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COMMENTI ED OSSERVAZIONI IN MERITO AL DOCUMENTO DI 
CONSULTAZIONE DCO 45/11: 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 
 
Premessa 
L’Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas (di seguito: Autorità), dopo aver illustrato, nei 
Documenti per la Consultazione (di seguito: DCO) 5/11, 13/11, 29/11, 34/11 e 42/11 i 
propri orientamenti sul tema dei costi riconosciuti per il servizio di trasmissione, 
distribuzione e misura dell’energia elettrica e sulle modalità di definizione delle tariffe 
di riferimento ed obbligatorie, nonché sulle modifiche da applicare ai meccanismi di 
perequazione, con il DCO in oggetto espone agli operatori i propri orientamenti finali 
sulla regolazione tariffaria per i servizi da adottarsi nel IV° periodo regolatorio. 


A2A conferma il proprio apprezzamento per l’apertura dimostrata dall’Autorità verso 
alcune proposte avanzate in fase di consultazione dalla stessa e da altri operatori e 
associazioni. 


Tuttavia su alcuni temi, le posizioni sono ancora distanti ed è, quindi, necessaria una 
loro ulteriore  analisi, mirata ad arrivare ad un equilibrio  tra le necessità che 
caratterizzano le parti coinvolte nella consultazione. 


Le osservazioni di cui infra hanno, di conseguenza, il fine di avanzare proposte volte a 
raggiungere un punto di equilibrio  ottimale tra il bisogno di certezze sulla 
sostenibilità economico-finanziaria dell’attività nel medio-lungo termine e 
l’ altrettanto importante necessità di garantire, agli utenti finali, un servizio di elevata 
qualità al minor costo possibile.  


 La struttura del documento prevede, oltre la presente premessa, il successivo 
paragrafo 1 in cui saranno affrontati organicamente le principali criticità sul tema dei 
costi riconosciuti, il paragrafo 2, dove saranno illustrate le posizioni di A2A sui 
meccanismi di perequazione, il paragrafo 3 dedicato alla struttura tariffaria  e, 
infine, il paragrafo 4 che affronterà il tema degli incentivi agli investimenti. 


 


1. Costi riconosciuti per il servizio di distribuzione e misura 
Nella presente sezione sarà affrontato il tema dei costi riconosciuti dal futuro sistema 
tariffario, elemento cruciale per l’equilibrio dell’intero settore nel prossimo futuro.  


In particolare, i temi trattati saranno:   


• Costi Operativi (Opex); 
• Costi di Capitale (Capex), scomponibile in:  


� Remunerazione del capitale investito; 
� Ammortamento. 
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1.1.Costi Operativi (Opex) 
La metodologia proposta per individuare i costi operativi da riconoscere in tariffa, 
avanzata inizialmente nel DCO 29/11, può essere brevemente riassunta nei seguenti 
punti: 


• Fonte dati: conti annuali separati degli operatori (unbundling); 
• Anno base: 2010; 
• Utilizzo del metodo profit-sharing per individuare la parte delle maggiori 


efficienze da ripartire tra operatori e utenti finali; 
• Utilizzo del metodo price-cap al fine di: 


� Proseguire il riassorbimento delle maggiori efficienze generatesi nel II°  
periodo regolatorio e lasciate temporaneamente agli operatori nel III°; 


�  Iniziare  il riassorbimento delle maggiori efficienze generatesi nel III°  
periodo regolatorio. 


A2A, a tal proposito, ribadisce la propria posizione, illustrata all’interno delle proprie 
osservazioni al DCO 29/11. In particolare, per quanto riguarda la prosecuzione della 
redistribuzione delle maggiori efficienze generatesi nei precedenti periodi regolatori, 
si ritiene non corretta l’applicazione data alla norma di cui all’art 1-quinques comma 7 
della legge 290/03 che individua nella “una simmetrica ripartizione tra utenti e 
imprese delle maggiori efficienze realizzate rispetto agli obiettivi definiti con il 
meccanismo del price cap” il criterio a cui conformarsi per calcolare le tariffe 
applicabili nel II° periodo di regolazione. 


A2A ritiene che la metodologia proposta dall’Autorità leda la condizione di “[…]  
simmetrica ripartizione tra utenti e imprese[…]”  imposta dal legislatore e porti ad un 
evidente sbilancio a favore dell’utente finale, al quale verrà trasferita, infine, la totalità 
delle maggiori efficienze ottenute dagli operatori. Bisogna ricordare, inoltre, che la 
norma appena ricordata include un orizzonte temporale ben preciso all’interno del 
quale adottare il meccanismo di profit-sharing: “[…]il successivo periodo regolatorio 
[…]” , ovvero il II°  periodo regolatorio; ciò, tenuto conto anche che il “sistema 
tariffario deve altresì armonizzare gli obiettivi economico-finanziari dei soggetti 
esercenti il servizio con gli obiettivi generali di carattere sociale” e che l’integrale 
attribuzione, immediata o graduale, delle maggiori efficienze realizzate ad una sola tra 
le parti, porta A2A a ribadire, ancora una volta, la propria contrarietà alla 
continuazione del processo di redistribuzione delle extra-efficienze in oggetto. 


 Similmente, A2A è contraria alla redistribuzione delle maggiori efficienze generatesi 
nell’attuale periodo regolatorio. Infatti la proposta dell’AEEG rileva una 
contraddizione che emerge nella proposta avanzata dall’Autorità: 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, come visto in precedenza, degli operatori, senza 
considerare, peraltro, la difficile situazione economico-finanziaria in cui le aziende si 
trovano ad operare. 
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Alla luce di quanto finora detto, la proposta avanzata da A2A è di fissare il livello 
dell’X-factor , in termini reali, pari a 0. 
 


1.2. Costi di Capitale  
L’individuazione del corretto valore dei costi di capitale da includere nelle tariffe, dato 
il suo rilevante peso specifico, è uno dei principali argomenti su cui più si è sviluppato 
il dibattito. Le proposte presentate nei successivi paragrafi, quindi, hanno l’obiettivo di 
bilanciare il trade-off tra le differenti esigenze che contraddistinguono le parti coinvolte 
nella consultazione.  
 


1.2.1. Remunerazione del capitale investito 
A2A, innanzitutto, accoglie con favore la soluzione proposta per annullare gli effetti 
distorsivi del lag temporale sul rendimento effettivo del capitale investito attraverso la 
maggiorazione del rendimento di parte del capitale investito, senza ricorrere a soluzioni 
ben più onerose in termini di dispendio di risorse per l’elaborazione dei dati e molto 
meno certe nei risultati. 


Tuttavia, A2A non ritiene del tutto soddisfacente il valore ipotizzato di tale extra-
rendimento, né le modalità della sua applicazione: 


• A2A ritiene che il valore dell’extra rendimento necessario ad eliminare gli effetti del 
time-lag vada aumentato al 1,2%: considerando, infatti, un bene convenzionale che 
abbia una vita utile pari alla vita residua media nazionale, cosi come calcolata 
dall’Autorità nell’addendum al DCO 29/11 e pari a 21,68 anni, la differenza tra il 
WACC riconosciuto e il TIR dell’investimento risulta essere 1,2%. 


• A2A non ritiene corretto applicare tale maggiorazione solo agli investimenti 
effettuati negli anni successivi al 2012. Questa scelta, infatti, non tiene conto del 
fatto che, nel settore della distribuzione e della misura, le decisioni del management 
sull’effettuare o meno alcuni tipi  d’investimenti non sono dettate da interessi 
speculativi ingenerati da un tasso di rendimento garantito particolarmente 
favorevole; al contrario, questi sono necessari per continuare a fornire un servizio 
in linea con la regolazione sulla qualità e non incorrere soprattutto in disservizi 
che avrebbero impatti molto negativi sull’utente finale.  


