolare il tasso di rendimento. 


3. Calcolo degli ammortamenti tramite le vite utili definite dall’Autorità. 


Tuttavia, a causa della crescente complessità delle attività di trasmissione, elaborazione, 
archiviazione ed analisi dei dati necessari ai fini tariffari l’Autorità ritiene necessario 
trovare metodi più semplici per individuare con un adeguato grado di certezza il capitale 
investito da attribuire ai singoli operatori, in modo tale da assicurare 
contemporaneamente la semplificazione dell’attività ed una sufficiente certezza dei 
dati. 


Pertanto l’Autorità, nell’ambito del punto 2 precedentemente illustrato, propone una 
modifica sostanziale dal punto di vista metodologico, ma invariante, almeno nei suoi 
desiderata, da quello economico-finanziario: 


� Calcolo, con una metodologia standard, (cfr. paragrafi 2 e 3) del capitale 
implicito  nei ricavi perequati del singolo operatore. Tale procedimento si 
dovrebbe applicare solo per la parte del capitale anteriore all’anno 2008 
attribuibile alle infrastrutture BT/MT. 


� Ammortamenti e Dismissioni, per la parte di capitale definito tramite il metodo 
standard, calcolati sulla base di valori medi nazionali. 


La differenza sostanziale che può essere rilevata sui criteri generali che l’Autorità 
desidera seguire nel periodo 2012 – 2015 rispetto ai precedenti è l’intenzione di 
giungere, ad un sistema tariffario basato su vincoli ai ricavi distinti per impresa e 
tariffe obbligatorie  integrato, necessariamente, da un sistema di perequazione per 
allineare i ricavi effettivi al vincolo di impresa. 
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A questo proposito A2A propone di ridistribuire, nella tariffa di riferimento, il peso 
delle componenti, aumentando quello della parte fissa. Infatti, in uno scenario di 
contrazione dell’energia distribuita causato tanto dalla congiuntura economica quanto 
dagli obblighi europei in tema di efficienza  energetica, una tariffa in cui la parte legata 
all’energia distribuita mantenga il peso attuale potrebbe peggiorare gli equilibri 
economici e finanziari degli operatori, i quali rischierebbero di ottenere ricavi inferiori a 
quelli cui avrebbero diritto. Da un’analisi aggregata, ad oggi la quota variabile 
rappresenta circa il 40% sul totale dei ricavi. Si propone, pertanto, di ridurre 
sensibilmente tale incidenza nella formulazione della tariffa di riferimento. Questo tema 
sarà oggetto di maggiori approfondimenti nelle osservazioni allo specifico DCO di 
prossima emanazione. 


Con riferimento all’analisi generale del sistema tariffario proposto, A2A ha sempre 
sostenuto la necessità di adottare una metodologia in grado di riconoscere ad ogni 
impresa i costi effettivamente sostenuti e le specificità insite nelle diverse realtà in cui i 
diversi distributori operano. L’introduzione del meccanismo di Perequazione Specifica 
Aziendale (di seguito: PSA), ha permesso di raggiungere questo obiettivo e si ritiene 
pertanto che il sistema tariffario vigente, seppur complicato e perfettibile, sia in grado di 
soddisfare l’esigenza di un corretto riconoscimento dei costi. 


Pur condividendo che la nuova metodologia di determinazione dei costi proposta 
dall’Autorità porti ad una semplificazione del sistema tariffario, A2A ritiene che tale 
soluzione rappresenti un passo indietro verso un sistema di tipo parametrico che 
sembrava essere stato finalmente superato nel secondo e terzo periodo regolatorio, 
almeno per le aziende che erano state ammesse al meccanismo della PSA. 


La nuova metodologia presenta, infatti, alcune importanti criticità rispetto all’adeguato 
riconoscimento dei costi specifici sostenuti dall’operatore ammesso alla PSA, il quale, 
quindi, non avrebbe garantita l’effettiva invarianza rispetto all’attuale sistema. 


Di conseguenza, l’assunto fondamentale su cui deve svilupparsi la successiva 
discussione dei dettagli tecnici deve essere l’invarianza economico - finanziaria a 
breve e lungo termine. 


In particolare, è essenziale che, attraverso il nuovo metodo continuino ad essere 
riconosciute le specificità per le quali la società ha avuto, ed ha ancora, diritto alla PSA, 
necessaria a colmare le differenze esistenti tra le caratteristiche medie nazionali e 
quelle, specifiche e fuori dal controllo dell’impresa, esistenti nel territorio gestito. 


Infine, si sottolinea ancora una volta l’importanza di una corretta simmetria informativa, 
in quanto solo disponendo di dati quantitativi certi è possibile valutare gli eventuali 
impatti che la nuova metodologia potrebbe avere sulla società. 


Di seguito si analizzano in dettaglio i primi due punti, precedentemente elencati,  in cui 
si articola la metodologia tariffaria proposta, mentre per il terzo, ovvero la definizione 
degli ammortamenti, si rimanda alle apposite sezioni dei paragrafi 2 e 3. 
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1.1. Definizione dei costi operativi riconosciuti. 


Anno di riferimento. 
Il primo problema affrontato dal DCO in tema di definizione dei costi operativi, 
l’identificazione dell’anno di riferimento, è risolto in continuità con quanto disposto nei 
precedenti periodi regolatori, ovvero ipotizzando di utilizzare come anno test su cui poi 
calibrare i costi operativi da riconoscere e, quindi, coprire tramite la tariffa, il penultimo 
anno del precedente periodo regolatorio, ovvero il 2010. I dati quantitativi relativi a tale 
anno verranno desunti dall’Autorità dai relativi conti annuali separati predisposti dai 
singoli operatori..  


A2A condivide l’opportunità di utilizzare l’anno 2010 come anno test su cui 
determinare gli opex da riconoscere in tariffa. 
 


Determinazione del livello dei costi operativi riconosciuti per l’anno 2012. 
Partendo dai dati effettivi come precedentemente definiti, l’Autorità intende individuare 
i costi operativi da riconoscere in tariffa applicando il metodo del c.d. price-cap 
tenendo, inoltre, conto delle maggiori efficienze relative al secondo periodo 
regolatorio non ancora trasferite ai clienti finali e le maggiori efficienze conseguite 
dagli operatori nel terzo periodo. 


A2A, pur nella consapevolezza che il metodo price-cap, è stato imposto dal legislatore e 
che sia necessario ed opportuno garantire continuità regolatoria al settore, non 
condivide la declinazione del metodo che l’Autorità propone nello specifico ed in 
particolare è contraria sia alla posizione espressa in merito al c.d. Profit Sharing (1), 
che al  ruolo che si intende dare all’ X-Factor (2) nel quarto periodo regolatorio. 


A questo proposito, il legislatore individua come criterio per la fissazione delle tariffe di 
distribuzione “una simmetrica ripartizione tra utenti e imprese delle maggiori 
efficienze realizzate rispetto agli obiettivi definiti con il meccanismo del price-cap”. Il 
concetto di simmetrica ripartizione richiamato dal legislatore è in contraddizione con il 
sistema proposto al punto 9.11 e seguenti, che risulta quindi inadeguato rispetto all’ 
obiettivo previsto dal legislatore. 
 
In particolare, i costi operativi riconosciuti in tariffa per l’anno 2012 saranno calcolati 
come: 


 


Dove: 


 


Conseguentemente, l’espressione 4/9 *PS106 rappresenta l’extra-efficienza raggiunta 
dagli operatori nel II° periodo di regolazione ancora in capo ad essi, al netto del 
trasferimento già avvenuto durante il III°  periodo regolatorio tramite l’adeguato 
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dimensionamento dell’X-factor vigente in tale periodo (a tal proposito cfr. DCO 29/11 
10.6 e AIR 348/07 17.3). 


La parte residua di tale extra-efficienza, rappresentata appunto dai 4/9*PS1, dovrà 
essere trasferita agli utenti finali nel corso del IV°  periodo regolatorio per giungere al 
completamento del processo nell’anno 2016; entro tale anno, quindi, l’intero 
ammontare delle extra efficienze raggiunte dagli operatori nel II°  periodo regolatorio 
sarà loro tolto a favore degli utenti finali, che godranno, infine, dell’intero beneficio 
derivante dalle azioni poste in essere dagli esercenti il servizio di distribuzione per 
migliorare la loro efficienza. 


Similmente, l’espressione 8/9*PS210 consiste nella parte delle maggiori efficienze 
raggiunte nel corso del III° periodo regolatorio, lasciata agli operatori, che dovrà 
essere trasferita ai clienti finali entro il 2020. 


Integrando nell’analisi anche il secondo punto definito in precedenza, si evidenzia che i 
processi di trasferimento appena ricordati dovranno avvenire tramite la corretta 
calibratura  del X-Factor che, in base alle proposte dell’Autorità, avverrà utilizzando la 
formula di seguito riportata: 


 


Con  


 


Da quanto sopra esposto, pare chiaro che un’adeguata sintesi tra quanto previsto dalla 
normativa e quanto emerge dalle espressioni matematiche appena ricordate non è 
possibile: infatti, trasferendo nel corso del IV° periodo regolatorio, tramite l’X-Factor, 
la parte residua in capo agli operatori delle maggiori efficienze da questi ottenute  agli 
utenti finali, si lede la condizione di “simmetrica ripartizione” posta dal legislatore alla 
base del sistema tariffario, in quanto è evidente che la destinazione completa delle 
maggiori efficienze ad una sola delle parti non può essere definita simmetrica. 


Infatti, seguendo l’interpretazione dell’Autorità, emerge che l’ammontare delle 
maggiori efficienze è lasciato solo temporaneamente agli operatori, non 
configurandosi quindi quale ripartizione , bensì quale “finanziamento” temporaneo, il 
cui valore-opportunità per l’azienda può essere correttamente valutato tramite il Wacc, 
posto che la società può decidere di utilizzare tale fonte in sostituzione sia del capitale 
di debito che di rischio, per finanziare parte degli investimenti o la spesa corrente.  


Sempre in relazione alle due criticità precedentemente riscontrate, un'altra area tematica 
su cui A2A non condivide la soluzione prospettata dall’Autorità è la ripartizione  delle 
maggiori efficienze raggiunte nel corso del III° periodo di regolazione: oltre a quanto 
già rilevato sulla inopportunità di prevedere la restituzione completa delle maggiori 
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efficienze ottenute, il DCO su tale punto sembrerebbe contraddirsi e contraddire anche 
quanto illustrato nella relazione AIR alla delibera 348/07.  


Infatti, da un lato, l’Autorità dichiara di aver posto pari a 0 l’ obiettivo di recupero di 
efficienza nel III ° periodo regolatorio (cfr. punto 10.4 e 5.4) e che l’X-factor vigente 
nello stesso periodo era stato definito al solo scopo di trasferire  agli utenti finali le 
maggiori efficienze realizzate nel corso del II° periodo  di regolazione (cfr. punto 10.4 
e 5.4, AIR 348/07 punto 19.7), mentre dall’altro, tramite le formule (entrambe nella 
parte relativa al PS2) per la definizione dei COR12 e dell’ X-factor valido per il IV° 
periodo, sembrerebbe di fatto voler trasferire le eventuali maggiori efficienze 
realizzate dagli operatori nel corso del III ° periodo regolatorio. 


In termini matematici abbiamo, infatti, che: 


 


Tale formula ha lo scopo di verificare se, prescindendo dalle efficienze relative al 
secondo periodo che al 2010 erano ancora in capo all’operatore ed incluse nei COR10  


(ovvero -6/9PS1), ci siano state ulteriori efficienze e, qualora ci fossero, ripartirle  tra 
operatori e utenti in ragione del 50% per ciascuna classe di soggetti. 


Entrando nel dettaglio metodologico, la contraddizione emerge in quanto, pur non 
avendo fissato preventivamente obiettivi di efficienza da raggiungere (l’X-factor 
vigente nel III° periodo era dichiaratamente volto soltanto a trasferire le efficienze 
realizzate nel II° periodo), si vuole non solo privare da subito gli operatori della metà 
delle maggiori efficienze volontariamente raggiunte, ma addirittura privarli 
gradualmente anche della restante parte, di competenza degli operatori ai sensi delle 
disposizioni legislative. 


L’effetto di un eventuale efficientamento realizzato nel III° periodo regolatorio 
dovrebbe essere mantenuto completamente in capo agli operatori, almeno nel corso del 
prossimo periodo regolatorio, al fine di venire incontro alle esigenze di 
autofinanziamento (anche in considerazione del perdurare della crisi economica che sta 
rendendo sempre più oneroso il ricorso all’indebitamento, come sarà meglio 
approfondito più avanti), ai maggiori oneri derivanti da un assetto regolatorio sempre 
più complesso e alla necessità di mantenere elevati standard di servizio. 


Di conseguenza, A2A concorda con la scelta di dare continuità alla regolazione di 
settore utilizzando, anche nel prossimo periodo regolatorio, il metodo del price-cap per 
la fissazione e l’aggiornamento dei costi operativi da riconoscere. 


Tuttavia, A2A non condivide l’applicazione proposta di tale metodo al caso concreto e 
chiede, in particolare, di non proseguire con l’integrale trasferimento delle extra 
efficienze raggiunte nel II° periodo e, soprattutto, di lasciare agli operatori gli 
eventuali recuperi di efficienza ottenuti nel corso del III° periodo. Ciò, sostanzialmente, 
coincide con il fissare il valore reale dell’X-factor pari a 0. 
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Trattamento dei contributi di connessione. 
Un punto di forte discontinuità con il precedente periodo regolatorio (2008 – 2011) può 
essere individuato nella proposta dell’Autorità circa il trattamento dei contributi a 
forfait nel IV° periodo regolatorio. 


In breve, nel DCO viene valutata, anche grazie all’ausilio della metodologia AIR, 
l’ipotesi di considerare detti contributi come contributi in conto capitale e, quindi, 
portarli a diminuzione del capitale investito da remunerare. Si ricordi che attualmente 
essi sono portati a detrazione dei costi operativi. 


La probabile conseguenza di tale impostazione, come illustrato dal regolatore, sarebbe 
un immediato aumento della tariffa a causa del maggiore importo dei costi operativi da 
coprire, più che bilanciato, nel medio termine, dal maggior deprezzamento del capitale. 


L’ipotesi alternativa considerata ai fini AIR è, naturalmente, quella di proseguire con la 
metodologia corrente e, quindi, continuare a portare i contributi a forfait a detrazione 
dei costi operativi. 


A tal riguardo, A2A predilige la prima ipotesi esposta (Ipotesi A.2 del DCO) in quanto 
più corretta da un punto di vista regolatorio e in grado di garantire maggiormente la 
correlazione tra la tipologia dei costi sostenuti e i relativi ricavi. 


 


1.2 Definizione del Capitale Investito riconosciuto. 


Premettendo che l’analisi puntuale sul metodo proposto per la definizione del capitale 
investito “implicito” sarà l’oggetto dei successivi paragrafi 2 e 3, nell’attuale sezione si 
considereranno i criteri generali proposti per la determinazione del capitale investito 
rilevante ai fini regolatori, il suo aggiornamento e la sua remunerazione. 
 


Capitale Investito Riconosciuto. 
Anche in questo caso, a livello teorico, non emergono significativi scostamenti con la 
metodologia adottata nel precedente periodo. L’unica differenza (cfr. pag.2) è la 
volontà di individuare un capitale investito “per impresa” in modo tale da rendere 
possibile l’introduzione di un sistema tariffario basato su vincoli ai ricavi specifici per 
azienda. 


In generale, per la valorizzazione del capitale investito netto, a prescindere dalle 
specificità del metodo di calcolo della parte c.d. “ implicita”, verrà utilizzato il metodo 
del Costo Storico Rivalutato con ammortamenti definiti in base alle vite utili 
regolatorie. 


A questo valore sarà addizionato quello relativo al capitale circolante netto, pari al 
valore convenzionale dell’1% delle immobilizzazioni nette riconosciute ai fini tariffari. 
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Infine, saranno detratte le poste rettificative tramite un coefficiente calcolato 
dall’Autorità sulla base del valore aggregato nazionale. A questo proposito A2A 
ritiene opportuno che si tenga conto delle novità normative introdotte a partire dal 2007 
relativamente alle forme di previdenza complementari.  


Infatti, con la riforma appena ricordata, il TFR, per la parte maturata post-riforma , 
cessa di essere un finanziamento implicito in quanto le risorse finanziarie relative 
vanno trasferite ai fondi complementari scelti dai dipendenti o, alternativamente, 
all’INPS. 


Conseguentemente, sarebbe opportuno prevedere un metodo, anche standard, di 
abbattimento di tale posta per tener conto delle quote TFR pre-riforma , quindi 
ancora in capo alla società e costituenti un finanziamento implicito, annualmente 
erogate ai dipendenti. 


Per quanto riguarda l’aggiornamento del capitale investito, l’Autorità ha avanzato la 
proposta di diminuire  il time lag con cui sono riconosciuti i nuovi investimenti, 
portandolo a n-1,5. In altre parole, con le raccolte dati annuali effettuate entro il 30 
settembre dell’anno t si comunicheranno, oltre che gli investimenti al 31 dicembre 
dell’anno t-1, anche quelli al 30 giugno dell’anno t.  


Ciò comporterebbe evidenti benefici a livello reddituale e di gestione finanziaria, dato 
che ci sarà maggiore correlazione tra i costi – e le relative uscite monetarie - sopportati 
per gli investimenti e i ricavi da tariffa – e i relativi flussi positivi di risorse finanziare.   


Tuttavia, con riferimento alle modalità di certificazione di tali informazioni, si 
sottolinea che i dati relativi agli investimenti al 30 giugno non sono sottoposti alla 
verifica da parte della società di revisione contabile ai fini dell’emissione della 
certificazione, in quanto la normativa vigente non prevede tale verifica per società 
come A2A Reti Elettriche, ovvero non quotate. Al contrario, nel caso di A2A, tali dati 
sono verificati ai soli fini della certificazione del bilancio consolidato redatto dalla 
capogruppo. 
 