Di conseguenza, considerando congiuntamente la scarsa libertà del management nel 
rinviare/stralciare investimenti necessari per l’operatività della rete e l’esigenza, 
riconosciuta peraltro dalla stessa Autorità, di eliminare gli effetti distorsivi del lag 
temporale, A2A propone di riconoscere l’extra-rendimento, fissato in 1,2%, sin dagli 
investimenti 2010, ovvero nelle tariffe  che saranno applicate a partire dal 2012, 
garantendo una maggiore omogeneità del rendimento del capitale nel prossimo periodo 
regolatorio  


Bisogna, però, considerare che l’elemento cruciale per garantire un livello ottimale del 
rendimento del capitale è soprattutto il Weighted Average Cost of Capital (WACC): il 
suo dimensionamento deve essere tale per cui sia garantito contemporaneamente 
l’ equilibrio  tra numerosi elementi. 
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Purtroppo, A2A deve constatare che l’Autorità non ha ritenuto le osservazioni e le 
analisi quantitative presentatele nelle precedenti fasi di consultazione sufficienti a 
modificare i valori proposti nel DCO 29/11, lasciandoli in buona sostanza invariati  sin 
dal II° periodo regolatorio e non riconoscendo, quindi, il cambiamento verificatosi 
negli ultimi anni . 


A2A, pertanto, ritiene che la fissazione di un Wacc pari al 7.4%, peraltro frutto del solo 
aumento dei rendimenti offerti dai BTP registrato negli ultimi mesi e parzialmente 
incorporato nella formula per il calcolo del tasso risk-free, sia necessariamente una 
base da cui partire  per arrivare ad un valore che garantisca l’equilibrio  tra i vari 
fattori precedentemente ricordati. 


Bisogna ricordare, infatti, che nel IV° Trimestre 2011 la spesa complessiva per i servizi 
di rete e di misura risulta essere pari al 15,07% della prezzo totale per l’energia per un 
consumatore domestico tipo1 e che la quota-parte delle tariffe a copertura della 
remunerazione del capitale investito è, a livello nazionale, stimata in circa 37,488%; 
conseguentemente, l’incidenza della remunerazione del capitale investito per il servizio 
di distribuzione sul prezzo pagato dal cliente finale piò essere stimato in meno del 2,5 - 
3%. Conseguentemente, un aumento del Wacc avrebbe un impatto assolutamente 
contenuto sui prezzi finali e non pregiudicherebbe in maniera sostanziale gli equilibri 
patrimoniali e finanziari delle famiglie e delle imprese italiane. 


Per gli operatori, al contrario , il tasso di remunerazione è uno dei driver principali  di 
ricavo e, conseguentemente, è il garante dell’equilibrio  e della sostenibilità 
dell’impresa nel tempo; inoltre, è un elemento non secondario su cui il management si 
basa per quella parte d’investimenti che, a differenza di quella descritta in precedenza, 
possono essere rinviati/stralciati in quanto non immediatamente essenziali 
all’operatività e alla sicurezza dell’infrastruttura. A tal proposito si deve sottolineare che 
una parte importante di detti investimenti, da un punto di vista di sviluppo tecnico del 
settore, sono quelli ad alto contenuto innovativo che in uno scenario caratterizzato da 
bassi ritorni sul capitale, investimenti incomprimibili e risorse scarse, a causa delle 
incertezze che li contraddistinguono, potrebbero subire un forte ridimensionamento, con 
danni diretti per il settore ed il suo indotto e, indirettamente, per l’intero Paese. 


Di seguito, quindi, saranno illustrate le motivazioni che portano A2A a ritenere che il 
valore proposto per alcuni parametri del WACC non sia adeguato a garantire gli 
equilibri prima descritti, svantaggiando eccessivamente gli operatori. 


Tasso di rendimento delle attività prive di rischio (Rf) 
Per quanto riguarda il valore del parametro Rf, A2A non ritiene opportuno prevedere 
un meccanismo di revisione infra-periodale del rendimento delle attività prime di 
rischio, in quanto ciò aumenterebbe di molto la rischiosità dell’intero settore e 
impedirebbe agli operatori, fermo restando quanto già detto nel paragrafo 1.2.1., di 
stabilire piani con un ampio orizzonte temporale. Ridurre a 2 gli anni per i quali si ha 
certezza del rendimento comporterebbe, infatti, lo stravolgimento delle fondamenta su 


                                                 
1 Vedi stima pubblicata dall’Autorità per l’Energia Elettrica e il Gas: 
http://www.autorita.energia.it/it/dati/ees5.htm 







 


 5


cui si basa la regolazione, oltre che i giudizi degli analisti e dei mercati in generale e di 
quello del credito in particolare; ciò avrebbe, soprattutto nell’immediato, un effetto 
deleterio e, pertanto, non desiderabile. 


Premio per il rischio di mercato (ERP) 
Uno degli elementi principali per il calcolo del WACC è l’extra rendimento richiesto 
dall’investitore per investire in titoli non risk-free ed è stimato su un orizzonte 
temporale di lungo periodo utilizzando la media geometrica del differenziale di 
rendimento tra il rendimento di mercato e il rendimento dei titoli di Stato a lungo 
termine. Nel DCO 45/11 l’Autorità, applicando tale metodologia, rigetta l’ipotesi di 
aumentare la stima del premio al rischio e conferma il parametro ERP pari al 4%, in 
linea con gli scorsi periodo regolatori. 


Tale posizione non è assolutamente condivisibile e l’approccio utilizzato dall’Autorità, 
ovvero l’ “Historical Risk Premium”, non è adeguato a individuare il corretto valore 
del premio a rischio richiesto dagli investitori. A tal proposito, lo stesso studio di A. 
Damodaran2 citato nel DCO 45/11 riporta come conclusione : 


“In conclusion, there is no one approach to estimating equity risk premiums that will 
work for all analyses. If predictive power is critical or if market neutrality is a 
prerequisite, the current implied equity risk premium is the best choice. For those 
more skeptical about markets, the choices are broader, with the average implied equity 
risk premium over a long time period having the strongest predictive power. Historical 
risk premiums are very poor predictors of both short-term movements in implied 
premiums or long-term returns on stocks”. 


Per contro lo studio citato ricorda alcuni falsi miti  sulla stima del ERP, tra cui quello 
citato nella nota 7 a pagina 15 del DCO 45/11, ovvero che: 


“There is no right risk premium: The flip side of the “services know it best” argument 
is that the data is so noisy that no one knows what the right risk premium is, and that 
any risk premium within a wide range is therefore defensible”.  


Infine, bisogna sottolineare ancora una volta che tutti gli osservatori sono concordi nel 
sostenere che, a partire dal 2008, si è osservato un break strutturale dei mercati, che si 
sono posizionati stabilmente su livelli di rischiosità molto superiori rispetto al passato. 


Per quanto detto A2A ritiene maggiormente corretto, anche a livello teorico, utilizzare il 
metodo dell’implied risk premium in quanto l’esigenza alla base del calcolo è di avere 
un valore, fissato ad inizio periodo, che approssimi nel modo migliore l’effettivo 
premio al rischio per l’intero periodo futuro . 


A supporto di questa scelta, lo studio citato in precedenza afferma che: 


‘ I think that the banking and financial crisis of 2008 has created a new reality, i.e., that 
equity risk premiums can change quickly and by large amounts even in mature equity 
markets. Consequently, I have forsaken my practice of staying with a fixed equity risk 


                                                 
2 A. Damodaran (2011)“Equity Risk Premiums (ERP): Determinants, Estimation and Implications – The 
2011 Edition”, Febbraio 2011. Cfr. Pag 85. 
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premium for mature markets, year after year and vary it year to year, and even on an 
intra-year basis, if conditions warrant. For many years prior to September 2008, I used 
4% as my mature market equity risk premium when valuing companies, and assumed 
that mean reversion to this number (the average implied premium over time) would 
occur quickly and deviations from the number would be small. After the crisis, in the 
first half of 2009, I used equity risk premiums of 6% for mature markets in my 
valuations. As risk premiums came down in 2009, I moved back to using a 4.5% equity 
risk premium for mature markets in 2010. With the increase in implied premiums at the 
start of 2011, my valuations for the year will be based upon an equity risk premium of 
5% for mature markets” 


Inoltre, si sottolinea che la metodologia proposta è largamente utilizzata nella prassi 
della valutazione finanziaria, come ad esempio dimostra la valutazione dei premio al 
rischio effettuata da Banca IMI  (Gruppo Intesa-San Paolo), di seguito riportata, che è 
stata condotta come segue: 


“our equity risk premium is based on a three-stage DDM, which calculates the equity 
premium implied in the Euro Stoxx index” . 