Remunerazione del Capitale Investito 
Nel DCO si propone di continuare ad applicare il medesimo metodo di calcolo del tasso 
di remunerazione da riconoscere al capitale investito netto utilizzato nei precedenti 
periodi, ovvero il Weighted Average Cost of Capital (WACC). 
 
Tale metodo può essere espresso in termini formali come segue : 
 


 


Inoltre, sarà necessario utilizzare il metodo del Capital Asset pricing model (CAPM) per 
poter stimare correttamente il valore Ke della formula del WACC, ovvero il rendimento 
del capitale proprio. 
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La seguente tabella riporta i valori proposti per i parametri rilevanti ai fini del calcolo 
del tasso di rendimento e che saranno oggetto di una puntuale analisi nella presente 
sezione: 
 


Voce Descrizione  Valore 


Kd Tasso di rendimento nominale indebitamento  spread su RF di 0,45% 


E Capitale di Rischio  55,6% 


D Indebitamento  44,4% 


T Aliquota teorica incidenza imposte  34% 


tc Aliquota per calcolo scudo fiscale su oneri finanziari  27,50% 


rpi Tasso d'inflazione  1,50% 


RF Rendimento attività prive di rischio  Da definire 


ERP Premio al rischio  4% 


Beta Dis rischiosità settore  0,6 


Beta Mis rischiosità settore  0,67 


Rapporto D/E 
Il rapporto tra il capitale di debito ed il capitale proprio rappresenta la sostenibilità del 
debito ed è, quindi, un indicatore della solidità della società.  


Alla luce della sostanziale stabilità dei livelli d’indebitamento e di utilizzo di capitale 
proprio emergente dai conti annuali separati, l’Autorità, propone di non modificare 
l’attuale valore, pari a 8/10, del rapporto D/E. A2A condivide tale proposta. 


Rendimento delle attività prive di rischio (Rf) 
L’Autorità propone di calcolare il rendimento delle attività prive di rischio in continuità 
con quanto fatto nei precedenti periodi regolatori, ovvero tramite la media dei 
rendimenti lordi dei BTP decennali benchmark rilevati dalla Banca d’Italia per i 12 mesi 
precedenti rispetto all’entrata in vigore del provvedimento finale.  


Tuttavia, a causa della situazione in cui versa l’economia mondiale, A2A ritiene che una 
metodologia che fissi ex-ante il rendimento delle attività prive di rischio tramite 
l’utilizzo di valori storici non possa essere più considerata corretta, in quanto potrebbe 
non riflettere adeguatamente il rendimento che sarà effettivamente offerto dalle attività 
prive di rischio nel corso del periodo 2012 – 2015. 


Quanto appena detto è confermato anche dall’andamento delle quotazioni dei Future sui 
BTP decennali il cui forte calo è un indicatore delle aspettative di mercato sui 
rendimenti delle future emissioni di titoli di stato1. Di seguito si riporta il grafico 
dell’andamento annuale delle quotazioni (Fonte: Eurex). 


                                                 
1Le quotazioni delle obbligazioni già emesse risentono dell’andamento del livello dei tassi di interesse 
vigenti nel paese: se questi salgono (scendono), i prezzi di vendita delle obbligazioni emesse dovranno 
scendere (salire) in modo da garantire un rendimento almeno pari a quello delle obbligazioni di nuova 
emissione. Conseguentemente, una quotazione “sotto la pari” dei future sui BTP indica che il mercato  si 
aspetta un aumento dei tassi e quindi un rendimento maggiore dei BTP di futura emissione rispetto a 
quello delle obbligazioni già emesse. 
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Andamento Future BTP 10Y (Fonte: Eurex) 


 


Pertanto, al fine di valutare correttamente il rendimento free-risk che sarà richiesto dagli 
investitori nel corso nel futuro periodo regolatorio, è opportuno incorporare nel calcolo 
anche le aspettative del mercato sull’andamento futuro dei BTP decennali. 


Ciò potrebbe essere fatto tenendo in adeguata considerazione le quotazioni dei Future 
sui BTP rilevabili su mercati quali il MIF o l’Eurex. 


Premio per il rischio di mercato (ERP) 
Il premio al rischio (ERP), ovvero l’extra rendimento richiesto dall’investitore per 
investire in titoli non risk-free, viene calcolato dall’Autorità tramite il confronto 
dell’andamento storico del rendimento del titolo risk-free con quello delle quotazioni 
dei titoli societari. 


L’assunto base di tale metodologia, come ricordato anche nel punto 12.18 del DCO, è 
che il differenziale passato tra i due valori appena ricordati sia una proxy adeguata del 
suo valore futuro. 


Conseguentemente, l’orizzonte temporale entro cui effettuare l’analisi riveste una 
importanza decisiva per individuare il valore del premio al rischio effettivamente 
richiesto dagli investitori in un dato periodo storico. 


A tal proposito l’Autorità non sembra essere intenzionata ad effettuare ulteriori analisi, 
bensì intende confermare, anche per il prossimo periodo regolatorio, quelle svolte per il 
III° periodo. Queste, considerando un orizzonte temporale di 10-20 anni (DCO 34/07, 
punto 11.24), valutavano il premio al rischio in 4 punti percentuali. 


Tuttavia, a partire dal 2008 si sta assistendo ad una variazione non transitoria, bensì 
strutturale  dei mercati e ciò non può essere assolutamente trascurato nelle analisi, né è 
sostenibile, nella situazione attuale, che l’andamento storico del differenziale tra tasso 
risk-free e quotazioni dei titoli sia un indicatore attendibile del premio al rischio futuro . 


Negli ultimi anni, infatti, la rischiosità degli investimenti è salita molto, portandosi ad 
un livello sostanzialmente differente e del tutto incomparabile rispetto al passato. Ciò 
emerge chiaramente analizzando l’andamento della volatilità (definibile come 
indicatore del grado di variazione dei prezzi di uno strumento finanziario ed è, pertanto, 
un indice del livello di rischio dell'investimento) dei principali indici Nazionali ed 
Europei per il periodo Gennaio 2000 – Ottobre 2011. Dai grafici di seguito riportati 
(Fonte: Bloomberg) è possibile notare un forte aumento della volatilità a partire dal 
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2008 e lo spostamento dei suoi limiti inferiori su livelli decisamente maggiori di quelli 
passati. 


FTSE MIB - Volatilità 


 


STOXX 600 Utilities - Volatilità 


 


L’aumento strutturale della rischiosità dei mercati può essere osservato anche 
considerando, tanto individualmente che congiuntamente, l’andamento del Country 
Risk Premium, ovvero il rendimento addizionale richiesto a copertura del rischio di 
investire in un dato paese, e del differenziale di rendimento tra i Titoli di Stato Italiani 
e quelli di Paesi considerati maggiormente solidi. 


A tal proposito bisogna premettere che l’Italia, soprattutto nella fase congiunturale 
odierna, è particolarmente penalizzata dalle sue fragilità strutturali ed il maggior rischio 
a ciò connesso viene riflesso tanto dal crescente spread tra i titoli di stato italiani e 
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quelli tedeschi, quanto dall’andamento del Country Risk Premium Italiano rispetto agli 
altri paesi. 


Analizzando il Country Risk Premium, si deve sottolineare, innanzitutto, che il suo 
aumento è un fenomeno comune all’intera area Euro e a tutti i settori economici ed è 
legato alle mutate condizioni economiche sia nazionali che europee. 


Anche con riferimento all’Italia tale indice mostra una crescita tendenziale costante per 
l’intero periodo oggetto d’analisi, sottolineando che la variazione del profilo di rischio è 
di carattere strutturale  e non transitorio.  


 


L’analisi può essere approfondita considerando l’andamento del valore medio 
dell’indicatore, in modo tale da ridurre gli effetti di picchi legati ad eventi straordinari e 
non ripetibili. Per coerenza con la durata dei periodi regolatori si è scelto di adottare una 
media mobile a quattro anni. 


Da ciò è possibile apprezzare ancor meglio l’andamento crescente del rischio paese 
nell’ultimo quinquennio: 
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Come emerge dai grafici appena presentati, ad oggi sia il valore assoluto 
dell’indicatore che quello medio a quattro anni è molto vicino al 8%, mentre la sua 
banda di variazione si è spostata in maniera sostanziale verso l’alto ed è quindi facile 
prevedere che in futuro non si avrà una diminuzione radicale del premio al rischio 
richiesto per investire in Italia. 


Con riferimento al differenziale di rendimento tra BTP Italiani e Bund Tedeschi, il 
grafico di seguito riportato (fonte: Bloomberg) è esemplificativo del deterioramento 
della situazione economica nazionale ed evidenzia chiaramente l’aumento (+162,13% la 
performance a 1 anno) del rendimento richiesto dagli investitori internazionali per 
finanziare il debito pubblico nazionale. Ciò è un sintomo, grave, della mutata 
percezione della rischiosità del nostro paese e, quindi, degli investimenti in esso 
effettuati.  
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Alla luce di quanto sopra, si ritiene che  l’approccio utilizzato dall’Autorità per definire 
il valore del parametro ERP non sia adeguato a cogliere gli effettivi valori espressi dai 
mercati nazionali e continentali. Il livello di ERP dovrebbe essere almeno il 7%. 


Rischio Sistematico (β) 
Nelle proposte avanzate dall’Autorità il valore del coefficiente β, che esprime il rischio 
sistematico dell’attività, non è stato modificato rispetto a quello ad esso attribuito nel 
III° periodo regolatorio. Alla base di tale decisione, l’Autorità pone il fatto che il settore 
non ha subito cambiamenti tali da fare aumentare il rischio insito nell’attività stessa. 


A2A non ritiene accettabile la proposta avanzata in quanto non considera 
adeguatamente i drammatici mutamenti che lo scenario economico, sia nazionale che 
globale, ha subito nell’ultimo quadriennio. 


Com’è possibile vedere dal grafico riportato di seguito (Fonte: Bloomberg), 
l’andamento del coefficiente β medio relativo ai principali player italiani nel settore 
dell’energia presenta un aumento tendenziale del tutto comparabile a quello osservabile 
per il Country Risk Premium e per la volatilità (cfr. sezioni precedenti). 
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La concordanza nell’andamento di questi indicatori va a rafforzare la tesi che l’intero 
sistema economico si stia spostando definitivamente verso una rischiosità più elevata 
rispetto al passato.     


Tuttavia, l’informazione di maggior rilievo fornita dal grafico è che, mentre tra il 2000 e 
il 2007 la banda di variazione è stata molto ampia, a partire dal 2008 (anno di inizio 
della crisi) tale banda si è assai ridotta, fissando il limite inferiore a circa 0,7 e quello 
superiore a circa 0,92. 


Per questo motivo A2A ritiene opportuno aumentare il valore del β riconosciuto alle 
attività di distribuzione e misura dell’energia elettrica rispetto a quello utilizzato nei 
periodi regolatori precedenti, portandolo almeno pari, rispettivamente, a 0,8 e 0,87. 


Costo del debito (Kd) 
La metodologia proposta dall’Autorità per il calcolo del parametro Kd, rappresentativo 
del costo che gli operatori devono sostenere per utilizzare capitale di debito, è quella già 
utilizzata nei passati periodo regolatori. Tale metodo prevede di sommare al tasso free-
risk uno spread adeguato a rappresentare l’extra remunerazione richiesta dagli 
investitori per prestare capitale proprio alla società.  


Tuttavia il valore proposto per lo spread, identico a quello attualmente utilizzato e pari a 
45 punti base non è più adeguato a rappresentare il costo dell’indebitamento sostenuto 
dagli operatori.  


Ciò è ancor più evidente osservando il trend dei rendimenti offerti dalle obbligazioni 
emesse dai principali operatori nazionali nel settore dell’energia nel corso degli ultimi 
anni: 
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Inoltre, confrontando gli spread sostenuti dai player nazionali con quelli delle 
obbligazioni emesse dalle società straniere comparabili, si ha un quadro ancor più 
preciso sia del maggior costo dell’indebitamento per le società italiane, sia del 
cambiamento strutturale del profilo di rischio subito dai mercati europei: 


 


A2A, in base alle evidenze appena presentate, ritiene opportuno che il valore dello 
spread sul tasso free-risk sia sensibilmente aumentato. 


Scudo Fiscale e aliquota teorica di incidenza delle imposte (tc e T) 
L’Autorità è orientata a confermare le valutazioni fatte per la fissazione dei parametri tc 
e T validi per la regolazione tariffaria di trasporto, stoccaggio e rigassificazione. In tali 
occasioni l’Autorità aveva recepito i cambiamenti delle norme sull’indeducibilità degli 
interessi passivi e sulle nuove aliquote IRES ed IRAP introdotte dalla legge 24 
dicembre 2007, n.° 244 (finanziaria 2008). Nel dettaglio, ciò ha portato ad una riduzione 
sia del parametro T, che rappresenta l’aliquota fiscale teorica, che del parametro tc 
ovvero il c.d. “scudo fiscale”. 


Nel DCO la trattazione di questi temi si chiude ricordando che per la determinazione 
definitiva dei valori dei parametri sopra citati sarà comunque presa in considerazione la 
normativa fiscale applicabile a partire dal 1 Gennaio 2012 


A questo proposito, è oramai confermato che nel perimetro di applicazione della c.d. 
“Robin Tax,” come modificato dall’art. 7 del DL 138/2011, rientrano anche i soggetti 
operanti nel settore della distribuzione. Pertanto, la pressione fiscale da questi 
sopportata non è più adeguatamente rappresentata dal parametro T della formula del 
WACC, dato che il valore di tale parametro non considera l’aggravio del 10,5% 
dell’IRES a carico dei distributori, già a partire dal 2011. 


Conseguentemente, come già ampiamente sottolineato dall’Autorità stessa nella PAS 
16/11, il rendimento effettivo potrebbe diminuire di almeno 1-1,5 punti percentuali, 
contraendo in proporzione i ricavi ottenibili dalle società esercenti il servizio di 
distribuzione. 


Società Data Emissione Scadenza Spread su Tasso riferimento
1


A2A Ottobre 2009 2016 145


Acea Marzo 2010 2020 120


2015 290


2018 350


Eni Ottobre 2011 2017 280


Ottobre 2011Enel 


1
Tasso mid -swap comparabile (considerato il tasso free-risk europero)


Società Paese Data Emissione Scadenza Spread suTasso riferimento
1


E.On Germania Agosto 2008 2011 45


E.On Germania Gennaio 2009 2014 195


Edf Francia Ottobre 2011 2040 ≈220


Iberdrola Spagna Ottobre 2011 2016 296
1
Tas so mid - s wap comparabi le (cons iderato i l  tas so free- ri sk europeo)
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Questa diminuzione potrebbe avere effetti negativi a livello di sistema molto maggiori 
rispetto ai vantaggi ottenibili dai singoli utenti finali in termini di tariffe effettive più 
basse rispetto a quelle calcolate tenendo conto dell’aggravio fiscale dato dalla Robin 
Tax. 


In uno scenario caratterizzato da adeguata efficienza (come riconosciuto dall’Autorità 
nell’argomentare il valore attribuito all’X-Factor, cfr. pag. 6) e da alcuni costi 
incomprimibili (personale, manutenzioni, servizi essenziali ecc.) l’operatore, a seguito 
di una repentina diminuzione del reddito disponibile, dovrà necessariamente ridurre gli 
impieghi di capitale sotto il suo controllo, in modo da garantire la sostenibilità 
dell’impresa nel medio termine. Tra questi vi sono anche gli investimenti, specialmente 
quelli ad alto contenuto innovativo, che, a causa dell’incertezza sui ritorni, verrebbero 
accantonati. 


Tasso d’inflazione (rpi) 
L’Autorità, in coerenza con quanto fatto nei precedenti periodi, propone di basare il 
valore dell’inflazione da utilizzare per il calcolo del Wacc su quella stimata nel 
Documento di Economia e Finanza, tenendo anche conto delle stime di breve-medio 
periodo. A2A concorda con questa impostazione. 


Conclusioni sul Wacc 
Alla luce di quando sopra, A2A ritiene insostenibile, per garantire la manutenzione 
ordinaria  delle infrastrutture, rispettare i vigenti vincoli di qualità del servizio e per 
affrontare i necessari investimenti, un livello della remunerazione del capitale investito 
nell’attività di distribuzione inferiore  al 8%-8,5% (8,2 – 8,7% per la misura).  
 


2 Definizione ed aggiornamento del capitale investito per il servizio di 
distribuzione. 


Nella presente sezione verranno approfonditi i temi relativi alla determinazione del 
capitale investito implicito da attribuire ai singoli operatori nell’ambito della definizione 
di una tariffa di distribuzione differenziata per impresa. 


Come già segnalato in premessa, l’analisi affrontata nel seguito del paragrafo risente del 
carattere preliminare dei dati quantitativi messi a disposizione degli operatori per le 
proprie riflessioni. Conseguentemente, A2A si riserva l’opportunità di poter fare 
ulteriori approfondimenti a seguito della comunicazione dei dati definitivi.  


 


Immobilizzazioni nette riconosciute al 31.12.2010. 
Analizzando il metodo proposto, il capitale investito per la singola impresa 
distributrice da utilizzare per la determinazione dei livelli tariffari iniziali per il periodo 
2012 – 2015 può essere definito come la somma del capitale investito relativo a: 


� Linee di distribuzione AT esistenti al 31.12.2010; 


� Stazioni di trasformazione AT/MT al 31.12.2010; 
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� Reti di distribuzione BT e MT entrate in esercizio successivamente il 
31.12.2007; 


� Reti di distribuzione in MT e BT entrate in esercizio precedentemente il 
31.12.2007; 


Il valore delle infrastrutture relativo a quest’ultima classe di beni rappresenta il capitale 
implicito  da ricavare tramite il metodo proposto dall’Autorità, mentre il valore delle 
precedenti categorie verrà determinato su base puntuale, coerentemente con la 
metodologia già utilizzata nei precedenti periodi regolatori, grazie ai dati stratificati  
già trasmessi dagli operatori ed aggiornati al 2010. 


L’assunzione alla base della proposta illustrata nel DCO è che il livello delle tariffe 
definite per l’anno 2010 incorpori il valore del capitale esistente a livello nazionale, 
rivalutato per tener conto dell’inflazione, al 31.12.2008. Tale capitale può essere 
declinato per impresa, tenendo conto della parte relativa alla remunerazione del 
capitale investito coperta tramite i meccanismi di perequazione generale e specifica, 
che, coprendo rispettivamente le differenze esistenti tra singolo operatore ed ipotetico 
operatore medio e quelle relative a specificità insite nel territorio servito e fuori dal 
controllo dell’operatore, redistribuiscono i proventi tariffari tra gli operatori in modo 
da garantire a ciascuno la redditività prestabilita. 


In termini formali si avrà: 


 


Dal capitale implicito complessivo così definito dovranno poi essere scorporati i valori 
relativi alle reti di distribuzione AT, alle stazioni di trasformazione AT/MT e alle reti di 
distribuzione MT e BT entrate in esercizio successivamente all’anno 2007, in quanto 
questi saranno calcolati puntualmente. Si dovrà tenere in considerazione, inoltre, 
l’impatto del capitale circolante, delle poste rettificative e delle immobilizzazioni in 
corso al 31.12.2008. 


In termini formali: 


 


 


A2A, come già detto, ritiene che l’adozione di un metodo come quello appena delineato 
debba avere come presupposto imprescindibile, su cui basare il successivo confronto 
di dettaglio, l’invarianza sostanziale dei risultati economico-finanziari ottenibili 
dall’operatore rispetto alla metodologia attualmente vigente. 


A questo proposito, non potendo affrontare l’analisi da un punto di vista quantitativo, è 
possibile solo costatare che, poiché i ricavi tariffari sono legati ai volumi distribuiti, la 
formula proposta potrebbe sottostimare il valore del capitale implicito pre-2007: la 
forte crisi economica degli anni 2009-2010, ha avuto, come ampiamente documentato, 
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ripercussioni sulla produzione industriale e, conseguentemente, sui consumi, soprattutto 
con riferimento al livello di tensione AT ; da ciò deriva che le quantità incluse nella 
formula del capitale implicito potrebbero essere particolarmente depresse e non 
rappresentare con sufficiente fedeltà i valori storici registrati per tale livello di 
tensione.  


Conseguentemente, dato che il valore delle reti di distribuzione AT è identificato a 
partire  da dati puntuali  e che questo verrà scorporato dal capitale implicito 
complessivo e considerando, inoltre, che il valore implicito delle reti AT potrebbe 
essere particolarmente sottostimato a causa di quanto appena ricordato, è evidente che 
il capitale rimanente, relativo alle reti di distribuzione entrate in esercizio prima del 
31.12.2007, potrebbe risultare sottostimato, in quanto la parte sottratta sarà 
maggiore della corrispondente parte implicita . 


A questo proposito A2A propone di applicare, almeno alle quantità relative ai consumi 
in AT, una opportuna variabile di scala che allinei le quantità effettive alle quantità 
storicamente registrate. 


Inoltre, un tema di primaria importanza è il trattamento della PSA nell’ipotesi di 
effettiva adozione delle metodologie finora analizzate.  


Infatti, considerando che è stata riconosciuta per A2A la necessità di applicare un 
meccanismo di perequazione specifica e che l’ammontare complessivo di tale 
perequazione è positivo, si può concludere che le specificità del territorio e del servizio 
di distribuzione svolto da A2A si riflettano sia nel valore del capitale investito, che nei 
costi operativi e negli ammortamenti.  


È assolutamente necessario, quindi, assicurare, anche nei futuri periodi regolatori, la 
copertura integrale di tali costi e che la metodologia applicata a tal fine sia del tutto 
trasparente, documentabile e ripercorribile  in modo tale garantire all’operatore 
un’adeguata e completa remunerazione dei costi. 


[Omissis] 


Aggiornamento del Capitale Investito riconosciuto. 
Un secondo problema affrontato nel DCO è l’aggiornamento, per il 2012 e per gli anni 
successivi, del capitale investito netto. 


Per quanto riguarda la parte “esplicita” del capitale attribuito alla singola impresa, non 
vi sono scostamenti rispetto ai passati periodi regolatori, mentre per la parte implicita 
sono poste in consultazione due metodologie caratterizzate da un differente grado di 
complessità e di “patrimonio informativo” in esse contenuto. 


La prima proposta avanzata è di tipo c.d. “vettoriale” e garantirebbe la conservazione 
di informazioni relative alla stratificazione per anno del capitale investito (a livello 
nazionale), mentre verrebbero perse le informazioni circa la sua composizione.  


In breve, il metodo descritto prevede i seguenti passaggi: 


� Individuare il valore stratificato nazionale dei beni entrati in esercizio entro il 
31.12.2007 ed ancora esistenti al 31.12.2008. 
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� Individuare il peso del valore netto del capitale rivalutato attribuibile ad ogni 
singolo anno rapportandolo al totale al 31.12.2007. La somma dei pesi al 
31.12.2007, per i beni ancora in esercizio al 31.12.2008, sarà pari a 1. 


� I pesi vengono organizzati in un vettore da aggiornare annualmente. 


� L’aggiornamento, per la parte relativa agli ammortamenti, avviene in base ad 
un vettore costruito considerando i pesi degli ammortamenti nazionali medi. 
Questi sono calcolati, per ogni anno t della stratificazione del capitale, come 
il minore tra il valore residuo da ammortizzare ed il rapporto  tra il valore 
assunto nell’anno y-1 dalle immobilizzazioni entrate in esercizio nell’anno t, al 
netto delle dismissioni ad esse relative calcolate per l’anno y, e la vita residua 
dei beni relativi all’anno t. La vita residua applicabile è definibile come media 
delle vite residue delle varie classi di beni ponderata per i pesi delle relative 
immobilizzazioni nette.  


� L’aggiornamento, per la parte relativa alle dismissioni, avviene in via 
parametrica come media delle dismissioni comunicate per gli ultimi tre 
aggiornamenti tariffari. La metodologia adottata sarà quella del First In, First 
Out (FIFO). 


 
In linea generale2, il valore del capitale implicito per il quarto periodo regolatorio sarà 
definito come: 


 
Mentre nel caso specifico, ovvero la definizione del capitale al 2012, si avrà: 


 


In altre parole, il valore del capitale implicito relativo a immobilizzazioni esistenti al 
31.12.2010 ed entrate in esercizio entro il 31.12.2007, calcolato con il metodo 
precedentemente analizzato, viene aggiornato annualmente tramite un valore∑φITA


10, IMN 


decrescente che assume valore 1 in relazione al 2008 e diminuisce in base alle 
dismissioni calcolate con metodo parametrico e agli ammortamenti annuali calcolati, 
per ogni anno t della stratificazione, in base al valore netto residuo del capitale per 
quel anno t e la relativa vita residua media.  


La seconda proposta relativa al metodo da applicare per l’aggiornamento del capitale 
investito è di tipo “scalare”. Tale soluzione prevede un’ulteriore semplificazione e la 
conseguente perdita di informazioni, in questo caso quelle relative alla stratificazione 
storica delle immobilizzazioni. Inoltre, tale soluzione non contempla dismissioni, bensì 
il decalage predefinito è dato unicamente dalla dinamica degli ammortamenti. 


                                                 
2 Si noti il probabile errore materiale insito nell’apice del vettore nella formula generale: dovrebbe 
essere y-2 e non y: in caso contrario, sarebbero considerati gli ammortamenti e le dismissioni relative ai 2 
anni intercorrenti la l’anno t-2, ovvero l’anno base per la definizione delle tariffe, e l’anno t, ovvero 
l’anno in cui dette tariffe saranno in vigore 
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In termini formali, avremo (per il 2012): 


 


Dopo una analisi delle proposte avanzate dall’Autorità nel DCO e basata sui dati 
preliminari fomiti dall’Autorità, si ritiene preferibile  adottare la soluzione vettoriale, 
in quanto dovrebbe essere in grado garantire risultati più coerenti con le reali 
dinamiche di ammortamento e dismissione, grazie alla maggiore quantità di 
informazioni  conservate. 


 
Ammortamenti riconosciuti in tariffa. 
Analogamente a quanto precedentemente illustrato, anche per la quantificazione degli 
ammortamenti da riconoscere in tariffa la proposta avanzata dall’Autorità prevede la 
distinzione tra capitale “esplicito”, ovvero linee di distribuzione AT, stazioni di 
trasformazione AT/MT e reti di distribuzione BT e MT entrate in esercizio 
successivamente al 31.12.2007, e capitale “implicito”, ovvero reti di distribuzione BT e 
MT entrate in esercizio entro il 31.12.2007. 


Nel primo caso, gli ammortamenti riconosciuti saranno calcolati in base al rapporto tra 
il costo storico e la vita utile valida ai fini tariffari o, se minore, dalla parte residua da 
ammortizzare. 


Nel secondo caso, diversamente, l’ammortamento riconosciuto sarà calcolato 
applicando, alternativamente, le seguenti formule: 


 


 


Soluzione Vettoriale: 


 


Soluzione Scalare: 


 
In entrambi i casi, alla luce dei valori attribuiti dal regolatore a tali parametri, si presenta 
la questione, assai rilevante, degli effetti derivanti dall’applicazione del price-cap sugli 
ammortamenti nel secondo periodo regolatorio.  


In tale periodo regolatorio, in base alla legge 290/03, anche gli ammortamenti erano 
soggetti a riduzione annuale tramite price-cap; per tanto, gli ammortamenti riconosciuti 
in tariffa non coprivano completamente gli effettivi ammortamenti derivanti 
dall’applicazione delle vite utili regolatorie al capitale investito. 
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Di seguito si riporta il testo rilevante della norma: 


L'Autorità per l'energia elettrica e il gas definisce[…] le tariffe di remunerazione delle 
reti di trasporto e distribuzione, per il successivo periodo regolatorio, […] adottando 
criteri che includano […] una simmetrica ripartizione […] delle maggiori efficienze 
realizzate rispetto agli obiettivi definiti con il meccanismo del price-cap, applicato alle 
componenti tariffarie destinate alla copertura dei costi operativi e degli 
ammortamenti.  


Per interpretare correttamente il dettato normativo, si deve ricordare che: 


• il processo di ammortamento è un metodo contabile per ottenere una corretta 
correlazione costi – ricavi nel caso di acquisto da parte di un soggetto di un bene 
ad utilità pluriennale e che tale processo non è sotto il diretto controllo 
dell’operatore; 


• il legislatore, nel formulare la norma, ha previsto un termine temporale ben 
delimitato all’interno del quale il price–cap doveva essere applicato anche agli 
ammortamenti: il “successivo periodo regolatorio” , ovvero il quadriennio 2004 
– 2007; 


• parimenti, lo stesso ha individuato chiaramente l’area di validità della norma: la 
definizione delle tariffe per i servizi di distribuzione. Di conseguenza, detta 
norma non va ad incidere in nessun modo sul reale processo di ammortamento 
(o sulle vite utili), tanto dei beni preesistenti la sua data di entrata in vigore, 
quanto quelli successivi; al contrario, prevede solo che, al fine di calcolare la 
tariffa applicabile nel II° periodo di regolazione, al valore dell’ammortamento 
complessivo dei beni esistenti, calcolato in base alle normali convenzioni 
contabili, fosse  ex post applicato un price-cap. 


Partendo da tali premesse, è chiaro che conclusosi il periodo individuato dal legislatore 
(“ il successivo periodo regolatorio”) e venuto a cadere l’obbligo normativo per 
l’Autorità di applicare il price–cap anche agli ammortamenti, le tariffe dovranno 
incorporare l’intero valore risultante dall’applicazione del processo di ammortamento ai 
beni esistenti al termine dell’anno di riferimento. 


Nella tabella seguente si porta un esempio esplicativo di quanto finora detto: 
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E’ allora evidente, da quanto illustrato, che né da un punto di vista di prassi contabile, 
né da uno normativo è sostenibile la metodologia adottata dall’Autorità nel calcolare gli 
ammortamenti standard riconosciuti nelle due ipotesi illustrate in precedenza.  


Inoltre, tale metodo comporta un ulteriore danno per gli operatori, i quali non solo 
sopportano la perdita dovuta al minore ammortamento riconosciuto in tariffa, ma 
anche quella derivante dalla minore remunerazione del capitale, poiché questo 
subisce, invece, un processo di ammortamento pieno e non mediato dall’applicazione 
del price – cap. 


 


3.3  Definizione ed aggiornamento del capitale investito per il servizio di misura 


Il tema della definizione del capitale investito riconosciuto ai fini regolatori per il 
servizio di misura può essere suddiviso in due sotto aree tematiche: 


� Capitale investito e ammortamenti per il servizio di misura relativo ai punti 
di prelievo in altissima, alta e media tensione. 


� Capitale investito e ammortamenti per il servizio di misura relativo ai punti 
di prelievo in bassa tensione. 


Nel primo caso, il problema è di immediata soluzione, in quanto l’Autorità non 
prevede modifiche rispetto alla metodologia applicata nei precedenti periodi regolatori. 


Nel secondo caso, al contrario, è possibile ravvisare alcune discontinuità, specialmente 
per quanto riguarda il meccanismo di perequazione dei ricavi relativi dal servizio di 
misura in bassa tensione. Tale meccanismo, similmente a quello attualmente regolato 
con l’art. 40 del TIT, è stato progettato per assolvere il compito di differenziare il livello 
dei ricavi tra gli operatori, ognuno caratterizzato da un differente costo di capitale 
attribuibile all’attività di misura. 


Di seguito si delinea, a livello generale, il sistema tariffario proposto con riferimento 
alla parte relativa ai costi di capitale afferenti al servizio di misura in bassa tensione. 


Ammortamento Ordinario


Anno Vigenza Norma Investimento
Ammortamento Effettivo


AMM
1 Price Cap


2 Ammortamento 


riconosciuto in tariffa


X No 100 AMM = 10 No 10


X+1 No 0 AMM = 10 No 10


X+2 SI 0 AMM = 10 AMM*(1 - X-Factor ) 9,8


X+3 SI 50 AMM = (10+5) = 15 AMM*(1 - X-Factor ) 14,7


X+4 SI 0 AMM = (10+5) = 15 AMM*(1 - X-Factor ) 14,7


X+5 SI 0 AMM = (10+5) = 15 AMM*(1 - X-Factor ) 14,7


X+6 No 0 AMM = (10+5) = 15 No 15


X+7 No 80 AMM = (10+5+8) = 23 No 23


X+8 No 0 AMM = (10+5+8) = 23 No 23


X+9 No 0 AMM = (10+5+8) = 23 No 23


X+10 No 0 AMM = (5+8) = 13 No 13
1
 X-Factor = 2%


2
 Vita Utile = 10 Anni


Calcolo Tariffa
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Capitale Investito 
Il capitale investito aggregato nazionale sarà dato da: 


 


 


La parte relativa ai sistemi di telegestione sarà calcolata, a livello unitario, come costo 
medio rivalutato nazionale mentre, a livello complessivo, il calcolo terrà conto del 
possibile superamento degli obiettivi di installazione previsti per l’anno 2010. In termini 
formali: 


 
Il calcolo del capitale relativo ai misuratori elettronici, invece, terrà conto, a livello 
nazionale, del grado di adempimento all’anno 2010 degli obblighi di installazione di cui 
all’art. 8 della delibera 292/06 tramite l’elemento φ 292/06, ITA 


10e pondererà in base a 
questo i costi medi unitari delle due diverse tipologie di misuratori, elettronici ed 
elettromeccanici; il valore così ottenuto verrà applicato all’intero parco misuratori in 
modo da individuare l’ammontare delle Immobilizzazioni Nette attribuibile al servizio 
di misura in bassa tensione. 


In termini matematici, si avrà: 


 


 


 


Ammortamenti 
Gli ammortamenti riconosciuti in tariffa verranno calcolati tramite la seguente formula: 


 


Per la parte relativa ai sistemi di telegestione, nel documento si fa riferimento al punto 
14.1 e seguenti, dove viene trattato il calcolo degli ammortamenti (per il servizio di 
trasmissione) relativi agli investimenti entrati in esercizio prima dell’anno 2004 e 
successivamente ad esso.  


Similmente a quanto previsto per l’individuazione del capitale investito relativo al 
servizio di misura in bassa tensione, anche il relativo ammortamento sarà calcolato 
come media, ponderata per il grado di adempienza agli obblighi di installazione previsti 
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dalla normativa, dell’ammortamento medio unitario nazionale attribuibile ai misuratori 
elettronici ed elettromeccanici. Il valore medio degli ammortamenti per le due tipologie 
di misuratori sarà calcolato come descritto in precedenza per i sistemi di telegestione. 


A ciò si deve sommare il valore residuo non ammortizzato dei misuratori sostituiti con 
misuratori elettronici che deve essere riconosciuto in tariffa. 


Un punto di discontinuità da considerare è la mancata applicazione, per l’anno entro 
cui l’investimento è stato realizzato, della metà dell’aliquota d’ammortamento 
ordinaria. 


A tal proposito, A2A ritiene più opportuno che si proceda coerentemente con quanto 
già fatto nei precedenti periodi regolatori ed utilizzare, anche nel quarto periodo, la 
metà dell’aliquota ordinaria per il calcolo degli ammortamenti dei beni acquisiti 
nell’anno di riferimento.  


 
Aggiornamento dei costi di capitale 
Per gli anni successivi, l’aggiornamento verrà eseguito applicando le normali regole già 
utilizzate per tale attività nei precedenti periodi. In particolare, tale aggiornamento terrà 
conto, per il livello delle Immobilizzazioni nette e degli ammortamenti nazionali, dei 
nuovi investimenti, delle dismissioni, del completamento dei cicli di ammortamento, 
delle modifiche del parco misuratori installato e degli obiettivi di installazione. 