 
        Source: Intesa Sanpaolo Research Elaboration on ERP    


Valori simili  a quelli appena presentati emergono dall’indagine svolta dallo IESE 
Business School Università di Navarra3 avente ad oggetto la stima del risk-premium da 
parte di un campione rappresentativo di professori universitari e operatori finanziari: 


 


                                                 
3 Working Paper WP 920, May 2011: Market Risk Premium Used in 56 Countries in 2011: a Survey with 
6014 Answers di P. Fernandez, J. Aguirreamalloa e L. Corres 
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In conclusione A2A, alla luce delle evidenze sinora presentate, ritiene che il valore 
adeguato per il premio al rischio di mercato sia nell’intorno del 7-8% e, comunque, 
non inferiore al 5%. 
 
Rischio Sistematico (β) 
Nel DCO 45/11 l’Autorità avanza la proposta di equiparare il rischio sistematico insito 
nell’attività di distribuzione e di misura, fissando per entrambe il valore del parametro β 
pari a 0,61.  


A2A non ritiene corretta tale proposta in quanto, per l’attività di misura, pur essendo 
giunto a conclusione il piano di sostituzione dei misuratori ex- deliberazione n. 292/06, 
permangono moltissime incertezze, tanto sul lato squisitamente tecnico, che su quello 
regolatorio. 


Partendo da quest’ultimo, si deve ricordare che una delle principali novità del 
quadriennio 2012 – 2016 sarà l’adozione di un testo integrato (TIME) focalizzato 
esclusivamente sulla misura e che introdurrà novità rilevanti  in tema di responsabilità 
e di prassi operativa. Considerando, quindi, che la riforma del servizio nella sua 
interezza partirà solo dal 2013 e che, ad oggi, non sono noti tutti i cambiamenti, è 
difficile sostenere che la rischiosità dell’attività sia diminuita di ben 0,06 punti, ovvero 
il 9%. 


A2A chiede, dunque, di continuare a considerare separatamente la rischiosità delle 
due attività. 


Per quanto riguarda, invece, il valore assoluto attribuito al parametro β, si conferma a 
quanto detto sull’argomento nelle osservazioni al DCO 29/11, e in particolare alle 
pagine 14 – 15. 


Tuttavia, A2A ritiene opportuno sottolineare in questa sede che l’ampliamento del 
perimetro della Robin Hood Tax anche ai servizi a rete, insieme con il divieto di 
traslazione,  ha generato negli investitori la certezza dell’aumentata rischiosità delle 
società attive in tali campi, precedentemente considerate maggiormente tutelate da 
rischi fiscali. 


Si ribadisce, pertanto, la proposta di aumentare il valore del β a 0,8 per la distribuzione 
e 0,87 per la misura. 


Costo del Capitale di Debito (Kd) 
Anche per quanto riguarda il costo del capitale di debito, l’Autorità conferma quanto 
proposto nel DCO 29/11 e, in particolare, mantiene invariato  a 0,45% lo spread 
riconosciuto sul tasso di rendimento risk-free. 


A2A, anche alla luce del trend dei rendimenti garantiti dai titoli di debito emessi nel 
corso degli ultimi anni dai principali operatori nazionali ed europei presentato nelle 
proprie osservazioni al DCO 29/11 e alle quali si rimanda, non ritiene corretto il valore 
proposto. Questo, infatti, non considera minimamente il fenomeno del “ credit crunch”  
generato dalla crisi che ha caratterizzato l’Europa e l’Italia a partire dal 2008: anche se, 
come sottolinea l’Autorità, “le società attive in un settore regolato sono esposte ad un 
più basso livello di rischio e pertanto riescono ad ottenere capitale di debito a tassi di 
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interesse relativamente più convenienti”, ciò non significa che continuino a godere dei 
tassi di interesse pre-crisi, sulla base dei quali era stato stimato lo spread dello 0,45%; 
al contrario, anche se godranno di tassi più bassi in relazione a quelli applicati alle PMI 
o ad imprese attive in settori particolarmente a rischio, questi saranno comunque 
maggiori di quelli precedenti e tali da giustificare una revisione in aumento dello 
spread riconosciuto agli operatori. 


Infine, A2A non concorda con l’introduzione di un qualsivoglia processo di 
monitoraggio del livello e del costo del debito e, soprattutto, è fermamente contraria 
alla divulgazione di documenti riservati  e price-sensitive quali quelli sulla struttura del 
debito, il suo costo, nonché quelli riguardanti le politiche di distribuzione di dividenti e 
di autofinanziamento. Un siffatto sistema di monitoraggio, inoltre, sembrerebbe 
travalicare le finalità  stesse dell’Autorità e generare scenari di invasività della 
regolazione non coerenti con il grado di maturità  che questa stessa ha raggiunto in 
Italia. Si ricorda, inoltre, che l’Autorità già dispone di un sistema più che adeguato per 
condurre analisi puntuali dei dati economici degli operatori: la separazione contabile. 


Conclusioni sul Wacc 
Alla luce di quando sopra, e come già segnalato nelle osservazioni al DCO 29/11, 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% (8,2% per la misura). 
 
[Omissis] 
 


2. Meccanismi di perequazione 
Nella presente sezione verranno analizzati, separatamente per l’attività di distribuzione 
e di misura, i principali punti di criticità rilevati in merito ai meccanismi di 
perequazione che saranno applicati nel prossimo periodo di regolazione. 
 
[Omissis] 
 


2.1.Meccanismi di perequazione per il servizio di distribuzione  
A tal riguardo, l’unica discordanza da rilevare risiede nella reintroduzione, anche se con 
finalità distinte, di una perequazione riguardante il servizio di trasmissione. Come già 
evidenziato, A2A non ritiene corretto, considerati gli obiettivi  di semplificazione 
regolatoria ed amministrativa  più volte richiamati dalla stessa Autorità, gravare tutti i 
distributori di un ulteriore adempimento per agevolare un unico soggetto. 


Ciò è ancor più evidente considerando che la finalità del meccanismo in discussione è 
di stabilizzare i ricavi dell’operatore della Rete di Trasmissione Nazionale, che però ha 
avuto la possibilità di aderire al meccanismo di garanzia dei ricavi  predisposto 
dall’Autorità ed è inoltre, un soggetto unico, con un forte potere contrattuale verso il 
mercato del credito e una indubbia solidità patrimoniale e finanziaria ; al contrario , 
gli operatori della distribuzione sono numerosi e, tolta una unica eccezione, non 
confrontabili  con Terna in quanto a dimensioni e potere contrattuale.  
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A2A, di conseguenza, ritiene iniqua l’introduzione di questo nuovo meccanismo, in 
quanto genererebbe più oneri che benefici al sistema preso nel suo insieme. 
 


2.2. Meccanismi di perequazione per il servizio di misura  
A differenza di quanto proposto nel DCO 29/11 e confermato, seppur con alcune 
variazioni, nel DCO 42/11, l’Autorità non intende procedere con la riformulazione  del 
meccanismo di perequazione dei ricavi di misura per il servizio di misura in BT, 
mantenendo in vigore, al contrario, l’attuale meccanismo, rivisto alla luce dei problemi 
emersi in sede di aggiornamento delle tariffe per l’anno 2011. 


Inoltre, l’Autorità propone di affiancare il meccanismo appena descritto ad uno, 
ulteriore, di integrazione dei ricavi  a copertura del costo residuo non ammortizzato 
dei misuratori elettromeccanici sostituiti con misuratori elettronici ai sensi della 
deliberazione n.° 292/06. 


A2A, alla luce della proposta dell’Autorità di dare evidenza della componente MIS(res) 
condivide l’esigenza di inserire tale meccanismo. Tuttavia, la mancata condivisione 
dei dati quantitativi  necessari a simulare l’impatto del meccanismo proposto impedisce 
una trattazione basata su dati oggettivi e porta A2A ad effettuare osservazioni di 
carattere prevalentemente teorico: considerando come base di calcolo l’aggregato 
nazionale al 31 dicembre 2010 dei costi residui non ammortizzati viene a perdersi il 
riconoscimento specifico dei costi sostenuti dai singoli operatori che, agendo su una 
scala molto minore e con un orizzonte temporale diverso rispetto al principale 
operatore nazionale, potrebbero risultare, a livello unitario, diversi dai costi medi 
nazionali. Di conseguenza, A2A ritiene opportuno che l’esistenza di tale scostamento 
sia verificata e condivisa con gli operatori prima di applicare i meccanismi ricordati in 
precedenza e ritiene necessario che i loro risultati siano del tutto paragonabili a quelli 
ottenuti utilizzando come base di calcolo i valori residui specifici del singolo operatore.    


 


3. Struttura tariffaria 
La struttura tariffaria proposta nel DCO in oggetto prevede la separazione tra la tariffa 
applicata agli utenti finali, che non subisce variazioni rispetto al passato, e la tariffa di 
riferimento che definisce il vincolo ai ricavi ammessi per l’operatore e rappresenta una 
delle maggiori novità introdotte con la consultazione sul quadro normativo per il 
periodo 2012 – 2015. 


A2A condivide la scelta dell’Autorità di adottare una tariffa di riferimento definita (ad 
esclusione dell’illuminazione pubblica) come €c/Pod. 


Tuttavia, si rileva il mancato accoglimento delle proposte inerenti le tariffe da applicare 
a copertura della commercializzazione del servizio. A tal proposito, A2A ritiene non 
corretta l’analisi proposta dell’Autorità in quanto, si ribadisce, i servizi rientranti 
nell’ambito della commercializzazione non sono del tutto standardizzabili e 
richiedono competenze e conoscenze specifiche che impediscono, in sostanza, la loro 
esternalizzazione. 
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Inoltre, si sottolinea che le attività costituenti la commercializzazione sono state 
oggetto, negli ultimi anni, di primari interventi regolatori  che hanno portato gli 
operatori a sostenere costi ingenti per porre in essere azioni ad hoc, costruite sulla base 
delle proprie  esigenze specifiche e della realtà aziendale caratterizzante il singolo 
operatore.  


Conseguentemente, A2A ribadisce che tali costi debbano necessariamente godere di un 
riconoscimento puntuale in quanto un costo standard, per definizione, non 
intercetterebbe adeguatamente quelle specificità aziendali che generano costi diversi 
per le singole imprese; si propone, quindi, di mantenere il riconoscimento puntuale dei 
costi in base ai dati comunicati dagli operatori.  


Infine, A2A non condivide la tempistica proposta dall’Autorità per l’aggiornamento 
annuale delle tariffe di riferimento: la data entro cui definire e pubblicare tali tariffe, in 
base all’art.4, comma 2, lettera b) della bozza di articolato sub allegato B è il 30 aprile. 
Tale termine comporterebbe un’incertezza intollerabile per un periodo eccessivamente 
ampio (anche considerando che le società quotate devono consolidare i risultati su base 
trimestrale). Non si comprende, peraltro, il motivo di una tempistica così lunga per la 
definizione delle tariffe di riferimento. 
 
 


4. Meccanismi di incentivazione 
L’Autorità, nei propri orientamenti finali, conferma le proposte avanzate nel DCO 34/11 
e ribadisce la necessità di adottare, in futuro, metodologie output-based per 
proporzionare gli incentivi . 


A2A ritiene, a livello complessivo, che le categorie incentivate proposte siano coerenti 
con gli obiettivi  prefissati, a livello nazionale ed europeo. Tuttavia, analizzando 
congiuntamente le categorie proposte per l’incentivazione e le ipotesi avanzate circa 
l’ aumento di potenza da concedere agli utenti finali domestici con tariffa D2, 
sembrerebbe emergere l’opportunità  di aggiungere, come categoria incentivata, la 
sostituzione delle colonne montanti: proprio queste, infatti, formano quel “collo di 
bottiglia ” che potrebbe rendere critico l’aumento di potenza agli utenti finali. 
Conseguentemente, incentivarne la sostituzione potrebbe eliminare parte degli attuali 
vincoli e permettere, per il V° periodo regolatorio, norme maggiormente favorevoli agli 
utenti finali e in grado di spostare sensibilmente la domanda di energia in fasce più 
adeguate a garantire maggiore efficienza al sistema. 


Infine, A2A non ritiene corretto eliminare ex tunc l’incentivo riconosciuto alla 
generazione distribuita e, specificatamente, ai soggetti titolari di un impianto di 
produzione di energia elettrica connesso ad un punto di interconnessione virtuale alla 
rete di trasmissione nazionale in MT o in BT. 


Come già sottolineato nelle proprie osservazioni al DCO 42/11, infatti, A2A non ritiene 
corretto che tali soggetti siano privati, con scarsissimo preavviso e senza un loro 
adeguato coinvolgimento, di una voce di ricavo che, pur non essendo la principale, era 
comunque stata considerata nel momento della valutazione e della successiva 
approvazione dell’investimento. Togliere ora tale incentivo per gli impianti già 
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connessi significherebbe ridurre arbitrariamente il tasso di rendimento previsto per 
l’investimento, che, alla luce della mutata situazione, potrebbe anche non essere più 
allineato a quello precedentemente ritenuto dall’operatore come rendimento minimo per 
deliberare l’investimento. 


Si richiede, pertanto, che la soppressione dell’incentivo in discussione sia ex-nunc e, 
conseguentemente, che gli impianti di produzione connessi in MT o BT entro una data 
da stabilire continuino a godere dell’incentivo, mentre quelli connessi oltre tale data, e 
che già incorporano nella propria valutazione economico finanziaria il mancato 
incentivo, ne siano esclusi. 





























































OSSERVAZIONI EGL ITALIA – CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L'EROGAZIONE DEI 
SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DELL'ENERGIA ELETTRICA PER IL PERIODO 
2012-2015 


 


S2: Esprimere considerazioni in merito all'ipotesi di introduzione di un automatismo di 
aggiornamento in corso di periodo regolatorio del parametro rf e alle modalità di attuazione di 
tale meccanismo 


Come già rilevato nelle precedenti consultazioni inerenti l'assetto tariffario del IV periodo 
regolatorio, l'attuale fase d'instabilità finanziaria rende la media degli ultimi 12 mesi dei rendimenti 
lordi del BTP decennale benchmark scarsamente rappresentativa del tasso di rendimento di mercato 
risk free. Il perdurare della crisi finanziaria e l'impossibilità di definire i tempi entro cui è possibile 
ipotizzarne il rientro rendono a nostro avviso necessaria da subito la definizione di un meccanismo di 
aggiornamento che possa isolare il calcolo del WACC dagli effetti connessi all rischiosità del debito 
sovrano italiano, visto che l'azionariato di Terna è quello di una public company internazionale.  