A tal proposito, la proposta avanzata dall’Autorità è di mantenere un parametro φ 292/06, 


ITA 
10pari a 0,95 per gli anni successivi al secondo (ovvero a partire dal 2013, quando 


verranno comunicati i dati del 2011, data dell’ultima milestone relativa all’istallazione 
dei misuratori elettronici). A2A condivide tale ipotesi. 


 
Perequazione dei ricavi relativi al servizio di misura in bassa tensione 
Anche nel quarto periodo l’Autorità ritiene necessario differenziare il livello dei ricavi 
riconosciuti agli operatori per il servizio di misura in bassa tensione. 


Tale differenziazione avverrà tramite un meccanismo di perequazione fondato su un 
coefficiente di modulazione dei ricavi specifico per impresa. 


Tale coefficiente, che nelle ipotesi dell’Autorità sarà fisso per tutto il quarto periodo di 
regolazione, verrà calcolato come rapporto tra il costo medio unitario del capitale 
investito relativo al singolo operatore ed il capitale medio nazionale pari, a sua volta, 
alla media ponderata di quello degli operatori.  


 


 


Trasposto in formula si avrà: 
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Con  


 


Il valore di RCA e AMM sarà calcolato a partire dai dati specifici dei singoli operatori 
ai quali verranno applicate le metodologie precedentemente illustrate nelle sezioni in cui 
è stato analizzato il metodo di definizione del capitale investito iniziale e gli 
ammortamenti. 


Fermo restando quanto già più volte affermato in merito alla mancanza di dati 
quantitativi ed alla conseguente impossibilità di approfondire l’analisi con le opportune 
simulazioni, a livello teorico A2A ritiene adeguato il meccanismo di perequazione 
studiato dall’Autorità per differenziare il livello dei ricavi relativi al servizio di misura 
in bassa tensione. Ritiene inoltre che, per rendere la regolazione sempre più aderente 
all’effettiva realtà aziendale, sarebbe opportuno aggiornare annualmente il coefficiente 
di modulazione dei ricavi; ciò potrebbe essere facilitato dal fatto che il costo unitario 
medio, sia per i misuratori elettronici che elettromeccanici, e definito come media 
ponderata dei costi unitari medi riferibili alle singole società, dovrà essere calcolato su 
base annuale per poter applicare il metodo previsto per il trattamento dei casi di 
inadempienza rispetto agli obblighi di installazione di cui alla delibera n. 292/06. 
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Torino, 28 ottobre 2011 
 


Documento di Consultazione dell’Autorità n. 29/11 d el 
21/07/2011 “Criteri per la definizione delle tariff e per 


l’erogazione dei servizi di trasmissione, distribuz ione e misura 
dell’energia elettrica per il periodo 2012 - 2015” 


Osservazioni di AEM Torino Distribuzione  
 
 


Si vuole innanzitutto manifestare apprezzamento per l’impegno compiuto dall’AEEG 
per definire un quadro tariffario in un contesto (sia nazionale sia europeo) di domanda 
energetica crescente, con profondi cambiamenti tecnologici e orientato all’integrazione dei 
mercati, all’eliminazione dei vincoli di rete, alla generazione decentrata, all’efficienza 
energetica e alla riduzione delle emissioni dei gas a effetto serra, e conseguentemente 
alla volontà dell’AEEG di incentivare lo sviluppo efficiente e il rinnovamento delle 
infrastrutture necessarie per l’erogazione dei servizi regolati. 


Oltre a condividere le osservazioni sui temi principali (in particolare sulla 
determinazione dell’x-factor e sulla definizione del WACC) che vi saranno inviate da 
Federutility, con il presente documento AEM Torino Distribuzione intende porre l’evidenza 
su alcune tematiche, per rafforzare le analoghe osservazioni che verranno presentate 
dalla federazione o, in alcuni casi, per indicare eventuali posizioni peculiari della società 
scrivente. 


 


Determinazione del livello del capitale investito per la fissazione dei livelli tariffari iniziali 
relativi al servizio di distribuzione 


Con riferimento a questo tema, si vuole innanzitutto ringraziare l’AEEG per la sua 
volontà di definire una metodologia di riconoscimento dei costi mista che come detto al 
punto 8.8 vuole “garantire: 


a. per il capitale trattato in maniera semplificata/parametrica, la sostanziale 
invarianza del costo riconosciuto per la remunerazione del capitale investito e gli 
ammortamenti, a ciascuna singola impresa e a livello di settore, rispetto al costo 
che sarebbe riconosciuto in caso di continuità della metodologia di aggiornamento 
adottata nel corrente periodo di regolazione; 
b. la conservazione degli effetti di riconoscimento specifico e differenziato dei costi 
alle singole imprese di distribuzione, attualmente garantito tramite l’applicazione del 
meccanismo di perequazione e, in particolare, tramite la perequazione specifica 
aziendale.” 


Tuttavia, è di assoluta importanza evidenziare che il profondo cambiamento 
regolatorio conseguente all’individuazione del capitale investito per impresa occorre che 
avvenga gradualmente e che non risulti vincolato da scelte imprenditoriali adottate dagli 
operatori negli anni passati, quando vigeva (e sarà in vigore fino a fine 2011) la 
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valorizzazione del capitale investito secondo il metodo del costo storico rivalutato a livello 
nazionale. 


Pertanto, si considera prioritario che la valorizzazione del capitale investito secondo 
il metodo semplificato/parametrico sia applicato a tutta la parte di capitale investito negli 
investimenti “core” della distribuzione elettrica, che non sono solamente le reti di 
distribuzione in media e bassa tensione, ma anche le stazioni di trasformazione AT/MT. 


Non a caso, tali stazioni compaiono, a livello di unbundling contabile, nel comparto 
MT. 


Si chiede pertanto di applicare il metodo semplificato/parametrico anche alle 
stazioni di trasformazione AT/MT , essendo anch’esse infrastrutture MT/BT funzionali 
allo svolgimento dell’attività principale esercitata dai distributori. 


 


Aggiornamento al 2010 delle immobilizzazioni nette relative a infrastrutture MT/BT ante 
2008, esistenti al 31/12/2010 


Riguardo alla scelta dell’approccio vettoriale o scalare per la fissazione del valore a 
prezzi correnti 2012 delle immobilizzazioni nette relative a infrastrutture MT/BT ante 2008 
esistenti al 31 dicembre 2010, si ritiene preferibile il metodo scalare in quanto più semplice 
da utilizzare dal punto di vista applicativo, nonché in un certo modo più omogeneo con 
quello del settore gas, laddove si identifica come “unico cespite al 2007” l’insieme delle 
immobilizzazioni relative al perimetro ante 2008.  


 


Regole di capitalizzazione dei costi 


Ai punti 8.13 e 9.8 è scritto che l’AEEG ha avviato verifiche sulle pratiche contabili 
dei distributori, che intende introdurre regole di capitalizzazione dei costi e che valuta un 
possibile sviluppo di una contabilità regolatoria complementare al riconoscimento di costi 
standard per gli investimenti. 
In proposito, si vuole evidenziare che la scelta tra investire o spesare in conto economico 
dovrebbe essere frutto di una libertà imprenditoriale. 


Pertanto, pur comprendendo la volontà dell’AEEG di approfondire le pratiche 
contabili adottate dalle imprese, si ritiene che gli operatori debbano potere 
autonomamente decidere le politiche di investimento, in relazione alle loro analisi (interne 
e/o esterne) delle situazioni economico-finanziarie. 


 


Ulteriori possibili osservazioni 


Ci si riserva di formulare nuove osservazioni ai criteri per la definizione delle tariffe 
2012-2015 a valle del contenuto del documento di consultazione di prossima emanazione 
sulle perequazioni, che potrebbe contenere indicazioni che portano i distributori a 
modificare le loro considerazioni sulla struttura del sistema tariffario del quarto periodo 
regolatorio. 
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Definizione del parametro Q11 


In considerazione della particolare congiuntura economica che permane da alcuni 
anni e si trascinerà ancora per un certo periodo, si suggerisce di valorizzare le variabili di 
scala su un periodo pluriennale, che potrebbe essere la media degli anni 2008-2011, 
attualizzando i singoli anni al valore del PIL sommato a un ulteriore 1,5% che 
rappresenterebbe l’incremento medio del consumo di energia. 
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Spettabile Autorità per l’energia elettrica e il gas 
Direzione Tariffe 
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Oggetto:        Osservazioni di AICEP al DCO 29/11   del   21 luglio  2011 
 


 CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L’EROGAZIONE DEI SERVIZI  DI  
TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DELL’ENERGIA ELETTRICA PER IL P ERIODO 2012 – 2015 


 
INQUADRAMENTO GENERALE DEL PROCEDIMENTO E CRITERI P ER LA DETERMINAZIONE DEI COSTI RICONOSCIUTI  


 


 
Con riferimento agli spunti indicati nel documento di consultazione in oggetto, indichiamo di seguito 


le osservazioni ed i commenti espressi dalla nostra Associazione che, come abbiamo già avuto modo di dire 
in tante altre occasioni, auspica che, quanto prima, sia possibile pervenire ad  uno schema tariffario in cui 
tutti i costi di trasporto e consegna dell’energia elettrica (- incluse perdite di rete e oneri di dispacciamento -) 
siano applicati  ai clienti finali solo in ragione delle loro specifiche responsabilità e modalità di prelievo che, 
sicuramente,  possono essere meglio evidenziate da tariffe binomie e differenziate per fascia oraria. 
  
S 1 – Si condivide l’ipotesi di assumere come anno di riferimento per la determinazione dei costi riconosciuti l’anno 2010, 
prevedendo solo in via eccezionale e limitata l’introduzione di meccanismi di valutazione del costo riconoscibile basati sul valore 
medio assunto da tale costo su periodi pluriennali, nei termini proposti al paragrafo 9.7?   Motivare la risposta 


Si condivide l’ipotesi di assumere a riferimento il 2010 (anno t-2) e si auspica, contestualmente, che 
l’Autorità possa sistematicamente verificare gli andamenti storici dei costi aziendali rilevanti. Specifici 
approfondimenti istruttori della AEEG dovranno poter evidenziare eventuali anomalie ed escludere ogni 
voce di carattere straordinario. 


S 2 –  Ai fini della definizione del parametro Q11 e dei corrispettivi unitari, tema che sarà trattato in un successivo documento di 
consultazione, l’Autorità sta valutando l’ipotesi di adottare un approccio differenziato tra trasmissione e distribuzione per quanto 
riguarda i volumi attesi di energia elettrica trasportata in quanto la trasmissione sembra infatti risentire, negli ultimi anni, 
dell’aumento della produzione a livello di reti di media e bassa, mentre la distribuzione potrebbe a sua volta risentire del fenomeno 
dell’aumento dell’auto produzione fotovoltaica.  Si condivide tale ipotesi? Motivare la risposta e fornire considerazioni sugli effetti 
attesi dell’impatto delle fonti rinnovabili connesse in media e bassa tensione. 
 


Si condivide l’ipotesi di adottare un approccio differenziato tra trasmissione e distribuzione, tenuto 
conto delle diverse evoluzioni delle variabili di scala in caso di variazione dei costi per la produzione dei 
servizi elettrici, in caso di contrazione della domanda e/o di variazione del mix di FER nei volumi di energia 
elettrica distribuita. Si ritiene che solo oculati investimenti incrementali in impianti di pompaggio e/o di 
accumulo di energia potranno evitare che l’opportunità fornita dalla produzione elettrica da FER  si trasformi 
in una minaccia di extracosti di dispacciamento. 
 
S 3 – Si ritiene che l’elenco delle voci di costo che l’Autorità intende escludere dal calcolo del costo riconosciuto sia esaustivo? Ci 
sono altre voci che vanno escluse? 


 
Si condivide di escludere dalla lista dei costi riconosciuti sia quelle voci ( presenti e future ) per le 


quali la copertura è già implicitamente garantita con la remunerazione del rischio, sia quelle voci non 
rimborsabili in quanto non compatibili con il regime di monopolio in cui tali imprese operano. 
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S 4 - La rettifica dei costi operativi in funzione dei ricavi realizzati dall’eventuale cessione di beni o prestazioni di servizi comporta 
l’estrazione di eventuali profitti oppure la copertura di eventuali perdite. In considerazione della marginalità di tali partite, l’Autorità 
in ogni caso ritiene che per ragioni di semplicità amministrativa tali effetti possano essere trascurati. Si condivide tale impostazione? 


 
Si condivide il principio della semplificazione amministrativa ma si ritiene comunque utile e 


necessario definire un valore % del limite di “marginalità” al di sotto del quale poter trascurare gli effetti di 
tali partite “accessorie”. 


 
S 5 – Si condivide l’approccio seguito per la determinazione dei costi operativi riconosciuti? Motivare la risposta 
 


Si condivide la necessità  di evitare trattamenti specifici e separati di singole voci di costo;  come già 
previsto dall’attuale regolazione, è opportuno evitare ogni possibile amplificazione di tutti quegli effetti che 
possano favorire una super-valorizzazione dei servizi elettrici erogati.. 


 
 


 
S 6 -  In relazione alle due ipotesi sopra descritte, quale soluzione si ritiene preferibile? Motivare la risposta. 


 
 


Si preferisce l’ipotesi A.1 che prevede che i ricavi da contributi di connessione siano portati in 
deduzione dei costi operativi; coerenza a parte tra natura dei costi e dei ricavi sottostanti, risulta comunque 
assicurata la stabilità dei ricavi ed evitato il probabile “innesco” di  una nuova crescita tariffaria 
 
S.7  - Si condivide il processo di determinazione dell’X-factor sopra descritto?  Motivare la risposta. 
 
S 8 - Si concorda con la previsione di fissare il livello di recupero di produttività (X-factor) per tutti i servizi in modo da riassorbire 
gradualmente le maggiori efficienze riconosciute alle imprese in relazione al terzo periodo regolatorio entro il 2019 ? Se no, per quali 
motivi? 


 
Si condivide l’obbiettivo di ridistribuire ai clienti finali i benefici finora consolidati: nel 2014 quelli 


relativi al servizio di misura, nel 2016 quelli relativi ai servizi di trasmissione e distribuzione dell’energia 
elettrica conseguiti nel II periodo. Per quanto riguarda i recuperi di produttività conseguiti nel III periodo di 
regolazione, poi, non si vedono contro-indicazioni a che la quota sia ridistribuita ai clienti finali entro il 
2019, uniformando la durata dei tempi di traslazione ai clienti finali dei benefici pregressi rimasti nella casse 
degli operatori 
 
S 9 - Quali livelli del rapporto D/E si ritengono critici per l’equilibrio economico e finanziario di un’impresa che svolga attività nel 
campo dei servizi energetici regolati? 


 
Il rapporto tra capitale di debito e capitale di rischio, che l’AEGG indica in 0.8 , sembra ben 


adeguato per disincentivare comportamenti speculativi che possano mettere a rischio la stabilità finanziaria 
degli operatori.  
 
S 10. - Si condividono le argomentazioni sopra esposte relativamente ai parametri che concorrono alla determinazione del WACC?  
Se no, per quali motivi? Quali alternative si propongono? 


 
Si, in linea generale. Va comunque verificata l’aliquota teorica di incidenza delle imposte alla luce 


della recente manovra finanziaria del Governo (agosto-settembre 2011). 
 
S 11. + S 12 -  In relazione alle due varianti sopra descritte, quale soluzione si ritiene preferibile. Perché ? Motivare la risposta. 
 


La “B” che, ove sia stata assicurata una rigorosa definizione del valore residuo dei cespiti ante 2004,  
offre la massima semplificazione, senza inficiare in alcun modo la corretta gestione del valore aggregato 
delle immobilizzazioni nette ed avvalendosi, sempre nella logica di semplificazione, di una tecnica di 
ammortamento lineare delle immobilizzazioni nette. 
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S.13. Si condivide l’ipotesi di mantenere una differenziazione nel riconoscimento dei costi di capitale investito relativo al servizio di 
misura prestato nei punti di prelievo in bassa tensione per il quarto periodo regolatorio? Se no, motivare. 
 
S.14. Si condivide l’ipotesi di prevedere che a partire dal quinto periodo regolatorio sia soppresso il meccanismo di perequazione dei 
costi relativi al servizio di misura? Se no, motivare. 


 
Si ritiene che già nel corso del quarto periodo tutti gli investimenti di sostituzione dei sistemi 


esistenti, resi necessari per evitare le attuali inefficienze e favorire l’efficienza delle misure dei prelievi in 
BT, debbano trovare riconoscimento secondo logiche di costo medio standard di settore. Quanto prima, 
inoltre, dovrebbe poter essere soppresso il regime di perequazione dei costi inerenti il servizio di misura. 
 
S.15.  Si condivide l’ipotesi di mantenere, ai fini dell’aggiornamento per gli anni successivi al 2°, un parametro φ10 ( 292/ 06,ΙΤΑ)  
pari a 0,95 in coerenza con gli obblighi previsti dalla deliberazione n. 292/06? Motivare la risposta. 
 
S.16. Si condivide l’ipotesi di mantenere fissa per tutta la durata del quarto periodo regolatorio il coefficiente di modulazione dei 
ricavi tariffari specifico per impresa? Motivare la risposta. 
 
S.17. Si ritiene opportuno, in relazione al riconoscimento per impresa della remunerazione dei sistemi elettronici di misura BT, 
confermare il meccanismo oggi previsto dall’articolo 40.3 del TIT che, nel caso di costi medi unitari eccedenti di oltre l’80% la 
media nazionale, ne limita la riconoscibilità? Motivare la risposta. 


 
Si condivide l’ipotesi di mantenere inizialmente invariati  i meccanismi ed i parametri seguiti nel 


terzo periodo ma con la espressa riserva che l’AEEG possa procedere ad un loro eventuale aggiornamento 
anche nel corso del quarto periodo, se motivato da evidenti e trasparenti  ragioni di equità e/o di mercato. 
 