S3: Rispetto alle ipotesi alternative di tempistiche di applicazione della nuova regolazione, 
prospettate nei paragrafi 9.17 e 9.18, motivare la propria preferenza 


Ciò che desta maggiormente la nostra preoccupazione non è tanto la tempistica di attuazione del 
nuovo schema incentivante quanto il meccanismo in sé proposto soprattutto nella parte in cui 
istituisce una nuova categoria di investimenti: i progetti pilota per la realizzazione di sistemi di 
accumulo di energia elettrica. La convenienza economica di progetti di questo tipo (che si pongono 
in netta concorrenza con gli impianti tradizionali per la fornitura di servizi di rete) rispetto ad 
interventi alternativi per il dispacciamento delle FER non è stata ancora suffragata da analisi costi 
benefici concrete anzi i dati attualmente disponibili agli operatori di mercato dimostrerebbero 
proprio il contrario. Citiamo ad esempio i risultati emersi dallo studio condotto da RSE (presentati in 
occasione del seminario del 15 dicembre a Milano e confermati nella sostanza anche da REF) 
secondo cui i servizi di riserva secondaria e terziaria forniti dagli accumuli avrebbero un costo di gran 
lunga superiore rispetto all'attività di approvvigionamento delle medesime risorse su MSD (400 
€/MWh). Se questi sono i numeri, (che oltrettutto sono gli unici disponibili visto che Terna nel 
documento di integrazione al piano di sviluppo della rete non ha fornito alcuna analisi comparativa 
sui costi e sui risparmi conseguibili in termini economici), non solo la necessità di realizzare le 
batterie non risponderebbe ad alcuna logica sensata d'investimento ma risulterebbe del tutto 
irragionevole (e dannoso) addebitarne i costi alla collettività attraverso le tariffe elettriche. Ad ogni 
modo la possibilità che il gestore realizzi infrastrutture riconducibili alla capacità di generazione in 
regime regolato presenta notevoli criticità anche sotto il profilo competitivo: 


• In questo modo si consente a Terna di esercire due attività tra di loro in conflitto: sviluppo 
della rete e capacità di generazione 


• La realizzazione e la gestione degli accumuli rappresenta un fenomeno di concorrenza sleale 
su MGP e MSD dove ci sono operatori che offrono al sistema i medesimi servizi in regime di 
mercato 


D'altra parte riteniamo che sia preferibile applicare il nuovo meccanismo di incentivazione degli 
investimenti a partire dal 1 gennaio 2012 in quanto per evitare confusione in riferimento ai prossimi 







periodi regolatori, è opportuno remunerare gli investimenti secondo i criteri di incentivazione vigenti 
nel momento in cui sono stati decisi. Visto che inoltre nel terzo periodo regolatorio sono stati 
applicati meccanismi di incentivazione altrettanto (e oltremodo) premianti per il gestore di rete non 
ci sembra in nessun modo giustificabile l'applicazione retroattiva della maggiorazione dello 0,7% al 
WACC base per compensare il disallineamento tra il tasso di rendimento del capitale e il tasso interno 
di rendimento del capitale (IRR) dovuto al lag regolatorio. 
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OSSERVAZIONI GENERALI  


 


Enel condivide pienamente le proposte dell’Autorità tese a migliorare le condizioni di redditività 


degli investimenti nelle attività di rete attraverso il superamento di alcune criticità (lag regolatorio 


nel riconoscimento degli investimenti, remunerazione della RAB al lordo della rata di 


ammortamento dell’anno, rimozione dell’applicazione del price cap sui cespiti entrati in esercizio 


nel corso del secondo periodo regolatorio) evidenziate all’Autorità nel corso del processo di 


consultazione. 


Nonostante i miglioramenti posti in consultazione, il tasso di remunerazione del capitale investito 


proposto dall’Autorità risulta ancora inferiore al costo del capitale, che risente di un contesto 


economico-finanziario radicalmente cambiato. 


In particolare ad avviso di Enel è necessario rivedere alcuni parametri del WACC quali l’inflazione, 


l’orizzonte temporale su cui calcolare il risk-free e il tax rate. 


In particolare in relazione al tasso di inflazione riteniamo che ci siano le condizioni per una 


riduzione rispetto al valore del precedente periodo, piuttosto che per un aumento, come proposto 


in consultazione. 


Infatti le più recenti previsioni indicano valori inferiori rispetto all’1,8% proposto. In particolare 


l’OCSE lo scorso 28 novembre ha aggiornato le previsioni di inflazione per il 2012 (1,7%) e per il 


2013 (1,1%). 


La stessa tendenza sembra osservabile anche sui mercati finanziari guardando per esempio 


all’andamento del parametro “Inflation break-even”, che esprime le aspettative di inflazione 
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implicite nei rendimenti dei titoli di Stato (calcolate come differenza tra il rendimento dei BTP 


“ordinari” e quello dei BTP di pari durata indicizzati all’inflazione), il cui valore si è ridotto 


fortemente negli ultimi mesi e si attesta oggi allo 0,7% (per la scadenza a 10 anni). 


Per quanto riguarda i costi operativi, Enel ravvisa l’esigenza di un pieno riconoscimento di tutte le 


voci di spesa desumibili dal bilancio 2010, ivi compresi i costi relativi all’incentivo all’esodo, i costi 


intercompany e i costi sorgenti connessi alle nuove attività. 


Infine si segnala nuovamente l’esigenza di riallineare i livelli di perdita standard a quelli effettivi, 


così come risultanti dai meccanismi di perequazione individuati dall’Autorità. Un approccio che 


preveda un periodico riallineamento dei livelli di perdite standard a quelli effettivi risulta peraltro in 


linea con la prassi regolatoria internazionale e fa salva l’esigenza di incentivare correttamente le 


imprese distributrici a minimizzare le perdite fisiche e commerciali sulle proprie reti. 


 


REMUNERAZIONE DEL CAPITALE INVESTITO  


 


Inflazione  


Per quanto riguarda il tasso di inflazione, Enel ritiene che il valore proposto, pari all’1,8%, non sia 


rappresentativo dell’attuale scenario sull’evoluzione dei prezzi al consumo. 


A tal proposito si segnala che recentemente (il 28 novembre) l’OCSE ha pubblicato una nuova 


previsione di inflazione per l’Italia, pari all’1,7% per il 2012 e all’1,1% per il 2013. 


Peraltro alcune delle stime riportate nella tabella 1 del Documento di Consultazione, come quella 


della Commissione Europea, risultano non significative in quanto sono state effettuate nei mesi 


scorsi, ovvero quando la situazione economica non aveva ancora assunto gli attuali connotati. 


Inoltre, come già riportato nelle osservazioni generali, la tendenza alla riduzione dell’inflazione è 


confermata dall’indice “Inflation break-even”. 


Pertanto si ritiene che ci siano i presupposti per fissare il tasso d’inflazione ad un livello inferiore a 


quello dell’attuale periodo. 


 


Risk-free 


In generale Enel ritiene che il WACC proposto per il quarto periodo regolatorio, nonostante 


l’aumento dello 0,4%, non sia sufficiente per compensare il maggior costo del capitale, che in un 


momento di turbolenza finanziaria ha subito un incremento ben superiore a tale valore. 
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Per rendere il livello del costo del capitale riconosciuto più aderente a quello di mercato, l’Autorità 


potrebbe valutare l’opportunità di calcolare il risk-free sulla base dei rendimenti dei BTP dei 6 mesi 


precedenti. Tale misura consentirebbe di non tenere conto dei rendimenti del BTP del periodo 


dicembre 2010 – maggio 2011, che non sono più rappresentativi delle condizioni di indebitamento 


degli operatori. 


Questa previsione potrebbe essere associata a un aggiornamento del WACC ogni anno o ogni 2 


anni, relativamente ai soli parametri risk-free e inflazione, in modo tale da sterilizzare gli andamenti 


anomali di tali parametri in un contesto di elevata volatilità dei mercati. 


Inoltre riteniamo corretto introdurre un aggiornamento del WACC ogni due anni o ogni anno, che 


peraltro dovrebbe essere relativo ai soli parametri risk-free ed inflazione. 


 


Tax rate 


Enel ritiene che il tax rate regolatorio debba essere fissato a un livello superiore rispetto a quello di 


bilancio, in quanto tale livello, applicato al WACC, impedisce la copertura degli oneri fiscali 


connessi alla differenza tra gli ammortamenti regolatori, riconosciuti tra i ricavi, e gli ammortamenti 


di bilancio. 


 


Lag regolatorio e RAB al lordo della rata di ammort amento 


Per quanto riguarda la maggiorazione del WACC introdotta per correggere gli effetti del ritardo nel 


riconoscimento degli investimenti, Enel ritiene che la maggiorazione del 0,7% del WACC debba 


intendersi in termini post-tasse. Peraltro, per compensare in toto la distorsione relativa al lag 


regolatorio, la maggiorazione del WACC in termini pre tasse dovrebbe essere in realtà dell’1%. 


Al di là di questa precisazione, Enel propone di applicare tale misura, come anche quella relativa al 


calcolo della RAB al lordo della rata di ammortamento dell’anno, sullo stock di capitale e non solo 


sui nuovi investimenti. 