*  -  *  -  * 
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RISPOSTA DI ENEL AL 


DOCUMENTO DI CONSULTAZIONE 


21 LUGLIO 2011 


CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L’EROGAZIONE DEI SERVIZI 


DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DELL’ENERGIA ELETTRICA PER IL 


PERIODO 2012-2015 


 


 


Osservazioni generali 


La regolazione della distribuzione introdotta nel 2000 ha permesso il raggiungimento di 


eccellenti risultati, consentendo un significativo miglioramento della qualità del servizio e 


una forte riduzione delle tariffe, che risultano oggi le più basse in Europa. 


A dodici anni di distanza il settore della distribuzione è radicalmente cambiato. Il 


potenziale di riduzione dei costi e di miglioramento della qualità è quasi completamente 


eroso e al contempo, l’attività dei distributori comporta un impegno crescente in termini di 


investimenti e di attività operative. 


In particolare i distributori sono chiamati ad adeguare la propria rete per far fronte alle 


crescenti richieste di connessione e assicurare al tempo stesso il mantenimento e il 


miglioramento dei livelli di qualità del servizio nei confronti di tutte le utenze connesse, in 


un contesto nel quale è presente un apporto sempre più elevato di generazione distribuita. 


Il regolatore inglese Ofgem, in risposta alla stessa esigenza, ha stimato per il periodo 


regolatorio in corso (DPCR-5) investimenti pari a oltre 7,2 miliardi di sterline, disponendo 


un incremento annuale delle tariffe del 5,6%. 


In tale contesto la regolazione dovrà assicurare un’adeguata remunerazione del capitale 


per dare impulso agli investimenti, oltre a garantire una completa copertura dei costi. 


Enel ritiene che le principali priorità per il nuovo periodo regolatorio siano: 


i) garantire una corretta remunerazione del capitale esistente riconoscendo gli 


ammortamenti al lordo dell’effetto del price cap applicato nel secondo periodo 


regolatorio; 
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ii) rimuovere i fattori che oggi rappresentano un freno ai nuovi investimenti, quali il 


ritardo nel riconoscimento in tariffa degli investimenti e il calcolo della RAB al 


netto degli ammortamenti dell’anno; 


iii) assicurare alle aziende un tasso di remunerazione del capitale investito 


adeguato; 


iv) fissare il tax rate in modo da coprire correttamente gli oneri fiscali; 


v) introdurre meccanismi per coprire i costi sorgenti connessi alle nuove attività; 


 


Si forniscono di seguito le nostre considerazioni in merito alle priorità sopra evidenziate: 


 


i) garantire una corretta remunerazione del capitale esistente riconoscendo gli 


ammortamenti al lordo dell’effetto del price cap applicato nel secondo periodo 


regolatorio 


Enel non condivide che gli ammortamenti riconosciuti in tariffa nel quarto periodo 


regolatorio debbano ancora risentire della riduzione per effetto dell’applicazione del 


price cap durante il secondo periodo regolatorio.  


Per questa ragione, è necessario riportare, a partire dal 2012, gli ammortamenti 


riconosciuti in tariffa ad un livello che non tenga conto del price cap  applicato nel corso 


del secondo periodo. 


 


In merito alle opzioni presentate per la determinazione del capitale investito riconosciuto 


relativo alle infrastrutture MT/BT ante 2008, Enel ritiene che la variante vettoriale sia 


l’unica opzione percorribile. 


La variante scalare non è invece sostenibile in quanto farebbe sì, una volta terminata la 


vita utile media di tali infrastrutture, che tutto l’importo a copertura degli ammortamenti 


cessi di essere riconosciuto, dando luogo a una rilevante discontinuità tariffaria. 


 


ii) rimuovere i fattori che oggi rappresentano un freno ai nuovi investimenti, 


quali il ritardo nel riconoscimento in tariffa degli investimenti e il calcolo 


della RAB al netto degli ammortamenti dell’anno 


 


Vi sono in particolare tre distorsioni che portiamo all’attenzione dell’Autorità: 
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1. il ritardo nel riconoscimento degli investimenti in tariffa; 


2. il calcolo della RAB al netto degli ammortamenti riconosciuti nell’anno 


3. la mancata applicazione di un anno di deflatore che non consente di riportare 


l’investimento alla valuta dell’anno in cui viene riconosciuta la remunerazione. 


 


Per quanto riguarda i punti 1) e 2) il ritardo nel riconoscimento degli investimenti e la 


mancata inclusione degli ammortamenti riconosciuti nella RAB impediscono al 


distributore il pieno recupero del capitale investito attraverso i flussi tariffari futuri. 


La proposta di riduzione del ritardo nel riconoscimento degli investimenti in tariffa a 18 


va nella giusta direzione, ma non è ancora sufficiente a eliminare gli effetti di deterrenza 


alla realizzazione di nuovi investimenti. 


Dal punto di vista finanziario è infatti indispensabile che tale ritardo venga ridotto a 12 


mesi e che contemporaneamente la RAB venga valorizzata al lordo degli ammortamenti 


riconosciuti in tariffa nell’anno.  


Questa impostazione è correntemente adottata anche dal regolatore inglese Ofgem, 


come si evince dalla tabella seguente, riportata nei financial model allegati al 


documento “Electricity Distribution Price Control Review Final Proposals - Allowed 


revenue financial issues”: 


  


 
Ove: 
 
e=d*WACC; 
d=a+b-c 


 


Tale modalità di riconoscimento degli investimenti potrebbe essere gestita, se ritenuto  


più semplice nelle modalità applicative, senza richiedere dati previsionali, ma 



http://www.ofgem.gov.uk/Networks/ElecDist/PriceCntrls/DPCR5/Documents1/FP_5_Financial%20Issues.pdf

http://www.ofgem.gov.uk/Networks/ElecDist/PriceCntrls/DPCR5/Documents1/FP_5_Financial%20Issues.pdf
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utilizzando gli investimenti degli ultimi mesi dell’anno n-2 come stima degli investimenti 


degli ultimi mesi dell’anno n-1 (per i quali non si dispone di dati consuntivi) salvo 


effettuare aggiustamenti anno per anno una volta comunicati i dati consuntivi. 


Tale impostazione eviterebbe eventuali comportamenti speculativi che si potrebbero 


avere qualora l’aggiornamento tariffario si basasse su stime degli operatori. 


Come conseguenza delle modifiche proposte, in linea con quanto riportato al paragrafo 


8.16 del documento di consultazione, nella tariffa del 2012 dovrebbero trovare 


riconoscimento gli investimenti del 2010 e del 2011, sia per la componente 


remunerazione che per la componente ammortamenti. 


Inoltre la RAB funzionale alla determinazione delle tariffe del 2012 non dovrebbe essere 


nettata da alcuna quota di ammortamento rispetto alla RAB funzionale alle tariffe del 


2011, in quanto quest’ultima è già stata nettata della quota d’ammortamento 


riconosciuta nel 2011. In termini pratici la RAB relativa a infrastrutture MT/BT ante 2008 


– a differenza di quanto riportato al paragrafo 16.17 del documento di consultazione – 


andrebbe aggiornata sottraendo la sola quota d’ammortamento relativa al 2009 e 


riconosciuta nel 2011. Analogo trattamento andrebbe previsto per la RAB post 2008. 


Tali misure peraltro non dovrebbero comportare alcuna revisione del β in quanto le 


metodologie di calcolo di tale parametro, basate su analisi degli andamenti azionari di 


un benchmark internazionale di imprese, non riflettono le modalità di riconoscimento 


degli investimenti in tariffa. 


In ogni caso, sia che il lag temporale venga ridotto a 12 mesi o a 18 mesi, la quota di 


ammortamento da riconoscere per il primo anno di investimento dovrebbe essere intera 


e non di un 1/2. Infatti l’onere sostenuto a bilancio dalle imprese nell’anno successivo a 


quello dell’investimento corrisponde ad una quota di ammortamento intera. 


L’utilizzo della mezza quota di ammortamento risulterebbe invece corretto, soltanto per 


il primo anno, nell’ipotesi di riconoscimento ex ante degli investimenti (ossia, ad 


esempio, se gli investimenti del 2012 trovassero già riconoscimento nella tariffa del 


2012). 


Per quanto riguarda infine il punto 3), si evidenzia che l’applicazione del deflatore 


prevista dall’attuale regolazione non consente di riportare il valore dell’investimento alla 


valuta dell’anno in cui viene riconosciuta la remunerazione. In termini esemplificativi, gli 
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investimenti del 2010, che con le regole attuali sono funzionali alla determinazione delle 


tariffe del 2012, vengono riportati alla valuta del 2011 (invece che del 2012). 


Andrebbe pertanto applicato un deflatore in più rispetto a quanto previsto dall’attuale 


regolazione sia per i nuovi investimenti che per lo stock di capitale. 


 


iii) assicurare alle aziende un tasso di remunerazione del capitale investito 


adeguato 


Per consentire agli operatori di accedere alle fonti di finanziamento e di effettuare gli 


investimenti necessari allo sviluppo della rete risulta prioritario garantire un WACC 


adeguato, allineato alla media Europea, per non costituire uno svantaggio competitivo 


rispetto ad altri settori regolati e rispetto ad altri Paesi. 


Enel ritiene pertanto che la remunerazione del capitale, sia esistente che futuro, debba 


essere fissata ad un valore congruo a prescindere da eventuali sistemi di incentivazione 


degli investimenti futuri, mirati su specifiche tipologie. 


Il potenziale rischio di investimenti eccessivi (c.d. gold plating) associato a un congruo 


costo del capitale può essere gestito in modo analogo a quanto previsto nel Regno 


Unito, dove gli investimenti sono approvati ex ante dal regolatore. 


In considerazione della numerosità delle imprese distributrici in Italia, tali sistemi di 


controllo potrebbero essere applicati in modo semplificato, stabilendo ad esempio una 


soglia di incremento degli investimenti oltre la quale prevedere un intervento di controllo 


ex post del regolatore. 


In merito ai singoli parametri del WACC, anticipiamo alcune considerazioni meglio 


sviluppate all’interno del documento.  


Segnaliamo la necessità di aumentare il parametro β per tener conto dell’aumentata 


rischiosità dell’attività di distribuzione rispetto a 4 anni fa.  


In particolare il servizio di distribuzione include oggi diverse nuove attività (connessione 


impianti di generazione, attività funzionali al settlement, etc.) e prevede un aumento dei 


soggetti con cui il distributore si interfaccia. 


 


A nostro avviso è inoltre necessario incrementare il valore del parametro ERP, 


coerentemente con quanto fatto recentemente da AGCOM. Il valore del 4% attualmente 
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in vigore risale a oltre dieci anni fa ed è oggi inadeguato, soprattutto in un momento di 


particolare turbolenza economica. Secondo un campione di 55 decisioni regolatorie a 


livello europeo dal 2005 ad oggi, in 50 occasioni l’ERP è stato fissato oltre il 4,0%. 


Si allega a tale proposito uno studio realizzato da NERA Economic Consulting, che 


richiama gli aspetti metodologici sottostanti alla fissazione dell’Equity Risk Premium 


nonché i valori del benchmark sopra menzionato. 


 


Enel ritiene inoltre necessario che il tasso di inflazione rifletta la congiuntura economica 


sfavorevole che appare destinata a perdurare per tutto l’orizzonte del periodo 


regolatorio. Infatti è noto che il rallentamento dell’economia è generalmente 


accompagnato da pressioni inflazionistiche basse. 


Il dato di inflazione per il 2012 previsto dall’OCSE nell’Economic Outlook n.89 


pubblicato nel maggio del 2011 risulta pari all’1,7%. 


Tale risultato risulta peraltro in continuità con il valore attualmente riconosciuto e risulta 


pari al valore medio tra l’inflazione programmata e la variazione dell’indice dei prezzi al 


consumo armonizzati, entrambe riportate nel Documento di Economia e Finanza dello 


scorso settembre, pari rispettivamente all’1,5% e all’1,9%. 


 


iv) fissare il tax rate in modo da coprire tutti gli oneri fiscali 


 


Qualora l’Autorità adottasse un tax rate del 35%, pari a quello di bilancio, si avrebbe un 


riconoscimento solo parziale degli oneri fiscali; ciò rappresenterebbe un ulteriore 


elemento che precluderebbe all’impresa la possibilità di recuperare appieno il capitale 


investito.  


 


v) Introdurre meccanismi per coprire i costi sorgenti connessi alle nuove 


attività 


 


Con l’avvio del processo di riforma del settore elettrico l’attività svolta dalle aziende 


distributrici ha subito cambiamenti significativi. Questi cambiamenti sono stati gestiti senza 


introdurre discontinuità nell’ammontare dei ricavi riconosciuti, come previsto dall’art. 19, 


punto b, della legge 481/95, a copertura dei costi derivanti “da eventi imprevedibili ed 
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eccezionali, da mutamenti del quadro normativo e dalla variazione degli obblighi relativi al 


servizio universale”.  


Tuttavia, negli ultimi anni del corrente periodo regolatorio si sono aggiunte nuove attività, 


tali da rappresentare un punto di discontinuità significativo nello svolgimento dell’attività di 


distribuzione. Per queste nuove attività non sono più disponibili risorse in eccesso, tutte 


reimpiegate a seguito dei processi di efficientamento posti in atto.  


Tra le nuove attività che hanno richiesto un nuovo impiego di personale, soprattutto 


impiegatizio, occorre citare innanzitutto la gestione delle connessione alla rete di 


distribuzione degli impianti di produzione da fonti rinnovabili.  


Le richieste di connessione sono passate da 52 mila nel 2009 a 163 mila nel 2010, a 170 


mila nel 2011 (dato previsionale). Le nuove connessioni sono passate da 35 mila nel 2009 


a 74 mila nel 2010, a 155 mila nel 2011 (dato previsionale).  


In secondo luogo, si è verificato un aumento delle frodi di energia dalla rete elettrica, 


causato forse anche dalla particolare situazione di congiuntura economica. Ciò ha reso 


necessaria una maggiore attività di controllo sugli impianti di distribuzione e di verifica dei 


gruppi di misura dei clienti finali. Le verifiche dei gruppi di misura sono passate da 135 


mila nel 2010 a 173 mila nel 2011.  


In terzo luogo, sono più che raddoppiate le richieste di lettura e le richieste di dati tecnici 


da parte dei venditori. Le richieste sono passate da circa 27 mila nel 2009 a circa 74 mila 


nel 2011 (dato previsionale), con un incremento significativo sul mercato libero, passato 


da circa 8 mila richieste di letture e di dati tecnici nel 2009 a circa 33 mila nel 2011. 


All’incremento delle richieste di informazioni da parte dei venditori non ha corrisposto una 


riduzione dei reclami da parte dei clienti, passati da circa 52 mila nel 2009 a circa 75 mila 


nel 2011.  


La scelta dell’anno 2010 quale anno di riferimento per la determinazione dei costi operativi 


riconosciuti, non consente di cogliere appieno l’incremento dei costi operativi connesso 


alle nuove attività. 


Sulla base di analisi gestionali, che ci rendiamo disponibili a fornire, è possibile stimare 


che il fabbisogno di risorse che non sarà coperto con i meccanismi tariffari previsti dalla 


regolazione ammonta, per Enel Distribuzione, a circa 600 FTE Queste risorse aggiuntive, 


tutte relative ad attività impiegatizie (non capitalizzate), sono state coperte, nell’anno 2011, 


con il ricorso al lavoro straordinario, con il ricorso al lavoro interinale, recuperando 


personale da attività di investimento e rinviando lo svolgimento di altre attività. 
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Le analisi relative alle attività da svolgere a partire dall’anno 2012 evidenziano che tale 


fabbisogno si manterrà stabile. La prevista diminuzione nell’attività di connessione dei 


produttori sarà controbilanciata dalle nuove attività relative ai controlli sugli impianti di 


produzione e alla gestione della loro misura e da un ulteriore incremento delle attività di 


verifica dei gruppi di misura. 


Tutto ciò premesso, per fare fronte ai nuovi impegni, risulta emergere la necessità di un 


rafforzamento della struttura operativa dei distributori attraverso l’assunzione di nuovo 


personale con profilo adeguato. 


E’ opportuno pertanto che la regolazione riconosca ex ante i costi sorgenti nell’ambito 


delle tariffe del nuovo periodo regolatorio in modo da consentire alle imprese di adeguare 


la propria struttura operativa alle nuove attività. 


Al riguardo, Enel propone l’adozione di un meccanismo simile a quello già adottato da 


Ofgem in occasione del DPCR5. 


Il meccanismo prevede che il gestore di rete riceva, in ciascun anno del periodo 


regolatorio, la copertura dei costi per il rafforzamento delle struttura operativa solo a 


seguito di nuove assunzioni (meccanismo c.d. take it or lose it). Il meccanismo risulta  


trasparente per l’Autorità di regolazione, non consentendo agli operatori di realizzare 


margini impropri a favore degli azionisti.  


 


Altri temi 


 


 


Calcolo del profit sharing 


Il meccanismo di calcolo del profit sharing dovrebbe, ad avviso dell’Autorità, garantire la 


“simmetrica ripartizione tra utenti ed imprese delle maggiori efficienze realizzate rispetto 


agli obiettivi definiti  con il meccanismo del price-cap” in continuità ai principi contenuti 


nelle disposizioni della Legge n. 290/03. Tuttavia, l’Autorità propone nel documento di 


consultazione una metodologia di calcolo del profit sharing che non risulta allineata alla 


legge citata. Il meccanismo dell’Autorità non consente infatti una simmetrica ripartizione, 


tra i gestori i rete e i clienti, delle maggiori efficienze conseguite nel periodo di regolazione 


2008-2011, poiché nel primo anno del periodo di regolazione 2012-2015 riconosce ai 


gestori di rete una quota del PS2 (extra efficienze del terzo periodo di regolazione) pari a 


4/9 (<50%). 
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Ad avviso di Enel, le formule di calcolo dei livelli tariffari dell’anno 2012 (primo anno del 


quarto periodo regolatorio) dovrebbero essere corrette.  