Ad ogni modo Enel ritiene indispensabile che la correzione delle distorsioni temporali (lag 


regolatorio e RAB al lordo della rata di ammortamento) decorra quantomeno dall’aggiornamento 


tariffario 2012, relativo agli investimenti 2010, così come previsto al paragrafo 9.18 del documento 


di consultazione. 


 


Deflatore 


Enel 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. 
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In termini esemplificativi, gli 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. 


 


Monitoraggio del costo del debito 


In merito all’orientamento dell’Autorità di richiedere informazioni di dettaglio relative al costo del 


debito, si sottolinea che l’ipotesi di richiedere aggiornamenti trimestrali appare eccessiva, in quanto 


le scelte di finanziamento e le necessità di indebitamento connesse alla realizzazione degli 


investimenti non presentano una dinamica rilevante nel breve periodo; occorre tenere presente 


inoltre che i dati trimestrali non sono sottoposti a certificazione da parte della Società di Revisione, 


mentre quelli semestrali sono sottoposti ad una “limited review”. 


Inoltre si precisa che tali informazioni dovrebbero riguardare solo dati a consuntivo e non dati 


previsionali. 


 


OPEX 


 


Incentivi all’esodo 


Enel ritiene corretto riconoscere nel Costo Operativo Effettivo del 2010 (COE 2010) i costi relativi 


agli incentivi all’esodo, in continuità con quanto previsto nell’attuale periodo regolatorio. 


La strategia di incentivare l’esodo anticipato costituisce una politica di efficientamento che 


consente una riduzione di costo per l’impresa che poi viene trasferita ai clienti finali. 


Si riporta nell’Allegato 1 un approfondimento sulle politiche di incentivazione all’esodo di Enel e sui 


benefici fino ad oggi ottenuti per il sistema. 


 


Costi intercompany 


Enel ritiene corretto prevedere il pieno riconoscimento dei costi intercompany nel COE 2010. 


Un’eventuale decisione da parte dell’Autorità di non riconoscere pienamente tali costi 


rappresenterebbe invece un segnale contrario alla politica di accentramento dei costi in Enel 


Servizi, che ha permesso di realizzare elevate sinergie a beneficio dei consumatori. 


A tale proposito si riporta nell’Allegato 2 il risultato di un benchmark svolto da una primaria società 


di consulenza, già inviato in risposta alla comunicazione del 14 dicembre u.s., che ha evidenziato 
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che il costo medio dei servizi forniti ad Enel Distribuzione risulta generalmente inferiore rispetto a 


quello di servizi comparabili. 


 


Costi commerciali 


Per quanto riguarda i costi commerciali riconosciuti, anche se saranno determinati sulla base di 


costi standard, è necessario che siano in linea con i costi storici desumibili dai bilanci, al fine di non 


generare squilibri in capo alle imprese. 


 


Costi “sorgenti” 


Con riferimento al tema dei costi sorgenti connesso allo svolgimento di nuove attività forniamo qui 


di seguito l’analisi che evidenzia la composizione delle risorse impiegatizie utilizzate nel 2010, 


anno di riferimento per la regolazione tariffaria 2012-15, e nel 2011. 


 


   


 


 


Nel 2010 le risorse a cui si è fatto ricorso per attività operative sono state complessivamente pari a 


9.399 Full Time Equivalent, FTE, così ripartite: 


• 9.217 FTE personale dipendente; 


• 158 FTE lavoro straordinario; 


• 24 FTE lavoro interinale. 


Nel 2010 sono state inoltre differite, per far fronte alle scadenze imposte nello svolgimento delle 


nuove attività, alcune attività relative al Piano di Manutenzione, a verifiche periodiche su impianti di 
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terra, a collaudi dei lavori di imprese e controlli in corso d'opera, il cui adempimento avrebbe 


richiesto ulteriori 217 FTE. 


Nel 2011, in aggiunta alle risorse già in organico per attività operative, pari a 9.161 FTE, si è 


dovuto ricorrere a: 


• un incremento del lavoro straordinario per 106 FTE (da 158 a 264 FTE); 


• un incremento del lavoro interinale per 111 FTE (da 24 a 135 FTE); 


• un incremento di risorse liberate da attività capitalizzate per 232 FTE. 


Pertanto, nel 2011 risultano impiegate da Enel Distribuzione 392 FTE in più rispetto a quelle del 


2010. Tuttavia, ai fini di un corretto dimensionamento della forza lavoro necessaria per far fronte al 


nuovo perimetro di attività, a tali 392 FTE  occorre sommare ulteriori 217 FTE, relative ad attività 


differite già dal 2010, per complessive 609 FTE . 


 


Le nuove attività sono perlopiù riconducibili alla gestione delle connessioni dei produttori alla rete 


di distribuzione.  


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).   


Per l’anno 2012 si prevede che il numero di connessioni vedrà un decremento non superiore al 


15% rispetto al 2011, la riduzione della potenza da connettere sarà compensata da una minore 


taglia media degli impianti. Si evidenzia che al 30 novembre 2011 le richieste di connessione in 


fase di sviluppo, con preventivo accettato, sono circa 80 mila, la maggior parte delle quali saranno 


completate nel corso del 2012. 


La riduzione del numero delle connessioni sarà però controbilanciata dalle attività relative ai 


controlli sugli impianti di produzione, dalla gestione della misura e da un ulteriore incremento delle 


attività di verifica dei gruppi di misura. 


 


Sono altresì aumentate le attività di contrasto alle frodi di energia dalla rete elettrica attraverso i 


controlli 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. Tale volume di attività 


dovrà essere mantenuto anche in futuro al fine di garantire il consolidamento degli importanti 


risultati conseguiti nell’ambito del contenimento delle perdite di rete. 


 


Infine sono più che raddoppiate le richieste di lettura e le richieste di dati tecnici da parte dei 


venditori, passate da circa 27 mila nel 2009 a circa 74 mila nel 2011 (dato previsionale), ed i 


reclami da parte dei clienti, passati da circa 52 mila nel 2009 a circa 75 mila nel 2011. 
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Tale incremento di attività ed i relativi costi sono strettamente connessi ad eventi imprevedibili ed 


eccezionali, a mutamenti del quadro normativo e alla variazione degli obblighi relativi al servizio 


universale, secondo quanto previsto dall’art. 19, punto b, della legge 481/95, ed in quanto tali Enel 


ritiene debbano trovare copertura nelle tariffe. 


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


occasione del DPCR5 (meccanismo c.d. take it or lose it). 


 


Dismissioni misuratori elettronici 


Enel ritiene necessario prevedere il riconoscimento di un tasso fisiologico di dismissione 


relativamente ai contatori elettronici. 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. A tal proposito si rimanda nell’Allegato 3 una descrizione delle principali casistiche 


che danno luogo a dismissioni. 


 
 
Variabili di scala 


Per quanto riguarda il calcolo delle variabili di scala, Enel condivide la proposta di fissare il 


rapporto Q11/Q10 pari a 1. In tal caso, il calcolo delle tariffe unitarie andrebbe basato sulle variabili 


di scala del 2012, prevedendo però che Q12=Q11=Q10. 


Qualora l’Autorità non intendesse adottare questo approccio in un’ottica di semplificazione, si 


propone di assumere il parametro Q11/Q10 in coerenza con i tassi di crescita delle variabili di 


scala registrati per gli ultimi 12 mesi (dicembre 2011 vs. dicembre 2010), pari a 0,5% per l’energia 


distribuita, 0,5% per il numero di clienti e 1,5% per la potenza. 


 


Contributi di allacciamento 


Enel ritiene che, a differenza di quanto proposto nel Documento di Consultazione, la perequazione 


dei contributi di allacciamento vada mantenuta fino a quando tali contributi rimangono a copertura 


degli opex, al fine di sterilizzare correttamente il relativo effetto volume. 


Qualora l’Autorità ritenesse di dar seguito alla proposta di eliminare tale perequazione, si evidenzia 


che il valore di riferimento dovrebbe tener conto dell’ulteriore riduzione del livello dei contributi 


registrata nel 2011 (la media mobile dei contributi degli ultimi 12 mesi presenta una riduzione di 37 


milioni di Euro rispetto al 2010). 


Enel concorda inoltre con quanto riportato nel Documento di Consultazione, ossia che i contributi 


che debbono essere portati a deduzione della RAB sono, oltre a quelli a preventivo relativi a clienti 
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passivi, anche quelli relativi ai clienti attivi previsti dal TICA, sia a preventivo che a forfait. A tale 


proposito si ritiene necessario modificare la formulazione dei paragrafi 10.5 e 10.8 della bozza di 


provvedimento (allegato B), ove potrebbe intendersi che si fa riferimento ai soli contributi a 


preventivo dei clienti attivi. 


 


X factor 


Enel ritiene che, così come proposto dalla stessa Autorità nel documento di consultazione 29/11, 


andrebbe previsto che le maggiori efficienze realizzate nel corso del terzo periodo di regolazione 


con il meccanismo del price cap vadano riassorbite in 8 anni anche per il servizio di misura, 


allineandolo così a quello di distribuzione. 


Ciò anche alla luce del fatto che il margine per effettuare significativi recuperi di produttività grazie 


all’introduzione del contatore elettronico si erano già erosi prima dell’inizio del terzo periodo 


regolatorio. In questo senso riteniamo corretto che il PS2 vada restituito ai consumatori in 8 anni. 


Inoltre Enel ritiene necessario che, affinché la ripartizione delle maggiori efficienze sia simmetrica 


tra clienti ed imprese, il PS2 venga mantenuto interamente in capo agli operatori nel corso del 


primo anno del nuovo periodo regolatorio, senza prevedere la restituzione di 1/9 del medesimo 


PS2 già nel corso del primo anno. 


 


INCENTIVAZIONE DEGLI INVESTIMENTI  
 
 
In linea generale, Enel condivide le scelte dell’Autorità in merito all’incentivazione degli 


investimenti. 


 


Come già proposto nella risposta al precedente documento per la consultazione, Enel ritiene 


necessario estendere il WACC maggiorato anche ai trasformatori in cabine AT/MT per i quali il 


beneficio in termini di riduzione di perdite di energia a parità di investimento è anche maggiore 


rispetto ai trasformatori MT/BT. E’ opportuno ricordare infatti che il distributore non ha alcuna 


forma di incentivazione per la riduzione delle perdite di energia sui trasformatori AT/MT, in quanto 


l’energia immessa nella rete del distributore è normalmente misurata a valle del trasformatore.  


 


Inoltre, Enel condivide la scelta di introdurre la categoria di incentivazione relativa agli interventi di 


rinnovo e potenziamento delle reti MT nei centri storici. Tali interventi comprendono peraltro quelli 


relativi all’unificazione della tensione sulla rete MT. 


Tuttavia, come già osservato nella risposta al precedente documento per la consultazione, laddove 


tali interventi richiedano il pagamento da parte dei clienti delle eventuali spese di adeguamento dei 
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propri impianti, è necessario consentire che i distributori eroghino in favore dei clienti finali un 


contributo a copertura di tali oneri e che tale contributo sia incluso nel capitale investito 


riconosciuto, in analogia al riconoscimento dei costi ambientali sostenuti da Terna. 


 


Nell’ambito del generale apprezzamento sulla incentivazione degli interventi finalizzati 


all’evoluzione “smart” della rete di distribuzione, intendiamo tuttavia segnalare che alcune tipologie 


di intervento hanno carattere di urgenza, anche a causa delle note dinamiche che hanno 


recentemente caratterizzato la generazione distribuita. L’incentivazione di tali interventi non può 


essere rinviata ad una fase successiva alla conclusione dei progetti pilota appena avviati.  


A titolo esemplificativo, si consideri la prossima adozione dell’addendum al codice di rete di 


trasmissione, volto a mitigare l’impatto della produzione da fonti rinnovabili connessa alle reti di 


distribuzione. Come è stato recentemente illustrato agli uffici di codesta Autorità, nell’ambito dei 


recenti incontri tecnici, l’eventuale immediata adozione delle prescrizioni in esso contenute, 


renderebbe necessari interventi sia sulle reti distribuzione, che sui dispositivi di interfaccia dei 


produttori esistenti. L’indifferibilità di tali interventi e l’entità degli esborsi associati, rende 


necessaria, a nostro avviso, l’introduzione di uno specifico incentivo nella forma di un contributo 


finanziario a favore dei distributori. La modalità potrebbe essere analoga a quanto proposto nel 


documento per la consultazione 15/11 in merito all’incentivazione alla trasformazione in BT dei 


punti di trasformazione su palo da parte delle imprese distributrici. 


 


Infine, per quanto riguarda il cosiddetto smart info e l’auto elettrica, Enel ritiene opportuno 


procedere con l’approccio basato sulle sperimentazioni. In particolare, per quanto riguarda l’auto 


elettrica, cogliamo l’occasione per evidenziare l’utilità di estendere le sperimentazioni promosse 


dall’Autorità ai sistemi di ricarica privata, assicurando una remunerazione maggiorata del 2% 


all’installazione di infrastrutture di ricarica evoluta che integri nel misuratore funzionalità aggiuntive 


di controllo dei prelievi. 


 


SANZIONI 


 


Enel non ritiene condivisibile quanto previsto nella bozza di articolato posta in consultazione in 


merito alla penalizzazione conseguente alla mancata comunicazione delle informazioni necessarie 


per gli aggiornamenti annuali delle tariffe di rete (art. 12.3). 


Enel, pur comprendendo l’esigenza manifestata dall’Autorità, ritiene opportuno prevedere che la 


sanzione per questo tipo di circostanze sia forfettaria e che si proceda comunque 


all’aggiornamento delle tariffe con determinazioni d’ufficio. 
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Analogamente, si ritiene opportuno che quanto proposto all’art. 30.13 sia modificato prevedendo 


una sanzione forfettaria in luogo di una sanzione proporzionale all’entità delle rettifiche effettuate, 


in quanto in tal modo si ritiene rispettato il principio della proporzionalità della sanzione rispetto 


all’onere amministrativo generato. 


 
 
ALTRI TEMI 


 


Disposizioni in materia di tariffe domestiche: ipot esi per l’aumento della potenza a 


disposizione di utenti con tariffa D2 


 
Si evidenzia che l’implementazione della proposta contenuta nel documento per la consultazione 


in oggetto comporta un intervento dei sistemi informativi attuabile in circa 12  mesi. Gli interventi, 


infatti, non sono circoscritti al solo sistema di fatturazione ma impattano sui flussi di comunicazione 


tra distributori e venditori anche in application to application.  


 


Tipologie di utenza 


La tipologia MT auto elettrica è nuova e richiede adeguati tempi di implementazione. Attualmente 


non risulta ad Enel Distribuzione alcuna richiesta di allacciamento per colonnine per auto elettrica 


in MT.  


 
Proposta di modifica della struttura delle tariffe di trasporto  per l’utenza domestica  
  


Al fine di semplificare il meccanismo tariffario vigente e garantire una maggiore trasparenza della 


struttura tariffaria, favorendo in tal modo lo sviluppo del mercato libero, si propone di prevedere 


l’applicazione a tutti i clienti finali domestici di una tariffa senza scaglioni (ad esempio la D1), 


assicurando l’invarianza della spesa rispetto alla situazione attualmente in vigore. A tal fine tale 


tariffa sarebbe “corretta” mediante una componente a scaglioni; quest’ultima potrebbe essere 


inglobata nel corrispettivo DispBT. 


Il gettito di tale componente dovrebbe avere saldo nullo sull’intero mercato; dovrebbero comunque 


essere istituite forme di perequazione degli operatori individuati per la loro gestione. Analogamente 


dovrebbe essere prevista l’eliminazione degli eventuali scaglioni sulle componenti tariffarie A e UC, 


inglobando anche in questo caso la differenza rispetto agli attuali valori nella componente 


correttiva di cui sopra. 


Naturalmente la modifica della struttura tariffaria dovrà essere oggetto di una specifica 


consultazione e in ogni caso essere implementata non prima di un anno.  
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Tale soluzione garantirebbe una maggiore trasparenza del sistema tariffario e favorirebbe lo 


sviluppo di nuove tipologie di offerte per i clienti finali, con particolare riferimento alle offerte “all 


inclusive” che in questo caso non includerebbero la nuova DispBT. 