 


 


Riconoscimento delle immobilizzazioni relative al Fondo Pensione Elettrici 


In merito al riconoscimento delle immobilizzazioni relative al Fondo Pensione Elettrici, Enel 


condivide l’impostazione del documento di consultazione che prevede il riconoscimento su 


base individuale dell’onere sostenuto. 


A tale proposito Enel precisa che il valore residuo da riconoscere andrebbe calcolato al 


netto delle sole quote di ammortamento già riconosciute (a partire dal 2004). 


Inoltre, considerato che l’onere da reintegrare è stato versato dalle aziende nel triennio 


2000-2002, è corretto riconoscere anche la dinamica inflazionistica legata a tale importo. A 


tale proposito Enel ritiene che – in coerenza con quanto fatto per le altre immobilizzazioni 


– l’onere relativo al Fondo Pensione Elettrici debba essere rivalutato per il deflatore degli 


investimenti fissi lordi registrato tra il periodo 2000-2002 e l’anno del riconoscimento 


tariffario. 


 


Parametri di riferimento per i ricavi ammessi 


La recente crisi economica ha evidenziato che i volumi di energia distribuita non risultano 


più facilmente prevedibili come era in passato. E’ necessario dunque sterilizzare nei ricavi 


ammessi, vincoli V1 e D1, ogni effetto dell’energia distribuita.  A tal fine potrebbe essere 


adottata un’impostazione analoga a quella della distribuzione del gas, dove l’unica 


variabile di scala è rappresentata dal numero dei clienti. 


 


Contributi di allacciamento 


Circa la modifica al trattamento contabile dei contributi d’allacciamento passivi a forfait, 


Enel sta valutando gli effetti economici, anche di lungo periodo, connessi a tale proposta. 


Enel ritiene che possano essere valutate forme di rateizzazione per gestire l’eventuale 


transizione al nuovo metodo, al fine di rendere l’impatto in tariffa più graduale: in questo 


senso i maggiori ricavi connessi al nuovo metodo, potrebbero essere coperti in parte da un 


graduale aumento tariffario, e per la restante parte potrebbero alimentare un credito che 


verrebbe acceso tra i singoli distributori e la Cassa Conguaglio per il Settore Elettrico. Tale 


credito potrebbe essere ripagato, ivi inclusi i relativi interessi, con incrementi tariffari 
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predefiniti, i cui impatti sarebbero parzialmente compensati dalla graduale riduzione delle 


tariffe connessa alla detrazione dei contributi d’allacciamento passivi a forfait dalla RAB. 


 


In ogni caso si ritiene che i contributi a forfait relativi agli allacciamenti dei produttori 


debbano essere portati a detrazione del capitale investito, in quanto vi è una stretta 


correlazione tra tali contributi e i relativi investimenti. 


Un’ulteriore motivazione a supporto del fatto che tali contributi debbano essere portati in 


detrazione al capitale investito è che non sono stati assoggettati al meccanismo di 


garanzia dei ricavi introdotto con la delibera ARG/elt 203/09. 


 


Riconoscimento dei costi di capitale dell’attività di misura 


Per quanto riguarda l’attività di misura Enel ritiene condivisibile la proposta di mantenere 


una regolazione di settore con la conferma del meccanismo di perequazione. 


A tale proposito si ritiene più corretto dare continuità all’impostazione vigente nell’attuale 


periodo regolatorio, anche in termini di criteri di calcolo, onde evitare inutili complessità 


gestionali e il rischio che le formule possano produrre effetti indesiderati non prevedibili a 


priori. 


 


Riconoscimento degli oneri relativi alla dismissione di contatori elettromeccanici 


non ancora ammortizzati 


Enel intende richiedere la modifica dell’attuale meccanismo per il riconoscimento degli 


oneri sostenuti per la dismissione dei contatori elettromeccanici. La metodologia più 


idonea per garantire il recupero di tali oneri a nostro avviso consiste in un meccanismo di 


integrazione dei ricavi tariffari, analogo a quello già previsto per la copertura dello sconto 


dipendenti di cui all’articolo 44 del TIT, che preveda una quantificazione individuale degli 


importi e il relativo pagamento da parte di Cassa Conguaglio per il Settore Elettrico. 


Dovrebbe altresì essere previsto, in analogia a quanto stabilito dall’art. 33.10 del TIT per i 


meccanismi di perequazione, il riconoscimento di interessi da parte della Cassa 


Conguaglio per il Settore Elettrico in caso di ritardato pagamento. 


Sarebbe peraltro auspicabile che l’Autorità riducesse il periodo di riconoscimento degli 


oneri sostenuti per la dismissione dei contatori elettromeccanici, attualmente pari a venti 


anni. In tal modo peraltro verrebbe agevolato il finanziamento della campagna di 


sostituzione dei misuratori elettronici attualmente in esercizio che, nel caso di Enel, 


arriveranno a completare la loro vita utile a partire dal quinto periodo regolatorio. 
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Dismissioni dei misuratori elettronici 


Sempre per quanto concerne l’attività di misura, Enel evidenzia che in questi anni si è 


registrato un tasso di sostituzione e dismissione dei misuratori elettronici pari a circa l’1% 


del valore del capitale investito, tasso fisiologico per le apparecchiature di questo tipo. 


Per tale motivo si ritiene necessario che si riconoscano ai distributori gli oneri sostenuti per 


tali dismissioni, eventualmente sulla base di una percentuale definita ex ante, così da 


mantenere in capo agli operatori un incentivo al loro contenimento. 


 


Aggregazione tra imprese 


Enel concorda con l’Autorità che l’attuale assetto della distribuzione, con circa 150 


operatori che servono il 2% dei clienti finali, non risulti efficiente. Le inefficienze di tali 


operatori ricadono, in primo luogo, sui clienti finali, parte ma anche sui grandi operatori, 


quale Enel Distribuzione, in particolare per quanto attiene alla gestione delle procedure di 


settlement (distributori sottesi). 


Tutte le iniziative basate sull’introduzione di incentivi economici sino ad oggi intraprese 


dall’Autorità per favorire il processo di aggregazione non hanno sortito gli effetti sperati. 


Ragioni diverse da quelle economiche frenano i processi di aggregazione.  


Enel Distribuzione ritiene che oltre agli incentivi economici per favorire i processi di 


aggregazione occorra un’azione volta a eliminare, laddove presenti, esenzioni 


dall’applicazione della normativa a favore dei piccoli operatori e, nel contempo, a 


rafforzare l’azione di controllo sull’operato di tali operatori. 


  


Co-uso rete RFI 


Il primo aprile 2009 Enel Distribuzione ha ceduto a Terna la rete AT, che è stata 


contestualmente inclusa nell’ambito della RTN. A seguito di questa cessione, fatta 


eccezione per alcune linee, Enel Distribuzione non possiede più una rete  AT.  


Tuttavia, Enel Distribuzione è obbligata a regolare con RFI l’uso della rete ferroviaria in AT 


che non è inclusa nell’ambito della RTN. Questa rete AT è funzionale all’esercizio della 


RTN, Enel Distribuzione non è in condizione di esercitare alcun controllo sulla rete di RFI 


in AT. Sarebbe pertanto opportuno un intervento dell’Autorità per consentire il subentro di 


Terna ad Enel Distribuzione nella gestione del contratto di Couso. 
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Manovre sulla rete in favore di altri gestori di rete 


Enel propone che l’Autorità definisca la regolazione economica delle manovre per la 


messa in sicurezza di elementi di rete (di seguito: manovre) che un gestore è chiamato a 


svolgere su richiesta di un altro gestore di rete. Il caso più frequente per Enel Distribuzione 


è rappresentato dalla messa in sicurezza di elementi della rete MT per consentire a Terna 


l’esecuzione di lavori sulla rete AT.  


La regolazione economica delle manovre tra i diversi gestori è necessaria per una serie di 


ragioni: 


- per fatturare il servizio reso ad un altro soggetto ed assolvere così agli obblighi fiscali 


(IVA); 


- per la corretta allocazione dei costi alle diverse fasi della filiera elettrica, in particolare 


per la corretta allocazione dei costi tra l’attività di distribuzione e l’attività di 


trasmissione: in assenza di una regolazione economica tra i diversi gestori, le manovre 


effettuate sulla rete di distribuzione, su richiesta del gestore della rete di trasmissione, 


generano costi che impropriamente ricadono sull’attività di distribuzione; lo stesso vale 


per le manovre effettuate sulla rete di trasmissione per consentire attività sulla rete di 


distribuzione; 


- per fornire al gestore di rete che richiede la manovra un corretto segnale di costo; 


- per un corretto trattamento dei costi a fini tariffari: le manovre eseguite da un altro 


gestore di rete, e da quest’ultimo fatturate, sono da rilevarsi a investimento se 


funzionali ad attività di investimento, sono da rilevarsi a costi operativi se funzionali ad 


attività di esercizio. Prima della cessione della rete AT a Terna, le manovre eseguite da 


Enel Distribuzione per interventi sulla rete AT di proprietà seguivano tale criterio 


contabile. 


Per snellezza operativa sarebbe opportuno che l’Autorità definisse un costo forfetizzato 


unico per ogni intervento di messa in sicurezza della  rete su richiesta di un altro gestore.  


 


 


S1. Si condivide l’ipotesi di assumere come anno di riferimento per la determinazione dei costi 


riconosciuti l’anno 2010, prevedendo solo in via eccezionale e limitata l’introduzione di 


meccanismi di valutazione del costo riconoscibile basati sul valore medio assunto da tale costo 


su periodi pluriennali, nei termini proposti al paragrafo 9.7? Motivare la risposta 
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Enel ritiene corretto utilizzare, in continuità con l’attuale metodologia, l’anno t-2 e quindi il 


2010 ai fini della determinazione dei costi riconosciuti. 


Con riferimento alla proposta dell’Autorità di valutare la possibile introduzione di norme 


specifiche di valutazione delle pratiche contabili delle imprese regolate, Enel è contraria 


all’introduzione di criteri specifici di capitalizzazione dei costi, in quanto si verrebbero in 


questo modo a creare due sistemi paralleli di contabilità: quello civilistico da una parte e 


quello regolatorio dall’altra. 


Poiché la correttezza dei criteri di capitalizzazione è già demandata all’obbligo di 


predisporre bilanci conformi ai principi contabili internazionali, questo doppio sistema di 


contabilità causerebbe un aumento della complessità gestionale, rendendo con il tempo 


sempre più difficile la riconciliazione di dati gestionali e regolatori. 


 


Come argomentato nelle osservazioni generali, Enel sottolinea la necessità di riconoscere, 


oltre ai costi operativi riconosciuti desumibili dall’analisi del bilancio dell’anno base (2010), 


un’adeguata copertura per tutti i costi sorgenti. 


 


 


S2. Ai fini della definizione del parametro Q11 e dei corrispettivi unitari, tema che sarà 


trattato in un successivo documento di consultazione, l’Autorità sta valutando l’ipotesi di 


adottare un approccio differenziato tra trasmissione e distribuzione per quanto riguarda i 


volumi attesi di energia elettrica trasportata in quanto la trasmissione sembra infatti risentire, 


negli ultimi anni, dell’aumento della produzione a livello di reti di media e bassa, mentre la 


distribuzione potrebbe a sua volta risentire del fenomeno dell’aumento dell’auto produzione 


fotovoltaica. Si condivide tale ipotesi? 


Motivare la risposta e fornire considerazioni sugli effetti attesi dell’impatto delle fonti 


rinnovabili connesse in media e bassa tensione. 


 


Enel ritiene condivisibile fissare “d’ufficio” il rapporto Q11/Q10 stante le attuali condizioni 


della domanda di elettricità. Coerentemente, le variabili di scala 2011 da utilizzare per il 


calcolo della tariffa unitaria del 2012 dovrebbero essere quelle del 2010. 


 


S3. Si ritiene che l’elenco delle voci di costo che l’Autorità intende escludere dal calcolo 


del costo riconosciuto sia esaustivo? Ci sono altre voci che vanno escluse? 
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Enel ritiene esaustivo l’elenco di cui al punto 9.14. 


A tale proposito si precisa che dovrebbero essere riconosciuti gli utilizzi del fondo vertenze 


nonché gli utilizzi del fondo franchigie assicurative pagate dai distributori nel caso di 


risarcimenti a loro dovuti nell’ambito di danni o rimborsi coperti da polizze assicurative.  


 


S4. La rettifica dei costi operativi in funzione dei ricavi realizzati dall’eventuale cessione di 


beni o prestazioni di servizi comporta l’estrazione di eventuali profitti oppure la copertura di 


eventuali perdite. In considerazione della marginalità di tali partite, l’Autorità in ogni caso 


ritiene che per ragioni di semplicità amministrativa tali effetti possano essere trascurati. Si 


condivide tale impostazione? 


 


Enel condivide l’impostazione dell’Autorità per un tema di semplicità amministrativa. 


 


S5. Si condivide l’approccio seguito per la determinazione dei costi operativi riconosciuti? 


Motivare la risposta. 


 


Enel condivide l’approccio seguito per la determinazione dei costi operativi riconosciuti, in 


quanto rappresenta un elemento di continuità con il quadro regolatorio in vigore. 


 


S6. In relazione alle due ipotesi sopra descritte, quale soluzione si ritiene preferibile? 


Motivare la risposta. 


 


Si rimanda alle osservazioni generali. 


 


S7. Si condivide il processo di determinazione dell’X-factor sopra descritto? Motivare la 


risposta. 


 


Enel condivide il processo di determinazione dell’X-factor descritto al paragrafo 10.6 e 


seguenti, salvo una precisazione formale di cui si argomenterà allo spunto successivo. 


 


S8. Si concorda con la previsione di fissare il livello di recupero di produttività (X-factor) per 


tutti i servizi in modo da riassorbire gradualmente le maggiori efficienze riconosciute alle 


imprese in relazione al terzo periodo regolatorio entro il 2019 ? Se no, per quali motivi? 
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Enel, in ragione dell’esaurimento del processo di efficientamento resosi possibile con 


l’introduzione del misuratore elettronico, condivide pienamente la proposta dell’Autorità di 


fissare l’X-factor in modo tale da riassorbire gradualmente le extra-efficienze conseguite 


nel terzo periodo regolatorio entro il 2019 per tutti i servizi, ovvero in 9 anni così come si 


desume dalla formula “RID” di cui al paragrafo 10.10. 


A tal proposito Enel ravvede un’incongruenza, e quindi un possibile errore nella 


formulazione delle formule “RIDMIS
12-13“ e “RIDMIS


14“ di cui ai paragrafi 10.11 e 10.12, 


laddove il coefficiente moltiplicativo del profit sharing relativo alle extra-efficienze 


realizzate nel terzo periodo regolatorio (PS210) risulta pari a 1/7: tale formulazione, 


contrariamente a quanto riportato nel paragrafo 10.9, prevede un riassorbimento del PS2 


in 7 anni; pertanto nelle formule “RIDMIS
12-13“ e “RIDMIS


14“ di cui ai paragrafi 10.11 e 10.12 il 


valore 1/7 dovrebbe essere sostituito con il valore 1/9. 


 


S9. Quali livelli del rapporto D/E si ritengono critici per l’equilibrio economico-finanziario 


di un’impresa che svolga attività nel campo dei servizi energetici regolati? 


 


S10. Si condividono le argomentazioni sopra esposte relativamente ai parametri che 


concorrono alla determinazione del WACC? Se no, per quali motivi? Quali alternative si 


propongono? 


 


Enel è d’accordo con le considerazioni dell’Autorità con riferimento ai parametri D/E, Kd, e 


inflazione. Con riferimento al parametro inflazione, in particolare, si rimanda a quanto 


riportato nelle osservazioni generali. 


 


Enel ritiene invece necessario procedere a una modifica dei parametri ERP e β, così come 


anticipato nelle osservazioni generali. 


 


Per quanto riguarda il parametro ERP, Enel ritiene che il valore attualmente in vigore (4%) 


vada aggiornato in considerazione del fatto che tale valore, che si basa su un calcolo 


effettuato nel 1999, non è in grado di fornire un’adeguata rappresentazione 


dell’accresciuta rischiosità dei mercati azionari. 


 


A tale proposito Enel segnala che il livello dell’ERP attualmente in vigore è tra i più bassi 


rispetto a quelli adottati dai regolatori a livello internazionale, come si evince da un 
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benchmark europeo riportato nello studio condotto da NERA Economic Consulting: in 50 


casi su 55 decisioni regolatorie dal 2005 ad oggi l’Equity Risk Premium è stato fissato a un 


livello superiore al 4,0%, che rappresenta il livello minimo riconosciuto a livello 


internazionale. Da tale studio la media delle decisioni dei regolatori europei risulta del 


4,8%. 


 


L’Autorità per le Garanzie nelle Comunicazioni ha recentemente aumentato l’Equity Risk 


Premium dal 4% al 4,5% sulla scorta delle evidenze riportate da autorevoli studi 


accademici in ambito finanziario; tale scelta è basata su autorevoli analisi empiriche in 


ambito finanziario, che hanno dimostrato che “in periodi di crisi e recessione l’ERP tende 


ad aumentare rapidamente (di circa il 20%) per poi tornare ai livelli normali a crisi 


ultimata”1. 


Peraltro la metodologia attualmente utilizzata nella distribuzione elettrica in Italia, calcolata 


nel 1999 sulla base della media geometrica delle differenze tra rendimenti azionari e 


rendimenti di titoli privi di rischio, non risulta oggi più idonea a rappresentare correttamente 


l’Equity Risk Premium. 


Per l’argomentazione dettagliata dei motivi per cui si ritiene necessario un adeguamento 


del parametro ERP, si rimanda al report di NERA in allegato. 


 


Enel ritiene che il parametro β vada incrementato, portandolo almeno all’attuale livello 


previsto per l’attività di misura (0,67), per tenere conto del fatto che il ruolo del distributore 


è radicalmente cambiato rispetto a quattro anni fa. 


 


In particolare, come argomentato nelle osservazioni generali, il servizio di distribuzione 


include oggi diverse nuove attività (connessione impianti di generazione, attività funzionali 


al settlement, etc.) e prevede un aumento dei soggetti con cui il distributore si interfaccia 


(trader sul mercato libero, esercenti la maggior tutela, esercenti la salvaguardia, produttori, 


etc.). 


I nuovi stakeholder hanno una diversa natura essendo operatori professionali portatori di 


interessi economici rilevanti. 


   


                                                 
1
 AGCOM, delibera 121/10/CONS - John H. Cochrane & Monika Piazzesi, 2005. “Bond Risk Premia” American 


Economic Review, vol. 95 - De Paoli, Bianca & Zabczyk, Pawel, 2009 "Why do risk premia vary over time? A 


theoretical investigation under habit formation", Bank of England 
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S11. In relazione alle due varianti sopra descritte, quale soluzione si ritiene preferibile? 


Motivare la risposta. 


 


S12. In relazione alle due varianti sopra descritte, quale soluzione si ritiene preferibile e 


perché? Motivare la risposta. 


 


Come argomentato nelle osservazioni generali, Enel esprime una netta preferenza per la 


variante vettoriale, che rappresenta l’unica opzione percorribile.  


 


S13. Si condivide l’ipotesi di mantenere una differenziazione nel riconoscimento dei costi di 


capitale investito relativo al servizio di misura prestato nei punti di prelievo in bassa tensione 


per il quarto periodo regolatorio? Se no, motivare.  


 


Enel è favorevole al mantenimento del meccanismo di perequazione dei ricavi disciplinato 


dall’articolo 40 del TIT. 


 


S14. Si condivide l’ipotesi di prevedere che a partire dal quinto periodo regolatorio sia 


soppresso il meccanismo di perequazione dei costi relativi al servizio di misura? Se no, 


motivare. 


 


Enel ritiene necessario mantenere in vita anche per il quinto periodo di regolazione una 


differenziazione nel riconoscimento dei costi di capitale investito relativamente al servizio 


di misura in bassa tensione. 


Enel ritiene tuttavia auspicabile mantenere le formule attualmente in vigore per il 


riconoscimento dei costi di capitale e per la perequazione. 


In ogni caso Enel non condivide la rimozione dei meccanismi di perequazione previsti per 


il quinto periodo regolatorio. Infatti, a partire da tale periodo, i primi contatori elettronici 


installati completeranno il loro ciclo d’ammortamento e sarà quindi probabile che si dovrà 


dar vita a una fisiologica campagna di sostituzione dei contatori elettronici. 


 


S15. Si condivide l’ipotesi di mantenere, ai fini dell’aggiornamento per gli anni successivi al 


secondo, un parametro φ
10


  292/ 06, ITA pari a 0,95 in coerenza con gli obblighi previsti dalla 


deliberazione n. 292/06? Motivare la risposta. 
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Enel ritiene che, in un’ottica di continuità della regolazione, sia necessario mantenere le 


attuali formule della regolazione dell’attività di misura. Le formule proposte in 


consultazione peraltro non risultano chiare sia in termini di finalità che di modalità 


applicative. 


 


S16. Si condivide l’ipotesi di mantenere fissa per tutta la durata del quarto periodo 


regolatorio il coefficiente di modulazione dei ricavi tariffari specifico per impresa? Motivare 


la risposta. 


 


Non vi sono osservazioni. 


 


S17. Si ritiene opportuno, in relazione al riconoscimento per impresa della remunerazione dei 


sistemi elettronici di misura BT, confermare il meccanismo oggi previsto dall’articolo 40.3 del 


TIT che, nel caso di costi medi unitari eccedenti di oltre l’80% la media nazionale, ne limita la 


riconscibilità? Motivare la risposta. 


 


Non vi sono osservazioni. 
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Osservazioni di Federutility  
DCO 29/11  


“CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L’ERO GAZIONE DEI 
SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DEL L’ENERGIA 


ELETTRICA PER IL PERIODO 2012 – 2015” 
 
 


 


OSSERVAZIONI GENERALI  


 


Federutility intende esprimere il proprio apprezzamento per il metodo di consultazione preliminare 


adottato dagli Uffici AEEG, metodo che secondo una logica ampiamente partecipativa consentirà 


ai soggetti interessati, tra cui la Federazione scrivente, di manifestare il proprio contributo secondo 


quel consueto spirito costruttivo e collaborativo che da sempre contraddistingue la propria 


partecipazione ai procedimenti decisionali dell’Autorità. 


 


Si manifesta condivisione per gli obiettivi descritti nel presente DCO da AEEG. Tuttavia, come 


peraltro già segnalato nell’ambito dei lavori del focus group, si evidenzia la necessità che le istanze 


di semplificazione (ricorso a metodologie fortemente parametriche) non debbano andare a 


svantaggio delle esigenze sottese dalla regolazione individuale, ossia del riconoscimento dei costi 


specifici. Appare, infatti, opportuno tutelare il patrimonio i nformativo (ad es. la 


valorizzazione specifica dei cespiti) emerso dalle Aziende che hanno ottenuto il 


riconoscimento della PSA e che, consolidatosi in ap positi provvedimenti dell’AEEG, sta 


garantendo a tali Aziende la copertura di costi der ivanti da variabili esogene. 


Da questo punto di vista, le informazioni trasmesse di recente, relative al fattore che esprime la 


quota parte dei ricavi di PSA a copertura dei costi di capitale, alle singole Imprese che in passato 


hanno visto riconosciuti costi superiori a quelli definiti in tariffa, necessitano un completamento a 


garanzia che l’ulteriore componente relativa ai costi operativi intercetti adeguatamente l’effetto 


economico di cui le Aziende beneficiano con la vigente struttura tariffaria. 


Tale ultimo aspetto rileva anche per ciò che concerne l’attività di commercializzazione, per 


garantire una adeguata copertura tariffaria dei costi capitalizzati. Federutility ritiene opportuno 


specificare che anche per il capitale investito nell’attività commerciale debba valere il principio 


valido per l’aggiornamento della RAB e della Quota Ammortamento contemplato nel DCO 29/11 


per l’attività di distribuzione in senso stretto, basato sul riconoscimento puntuale degli investimenti 


effettuati da ogni singola impresa a partire dal 2008. Lo sviluppo dell’attività di supporto alla 


gestione delle reti si è accresciuto in maniera intensa negli ultimi anni e hanno imposto sensibili 


investimenti; a ciò si aggiunge il non condiviso obbligo di separazione delle banche dati che, 


laddove operato, ha determinato spese che devono trovare una corretta remunerazione. 
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Riteniamo necessario considerare, quindi, una speci fica RAB per il capitale investito 


nell’attività commerciale della distribuzione. 


 


Sul meccanismo di determinazione delle tariffe per il prossimo periodo regolatorio grava un aspetto 


sul quale sia gli Operatori che l’Autorità si sono impegnate per contenerne o evitarne gli effetti. 


Facciamo riferimento all’incremento dell’aliquota I RES e IRAP che segnerà  – come già 


annunciato da molti Operatori – negativamente i risultati economici delle Imprese r egolate dei 


prossimi anni . Riteniamo che l’Autorità – nonostante l’impegno profuso nei confronti del 


Parlamento con la Segnalazione datata 26 agosto u.s. nella quale si sottolinea l’effetto 


controproducente di iniziative volte ad aggravare l’assetto fiscale del settore – debba prendere atto 


della necessità di autotutela del settore, per cui riteniamo che sarà compito di tutti cercare di 


contenere le ripercussioni negative derivanti dalla suddetta norma sull’attività del settore e sul 


raggiungimento degli obiettivi che il sistema si pone. 


Ricordiamo a proposito che la stessa legge 481/95, nel delineare i criteri di determinazione delle 


tariffe, fa esplicito riferimento all’assetto fiscale vigente per il settore. Il settore della distribuzione 


della misura dell’energia elettrica sono attività che non possono trovare modalità di 


compensazione di maggiori oneri attraverso una espansione del mercato; gli sforzi di 


efficientamento sono stati fatti e sono ancora in corso e qualsiasi onere che dovesse essere 


attribuito a settori a remunerazione del capitale prefissata non potrà non avere effetto sul livello di 


sviluppo degli stessi. Chiediamo, quindi, che l’Autorità tenendo conto dei  presupposti 


giuridici che governano il settore ponga adeguata c onsiderazione all’evoluzione del carico 


fiscale attribuito alle Imprese regolate.  


 


Dalla data di pubblicazione del DCO la crisi finanziaria innescatasi nel 2008 sta vivendo una fase 


di ulteriore esasperazione e pertanto i ragionamenti più volte rappresentati di utilizzo di un principio 


di “continuità” con il passato periodo regolatorio andrebbero quantomeno limitati alle fattispecie 


non impattate dal contesto macroeconomico. In alcuni passaggi del DCO, ad esempio nella 


determinazione dell’ERP (12.21), si fa riferimento alla “normalizzazione” effettuata per “gli eventi 


più traumatici quali guerre o la grande depressione degli anni ‘30”; ora è opinione comune che il 


contesto finanziario viva una fase talmente delicata che probabilmente tra 20 anni sarà necessario 


“normalizzare” ai fini statistici l’attuale periodo, tuttavia nel breve e medio periodo il contesto 


attuale ha importanti riflessi sulle condizioni di gestione degli Operatori, soprattutto nel contesto 


italiano. Fatta questa considerazione siamo consapevoli che sia particolarmente sfidante, per i 


delicati equilibri da tenere sotto osservazione, modificare i riferimenti correnti ma parimenti è 


delicata la situazione che gli Operatori si trovano a dovere affrontare. Questa premessa è parte 


integrante delle considerazioni in merito alla determinazione del WACC. 
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Nel DCO si fa riferimento alle valutazioni svolte circa il livello di costo del debito del principale 


Operatore della Trasmissione e della Distribuzione, rilevando come esso risulti inferiore a quello 


riconosciuto in tariffa (supponiamo in ragione della differente politica di indebitamento e dei mercati 


di approvvigionamento finanziario di tali Operatori). Se tale affermazione poteva essere valida per i 


suddetti Operatori, non altrettanto valeva e vale per il resto del mercato, dove, in ragione della 


differente scala del richiedente il credito, del mercato necessariamente locale degli Operatori 


finanziari cui ci si deve rivolgere e del differente rating dei “clienti”, i tassi praticati sono 


sicuramente non paragonabili con quelli praticati ai Gestori cui fa riferimento AEEG. Per tale 


motivo si richiede all’Autorità di valutare con la massima attenzione la dinamica del costo 


del debito e dei relativi credit spread, sia in assoluto che in termini comparati, tra i s oggetti 


regolati ben consapevoli del fatto che ciò potrebbe  determinare una extra-remunerazione 


sull’incumbent, ma che parimenti determinerebbe una  sotto remunerazione per gli altri 


operatori. L’affermazione riportata nel DCO secondo cui “non si evidenziano elementi che 


possano giustificare un sostanziale incremento del costo medio del debito” appare superata dai 


fatti e il riferimento per il settore non può essere rappresentato dalle operazioni di finanza 


straordinaria (emissioni strutturate di Bond, che per entità della raccolta che per la numerosità del 


pool di banche interessate rappresentano eccezioni) messe in campo da alcuni Operatori, né 


tantomeno dalla media degli ultimi 12 mesi del BTP decennale maggiorato da uno spread in 


continuità con il 2007 quando il valore puntuale a fine ottobre 2011 del BTP è superiore alla media 


considerata di circa il 20% (5,9% vs 4,9%).   


 


Anche alla luce della premessa mantenere l’ERP nella parte inferiore della forchetta (4%-6%) che 


fino al 2007 era condivisibile, seppur penalizzante, risulta oggi un elemento verificabile 


statisticamente ma di scarsa attualità anche alla luce dell’orientamento degli investitori, raccolto da 


alcune delle maggiori banche d’affari interpellate sul tema che vedono come strutturale nel medio 


periodo (oggetto della regolazione) un aumento del premio per il rischio negli investimenti azionari, 


anche al di sopra del 6% indicato. 


Per quanto riguarda la determinazione del rischio sistemico (β) viste le considerazioni riportate e lo 


scarso campione oggetto di analisi sarebbe opportuno allargare lo spettro di analisi anche ad altri 


operatori analoghi a quelli citati come ad esempio C.N.T.E.E. Transelettrica (β Adjusted di 0,96), 


Enagas S.A. (β Adjusted di 0,77) piuttosto che Redes Energicas Nacioanail S.G.P.S. S.A. (β 


Adjusted di 0,65). Così come va rilevato che anche i valori di Terna Spa, National Grid plc e Red 


Electrica Corp Sa sono attualmente tra circa il 5% e il 15% superiori a quelli indicati nella Tabella 


4. In questo modo i supposti “margini di riduzione” citati nel paragrafo 12.29 andrebbero non solo 


ad azzerarsi ma molto probabilmente a determinare una sottostima del β Adjusted. 


 


Nell’ambito delle attività del focus group, Federutility aveva colto occasione per segnalare la 


necessità di contenere il divario temporale tra il momento in cui si realizza un investimento nel 
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settore e la corrispondente considerazione dello stesso nel sistema tariffario. Da quanto esposto 


da AEEG e da quanto riportato nei confronti successivi tra le parti, emergerebbe la volontà di 


considerare tale fenomeno – lag temporale – ma in maniera molto parziale, secondo modalità che 


potrebbero non essere applicabili a tutte le Imprese del settore e con meccanismi che comunque 


prevederebbero successivi aggiustamenti/perequazioni. 


Federutility ritiene che una riduzione del c.d. lag temporale a 1,5 anni – secondo quanto ad oggi 


appreso - non produca benefici significativi. Riteniamo che un effetto benefico in termini di 


equilibrio economico-finanziario delle imprese potrebbe essere conseguito, in astratto, attraverso 


l’azzeramento del lag o, al limite, la sua riduzione ad 1 anno, ma entrambe le ipotesi appaiono 


incompatibili con il requisito della disponibilità dei dati di bilancio in tempo utile per le 


rendicontazioni all’Autorità. 


Federutility propone quindi all’AEEG di non modific are tale aspetto rispetto alla regolazione 


attuale e di valorizzare nell’ambito della determin azione del WACC il tema dell’esistente lag 


temporale . Dalla nostra comprensione delle disposizioni vigenti, non appare affatto che la durata 


di 2 anni del lag sia in qualche termine contemplata nella valorizzazione del WACC della 


distribuzione. Pertanto, la conferma di tale lag – con la semplificazione che ciò può comportare per 


AEEG ma con il perpetuarsi della penalizzazione per gli Operatori – deve essere accolto 


nell’ambito della valorizzazione del rischio finanziario a carico del settore della distribuzione. 


 


Quanto affermato dall’Autorità in merito all’eventu alità di porre pari a zero l’ X-factor per il 


quarto periodo regolatorio sembra nei fatti smentit o in quanto la stessa Autorità paventa di 


introdurre un coefficiente positivo finalizzato al recupero delle maggiori efficienze lasciate 


agli esercenti nei precedenti periodi regolatori pe r effetto del meccanismo di Profit sharing. 


A tal proposito è utile ricordare che il meccanismo Profit sharing nasce con la finalità di incentivare 


un comportamento virtuoso da parte dei soggetti regolati finalizzato a raggiungere e/o migliorare 


l’obiettivo, determinato ex ante dal regolatore, di riduzione dei costi operativi nel corso di un 


determinato periodo regolatorio. L’incentivo consiste nel “lasciare” al soggetto regolato il 50 % 


dell’eventuale margine conseguito per effetto della riduzione dei costi operativi al di sotto 


dell’obiettivo fissato dal regolatore ex ante e “distribuire” il restante 50 per cento ai clienti finali 


attraverso una riduzione delle tariffe. Nel concreto, ciò avverrebbe o dovrebbe avvenire 


determinando il livello dei costi operativi all’inizio del nuovo periodo regolatorio a un livello 


intermedio tra i costi efficienti (determinati ex ante) e i costi effettivi (rilevati ex post). È evidente 


che un tale meccanismo deve fondare sull’aspettativa da parte dei soggetti regolati che il 


regolatore una volta rilevate le maggiori efficienze non se ne appropri. Quanto argomentato nel 


DCO oggetto delle presenti osservazioni sembra invece prospettare una situazione diversa, vale a 


dire che i margini lasciati ai soggetti regolati, lo siano stati temporaneamente, in quanto l’Autorità si 


riserva di redistribuirli ai consumatori nei periodi regolatori successivi. Dunque, sebbene tali 


maggiori efficienze vengano lasciate nell’immediato ciò non può dirsi nel medio periodo, pertanto il 
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meccanismo del Profit sharing è smentito e con ciò anche l’aspettativa dei soggetti regolati che si 


vedono privati delle maggiori efficienze nei periodi regolatori successivi. Tale situazione sebbene 


vada a massimizzare nel medio periodo il beneficio per i consumatori va a minare alla base 


l’incentivo all’efficientamento nonché la capacità di commitment del regolatore stesso.  


Il tema appare estremamente controverso perchè da un lato l’Autorità, considerando la norma 


della legge 290/03 come non interpretabile, afferma di non condividere la c.d. crisi dell’X-factor ma 


dall’altro, nella Relazione AIR alla delibera 348/07, p. 19.11 riconosceva nel 2007 che “ …i margini 


residui per ulteriori recuperi di efficienza (che comunque, dopo otto anni di regolazione, si ritiene 


ormai, in media, relativamente ridotti).” 


Inoltre, AEEG paventa nel DCO il rischio del c.d. cost padding, ovvero la possibilità di incidere sui 


costi operativi dell’anno test per influenzare le decisioni del Regolatore. Questo rischio – che, a 


nostro avviso, appare più teorico che concreto e che AEEG può sempre verificare con i dati di cui 


dispone – verrebbe scongiurato nel momento in cui non vi fosse per gli Operatori la prospettiva 


che manifestando costi effettivi diversi da quelli riconosciuti il Regolatore proseguisse nell’opera di 


estrazione delle efficienze aziendali realizzate. 


In conclusione, Federutility ritiene che non sia da  prevedere nella formula relativa ai COR12 


il parametro PS210 in quanto non applicabile in assenza di un obietti vo prefissato – è da 


tenere conto che la formula del COR12, per altro, già intercetta un efficientamento e lo  trasla 


in tariffa a beneficio del mercato. 


 


Per quanto riguarda invece il perpetuarsi del meccanismo dell’X-factor si vuole sottolineare come 


un tale meccanismo d’efficientamento sia utile nella misura in cui il perimetro e la qualità delle 


attività svolte dal soggetto regolato rimangano immutate per tutti gli anni di vigenza dello stesso. 


Esso perde di significato a fronte di attività aggiuntive svolte dal soggetto regolato anche e 


soprattutto per la scarsa confrontabilità dei costi (per effetto di costi sorgenti) nonché perché le 


nuove attività necessitano di un tempo d’apprendimento, terminato il quale si potrà pretendere un 


contenimento costante. Imporre un efficientamento a prescindere potrebbe compromettere il buon 


funzionamento e dunque rallentare la messa a regime di nuove e prospettiche attività imposte o 


dal regolatore o dal mutato quadro tecnologico. Per esempio l’esplosione delle richieste di 


connessioni attive è talvolta incompatibile, almeno in questa fase iniziale, con una richiesta 


d’efficientamento e compressione dei costi operativi, sia per il tempo necessario ad affinare un 


processo relativamente recente sia per effetto dell’introduzione da parte del regolatore di standard 


prestazionali e di indennizzi automatici. Conseguenza diretta della connessione di impianti di 


produzione sarà l’attività di gestione attiva della rete, attività che comporterà un incremento dei 


costi d’esercizio, il cui efficientamento non potrà che arrivare una volta superata la fase iniziale d’ 


apprendimento. Si tratta di costi che nel DCO sono stati definiti “sorgenti” e che solo in parte sono 


evidenziati nei bilanci 2010 e per i quali si richiama la necessità di una specifica valutazione.  
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Sempre con riferimento alla connessione di impianti di produzione sulla rete di distribuzione in 


media e bassa tensione preme sottolineare come tale attività comporti, in molte situazioni, un 


notevole sforzo sia operativo che finanziario. Tale situazione determina una saturazione della 


capacità di investimento causata dalla realizzazione di connessioni attive e dall’adeguamento della 


rete per far fronte alle maggiori richieste di potenza disponibile in immissione. In tal senso sarebbe 


auspicabile che AEEG identificasse opportune forme di incentivazione delle iniziative volte al 


rafforzamento della rete per finalità esclusive di produttori, al pari delle tipologie individuate dalla 


stessa Autorità nel DCO 34/11, non potendosi inquadrare tali attività nell’ambito delle smart grid. 


 


 


SPUNTI DI CONSULTAZIONE 


 


S1. Si condivide l’ipotesi di assumere come anno di  riferimento per la determinazione dei 


costi riconosciuti l’anno 2010, prevedendo solo in via eccezionale e limitata l’introduzione 


di meccanismi di valutazione del costo riconoscibil e basati sul valore medio assunto da tale 


costo su periodi pluriennali, nei termini proposti al paragrafo 9.7? Motivare la risposta 


 


Si condivide l’ipotesi prospettata di assumere il 2010 come anno di riferimento per la 


determinazione dei costi operativi riconosciuti per continuità regolatoria rispetto al meccanismo di 


determinazione degli opex per i previgenti periodi regolatori. Si ritiene inoltre, che parte delle 


potenziali voci di carattere straordinario potrebbero già essere isolate dalle evidenze di costo e 


ricavo presenti nel Conto Economico Unbundled 2010 in sede di risposta ai Questionari che 


verranno inviati agli esercenti, o per la quota relativa a sopravvenienze attive o passive legate ad 


esercizi precedenti. 


D’altra parte si fa notare come un sistema di dimensionamento dei costi operativi riconosciuti a 


partire dai valori espressi a consuntivo da un anno storico, nella fattispecie il 2010, debba nel 


contempo comprendere meccanismi di tempestivo ed adeguato riconoscimento di eventuali 


ulteriori costi sorgenti nel corso del Quarto Periodo Regolatorio a seguito di allargamento del 


perimetro delle attività svolte dall’esercente rispetto allo stesso anno storico. Si richiama a tale 


proposito quanto esposto nella parte in premessa.  


 


S2. Ai fini della definizione del parametro Q11 e d ei corrispettivi unitari, tema che sarà 


trattato in un successivo documento di consultazion e, l’Autorità sta valutando l’ipotesi di 


adottare un approccio differenziato tra trasmission e e distribuzione per quanto riguarda i 


volumi attesi di energia elettrica trasportata in q uanto la trasmissione sembra infatti 


risentire, negli ultimi anni, dell’aumento della pr oduzione a livello di reti di media e bassa, 


mentre la distribuzione potrebbe a sua volta risent ire del fenomeno dell’aumento dell’auto 


produzione fotovoltaica. Si condivide tale ipotesi?  Motivare la risposta e fornire 
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considerazioni sugli effetti attesi dell’impatto de lle fonti rinnovabili connesse in media e 


bassa tensione. 


 


La corrente situazione economico-finanziaria ha profondamente inciso sui parametri che hanno 


caratterizzato storicamente il settore elettrico.  


Sebbene il tema venga rinviato da AEEG ad un successivo provvedimento vogliamo segnalare che 


flessioni di energia distribuita si sono rilevate anche a livello di alta tensione; per altro, il fenomeno 


della autoproduzione si è affermato, al momento, con la diffusione della tecnologia fotovoltaica ma 


il settore è in attesa di un decreto ministeriale di sostegno alla micro-mini cogenerazione che 


potrebbe acuire ancor più l’effetto dell’autoproduzione sulla rete di media e bassa tensione. 


Ci riserviamo di fornire dettagli sul fenomeno dal punto di vista quantitativo in sede di contributo al 


DCO relativo ai vincoli tariffari e perequazioni ma al momento si vuole segnalare che potrebbe 


essere una soluzione al problema considerare i valori per le variabili di scala per un periodo 


pluriennale al fine di sterilizzare gli effetti derivanti da fenomeni contingenti. 


D’altra parte, qualora la struttura tariffaria dell a distribuzione settore elettrico dovesse 


indirizzarsi ancor più velocemente verso una conver genza con il settore gas, il peso 


attribuibile al CI nella struttura della rete assum erebbe un rilievo tale da rendere 


minimamente sensibile se non del tutto indifferente  il livello della tariffa rispetto 


l’evoluzione dei consumi. Federutility auspica tale percorso e sottopone ad AEEG l’opportunità di 


valutare una accelerazione della convergenza. 


 


S3. Si ritiene che l’elenco delle voci di costo che  l’Autorità intende escludere dal calcolo del 


costo riconosciuto sia esaustivo? Ci sono altre voc i che vanno escluse? 


S4. La rettifica dei costi operativi in funzione de i ricavi realizzati dall’eventuale cessione di 


beni o prestazioni di servizi comporta l’estrazione  di eventuali profitti oppure la copertura di 


eventuali perdite. In considerazione della marginal ità di tali partite, l’Autorità in ogni caso 


ritiene che per ragioni di semplicità amministrativ a tali effetti possano essere trascurati. Si 


condivide tale impostazione? 


S5. Si condivide l’approccio seguito per la determi nazione dei costi operativi riconosciuti? 


Motivare la risposta. 


 


Con riferimento al perimetro delle voci di costo da includere COR12 si osserva che una particolare 


attenzione deve essere posta ai costi operativi della commercializzazione dell’attività di 


distribuzione. 


Federutility ritiene che non si possano esercire adeguatamente le funzioni commerciali in assenza 


di un corretto riconoscimento dei costi operativi sostenuti dalle aziende. A tal proposito, il livello di 


impegno specifico e il presidio che è necessario assicurare alle relative attività rendono non 
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comparabili i costi unitari dei differenti operatori e ciò richiede il mantenimento del meccanismo 


perequativo riguardante la commercializzazione del servizio di distribuzione. 


La Federazione auspica pertanto che in occasione della prossima pubblicazione del DCO “Vincoli 


tariffari e perequazione” l’AEEG tenga conto delle specificità delle singole imprese in merito ai citati 


costi ai fini della determinazione della tariffa di riferimento. 


Si propone inoltre di includere tra i costi operativi riconosciuti, così come previsto nel precedente 


ciclo regolatorio, i costi correlati all’esodo dei dipendenti. 


      


S6. In relazione alle due ipotesi sopra descritte, quale soluzione si ritiene preferibile? 


Motivare la risposta. 


 


Si ritiene preferibile l’ipotesi A2, in quanto, seppure in presenza di una discontinuità tra il livello 


riconosciuto di costi in uscita dal terzo e valore di ingresso del quarto periodo regolatorio, consente 


una stabilizzazione dei ricavi delle imprese e un’aderenza dei ricavi ammessi con i costi sottostanti 


senza necessità di un opportuno meccanismo perequativo. In ogni caso riteniamo che anche con 


una differente contabilizzazione dei contributi ci si dovrà riferire ai valori di contributo 


eventualmente perequati, al fine di intercettare anche tale fenomeno. 


 


S7. Si condivide il processo di determinazione dell ’X-factor sopra descritto? Motivare la 


risposta. 


S8. Si concorda con la previsione di fissare il liv ello di recupero di produttività (X-factor) per 


tutti i servizi in modo da riassorbire gradualmente  le maggiori efficienze riconosciute alle 


imprese in relazione al terzo periodo regolatorio e ntro il 2019? Se no, per quali motivi? 


 


Nel ribadire l’assoluta contrarietà a meccanismi di X-factor che possano considerare anche i 


recuperi di costo effettuati volontariamente dagli Operatori nel terzo periodo regolatorio, si rimanda 


alle considerazioni generali. 


 


S9. Quali livelli del rapporto D/E si ritengono cri tici per l’equilibrio economico finanziario di 


un’impresa che svolga attività nel campo dei serviz i energetici regolati? 


 


Si ritiene che il livello del rapporto D/E rientri nella politica di indebitamento scelta dall’Operatore. 


In quest’ottica, in considerazione del fatto che trasmissione, distribuzione e misura dell’energia 


elettrica sono attività fortemente regolate, non appare opportuno fissare limitazioni ulteriori e vincoli 


agli Operatori di settore in considerazione anche della sostanziale stabilità del rapporto D/E per i 


principali operatori italiani, così come riscontrato dalla stessa AEEG al punto 12.10. 
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In ogni caso, i prossimi anni saranno caratterizzati da consistenti investimenti che non potranno 


non essere finanziati che dal mercato del credito in un quadro che assicurerà, tuttavia, un 


rafforzamento dell’attivo di bilancio che non potrà che essere apprezzato da AEEG. 


 


S10. Si condividono le argomentazioni sopra esposte  relativamente ai parametri che 


concorrono alla determinazione del WACC? Se no, per  quali motivi? Quali alternative si 


propongono? 


 


In merito alla valorizzazione dei parametri legati alla fissazione del WACC si ritiene opportuno 


richiamare l’attenzione sulla modalità proposta di valorizzazione del tasso di rendimento delle 


attività prive di rischio (parametro rf), che si basa, sia per l’attività di distribuzione che per quella di 


misura, sul rendimento del BTP decennale. 


A tal proposito si ritiene che tale benchmark, ancorché coerente con i dettati della Legge 290/03 


(Art. 1-quinquies comma 7), non risulti allineato con il valore medio della vita residua degli asset 


del servizio di distribuzione di energia elettrica valorizzati espressi dalla RAB tariffaria, mentre 


possa, in prima analisi, ritenersi adeguato per quanto attiene l’attività di misura. 


La coerenza tra durata dell’investimento e durata del debito a suo finanziamento è un presupposto 


cardine della bancabilità di qualsiasi progetto. Pertanto si propone di utilizzare, per la sola attività 


di distribuzione, un benchmark risk free riferito a durate superiori a quelle decennali. 


Il mancato allineamento tra vita residua degli asset del servizio di distribuzione e durata decennale 


del BTP presa a riferimento, risulta anche da una prima analisi effettuata sulla base delle evidenze 


del Costo Riconosciuto nazionale come pubblicato nella Relazione AIR al TIT del 3°Periodo 


Regolatorio, da cui risulterebbe una vita residua media (originata dal rapporto tra RAB e quota 


ammortamento) pari a circa 21 anni. Inoltre, AEEG ha pubblicato ulteriori recenti elaborazioni che 


indicano come la vita utile media residua sia stimata in 18,90 anni. In mancanza di un BTP di 


durata analoga a quella della vita residua potrebbe utilizzarsi come riferimento un BTP trentennale 


(normalizzando il prezzo per la minore liquidità) emesso da un numero di anni tale che la data di 


scadenza del BTP coincida con quella media stimata degli impianti. 


 


 


S11. In relazione alle due varianti sopra descritte , quale soluzione si ritiene preferibile? 


Motivare la risposta. 


 


Nessun commento 


 


S12. In relazione alle due varianti sopra descritte , quale soluzione si ritiene preferibile e 


perché? Motivare la risposta. 
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Riguardo alla scelta dell’approccio vettoriale o scalare per la fissazione del valore a prezzi correnti 


2012 delle immobilizzazioni nette relative a infrastrutture MT/BT ante 2008 esistenti al 31 dicembre 


2010, appare preferibile il metodo vettoriale che, pur non riconoscendo nel breve livelli assimilabili 


a quello scalare, prefigura una valutazione di maggior durata delle immobilizzazioni, evitando, in 


prospettiva un effetto “gradino” tariffario. 


In relazione al procedimento di determinazione della Quota Ammortamento riconosciuta relativa 


alle infrastrutture MT/BT ante 2008 si sottolinea la non condivisione del meccanismo di calcolo 


ammortamenti della stessa quota, per quanto attiene il perpetuarsi dell’effetto derivante 


dall’applicazione del price cap applicato nel secondo periodo regolatorio anche successivamente 


al secondo periodo stesso.    


 Da questo punto di vista, se AEEG ritiene di non poter procedere altrimenti per quanto riguarda la 


valutazione degli ammortamenti del II periodo tariffario, non si ritiene corretto penalizzare il valore 


delle immobilizzazioni che hanno dal punto di vista tecnico una vita utile sicuramente maggiore e 


quindi dovrebbero trovare nel sistema tariffario il relativo riconoscimento. In sostanza, Federutility, 


ritiene che i Distributori non possano essere penalizzati doppiamente per cui chiede un intervento 


in tal senso. 


Inoltre, con riferimento al degrado del capitale investito per gli investimenti a partire dal 2008 e 


delle relative Quote Ammortamento riconosciute riteniamo corretto, anche per analogia con il 


settore gas (del. 159/08), considerare nel calcolo degli ammortamenti l’intera aliquota già a valere 


per il primo anno di entrata in esercizio dell’investimento piuttosto che solo per il 50%.  


 


S13. Si condivide l’ipotesi di mantenere una differ enziazione nel riconoscimento dei costi di 


capitale investito relativo al servizio di misura p restato nei punti di prelievo in bassa 


tensione per il quarto periodo regolatorio? Se no, motivare. 


S14. Si condivide l’ipotesi di prevedere che a part ire dal quinto periodo regolatorio sia 


soppresso il meccanismo di perequazione dei costi r elativi al servizio di misura? Se no, 


motivare. 


 


Si condivide l’intento di AEEG di mantenere una differenziazione nel riconoscimento dei costi di 


capitale relativi al servizio di misura anche per il quarto periodo regolatorio, in relazione alla 


considerazione espresse nel focus group della scrivente Federazione ed esposta al punto 19.13 


del DCO. Tuttavia si vuole rappresentare che le differenze di costi unitari di capitale per punto di 


prelievo servito non sono solo riconducibili ai costi propri dei sistemi di telegestione, ma anche agli 


effetti di scala legati all’approvvigionamento dei misuratori. Pertanto si ritiene opportuno che AEEG 


nel disegno della futura regolazione consideri entrambe le suddette voci di costo. 


Conseguentemente, per tali motivi si condivide la proposta di mantenere per il prossimo periodo 


tariffario il meccanismo di perequazione dei costi della misura – per tenere conto del differente 


sviluppo temporale degli investimenti - ma si ritiene che in futuro anche per gli investimenti in tale 
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settore debba valere il principio applicato agli asset della distribuzione ovvero l’individuazione di 


una tariffa individuale per impresa anche per il servizio di misura.  


 


S15. Si condivide l’ipotesi di mantenere, ai fini d ell’aggiornamento per gli anni successivi al 


secondo, un parametro φ
10


292/ 06,ITA pari a 0,95 in coerenza con gli obblighi previsti dalla 


deliberazione n. 292/06? Motivare la risposta. 


 


Si invita AEEG a verificare la struttura delle formule riportate nel DCO, avendo segnalazioni di 


possibili effetti discorsivi delle stesse. Per altro, si rinvia alle considerazioni del punto precedente.  


 


S16. Si condivide l’ipotesi di mantenere fissa per tutta la durata del quarto periodo 


regolatorio il coefficiente di modulazione dei rica vi tariffari specifico per impresa? Motivare 


la risposta. 


S17. Si ritiene opportuno, in relazione al riconosc imento per impresa della remunerazione 


dei sistemi elettronici di misura BT, confermare il  meccanismo oggi previsto dall’articolo 


40.3 del TIT che, nel caso di costi medi unitari ec cedenti di oltre l’80% la media nazionale, 


ne limita la riconscibilità? Motivare la risposta. 


 


Si condivide la proposta ma per esigenze di trasparenza della regolazione appare necessario 


rendere noto – eventualmente anche ai soli singoli Gestori interessati - quale sia il valore medio 


nazionale oltre il quale si ritiene che debba valere un criterio di valutazione congiunta delle cause 


che hanno portato a sostenere costi differenti da quelli di settore.  


