Si evidenzia infine che Enel è favorevole all’introduzione di misure atte ad agevolare la diffusione 


delle pompe di calore il cui principale ostacolo è oggi rappresentato dall’applicazione della tariffa 


D3 che risulta penalizzante per consumi elevati. Si propone quindi che, almeno limitatamente ai 


clienti che rientrano nell’applicazione della tariffa D3, sia applicata una tariffa senza scaglioni; tale 


misura dovrebbe essere introdotta in modo tale da garantire lo stesso gettito che deriverebbe 


dall’applicazione della tariffa D3 nella situazione attualmente in vigore, al fine di non introdurre 


aggravi tariffari per le fasce di clienti più vulnerabili. 


 
Allegato B – Artt. 36.5 e 36.6 
 


Al fine di evitare discontinuità rispetto alla regolazione attuale, occorrerebbe mantenere per le 


tipologie di cui al comma 2.2 lettera a) la previsione di scaglioni di consumo basati su consumi 


annui. 


 


 


MISURA 


 
In linea generale Enel ritiene che la responsabilità dell’installazione e manutenzione dei misuratori 


e quella relativa alla raccolta, validazione e registrazione delle misure debbano essere poste in 


capo ad uno stesso soggetto. L’attribuzione delle suddette responsabilità a soggetti diversi 


introdurrebbe infatti notevoli complessità nella gestione dell’attività di misura nonché un 


peggioramento dell’efficienza complessiva del sistema e del servizio offerto ai clienti finali. 


 


Non condividiamo pertanto la soluzione prospetta dall’Autorità nel TIME di assegnare, 


relativamente ai punti di interconnessione con la RTN e ai clienti finali connessi alla  RTN, la 


responsabilità dell’attività di installazione e manutenzione dei misuratori all’impresa distributrice e 


quella relativa alla raccolta, validazione e registrazione delle misure al gestore della RTN. 


Riteniamo invece necessario il mantenimento dell’attuale disciplina delle responsabilità che 


prevede che le stesse siano poste in capo all’impresa distributrice. Evidenziamo infatti che 


l’energia relativa ai clienti AT costituisce una parte importante dei volumi di energia aggregati dal 


distributore per contratto di dispacciamento e inviati dai distributori ai trader, attività per la quale, 


come noto, la delibera 129/10 ha introdotto un meccanismo incentivante di premi e penalità; 


pertanto l’impresa distributrice non può essere chiamata a rispondere di eventuali 


errori/inadempienze da parte di altri soggetti. Per lo stesso motivo la rilevazione delle misure dei 
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punti di scambio con la RTN, che ha un ruolo fondamentale nella determinazione dei bilanci 


energia calcolati dal distributore, non può essere effettuata dal gestore della rete di trasporto 


nazionale. 


Peraltro già il Codice di rete prevede per Terna la facoltà di richiedere l’accesso diretto alle misure 


relative ai punti di confine con la RTN (tale facoltà potrebbe estendersi anche in relazione ai clienti 


connessi alla RTN) e Terna si è già avvalsa di tale facoltà. 


 


Analoga dicotomia è prevista con riferimento alla misura dell’energia elettrica prodotta, laddove 


l’Autorità propone, per potenze superiori a 20 kW, di mantenere in capo ai produttori la 


responsabilità dell’installazione e manutenzione dei misuratori e di trasferire invece al gestore di 


rete la responsabilità della raccolta, validazione e registrazione delle misure. In tale circostanza 


potrebbe risultare molto complessa la rilevazione della misura in situ, qualora non sia possibile 


effettuare invece una rilevazione della misura da remoto. Tale soluzione sarebbe peraltro in 


contrasto con la disposizione di cui all’art. 20, lettera b) del Decreto ministeriale 5 maggio 2011 che 


prevede il passaggio della responsabilità dell’attività di misura al gestore di rete cui gli impianti 


risultano essere collegati. D’altra parte la ratio di tale norma è assolutamente condivisibile in 


quanto volta ad attribuire ad un unico soggetto ovvero al gestore di rete, terzo rispetto agli 


utilizzatori della misura e quindi operante in assenza di conflitti di interesse, la responsabilità di tale 


attività allo scopo di garantire una corretta ed efficiente gestione della medesima. 


Si evidenzia che il solo servizio di rilevazione della misura, qualora il misuratore sia installato dal 


produttore, non garantisce la correttezza della misura incentivata. Il soggetto che effettua la 


rilevazione e registrazione, ove diverso dal soggetto che effettua l’installazione e manutenzione, 


può garantire soltanto la correttezza di quanto acquisito dal misuratore. Dovrebbe essere pertanto 


previsto il passaggio in capo al gestore di rete della responsabilità della installazione e 


manutenzione dei misuratori anche nel caso di impianti di produzione con potenza superiore a 20 


kW, secondo le modalità (ambito di affidamento del servizio di misura, principi, gradualità nel 


passaggio della responsabilità etc..) già indicate nella risposta al DCO 25/11. In particolare si 


ritiene necessario che siano esclusi dall’ambito di affidamento del servizio di misura ai gestori di 


rete gli impianti rilevanti (con potenza superiore a 10 MVA) e gli impianti, di qualsiasi taglia, 


connessi alla RTN, per i quali è fondamentale per il produttore avere la piena disponibilità degli 


apparati di misura soprattutto nell’ottica del controllo degli sbilanciamenti in tempo reale.   


Tale proposta potrebbe essere adottata nel corso del 2012 nell’ambito dell’ulteriore revisione 


prospettata dall’Autorità, prevedendo fino a quel momento il mantenimento dell’attuale regolazione 


ovvero la responsabilità della raccolta, validazione e registrazione delle misure in capo al 


produttore. 


Naturalmente, qualora l’Autorità decidesse di mantenere l’impostazione proposta risulta 


fondamentale che il TIME integri i requisiti già stabiliti nella delibera 88/07 relativamente a: 
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- caratteristiche del misuratore dell’energia prodotta, il misuratore cioè deve essere di marca e 


modello approvato dal responsabile della raccolta e validazione delle misure; 


- facoltà del distributore di distaccare il produttore che non sostituisce il misuratore nel caso in cui 


questo non sia di marca e modello approvato dal distributore stesso. 


 


Per quanto riguarda invece la misura dell’energia elettrica immessa, riteniamo che la 


responsabilità della installazione e manutenzione dei misuratori debba essere trasferita al gestore 


di rete oltre che per i nuovi impianti anche per quelli già esistenti alla data di entrata in vigore del 


presente provvedimento. La previsione di un regime differenziato di responsabilità non consente di 


raggiungere appieno gli obiettivi di efficientamento alla base della ridefinizione delle responsabilità 


e introdurrebbe ulteriori complessità gestionali. 


Anche in questo caso la proposta dovrebbe essere implementata secondo le modalità già indicate 


nella risposta al DCO 25/11. In particolare anche in questo caso si ritiene necessario: 


• che siano esclusi dall’ambito di affidamento del servizio di misura ai gestori di rete gli 


impianti rilevanti (con potenza superiore a 10 MVA) e gli impianti, di qualsiasi taglia, 


connessi alla RTN; 


• che sia previsto un passaggio graduale, in un periodo di almeno tre anni, della 


responsabilità in capo al gestore di rete dell’attività di installazione e manutenzione dei 


misuratori per gli impianti già esistenti.  


  


Come già evidenziato nella risposta al DCO 25/11, per gli impianti non rilevanti di maggiore taglia 


connessi alla rete di distribuzione (con potenza superiore ad 1 MW), al fine di rispondere alle 


esigenze dei produttori funzionali allo svolgimento delle attività di energy management, la 


regolazione dovrebbe prevedere: 


 


- la possibilità da parte del produttore di installare sul gruppo di misura dispositivi per il 


monitoraggio delle misure in tempo reale; 


- la definizione di una regolazione della qualità del servizio fornito in termini di disponibilità dei 


dati di misura e di ripristino del misuratore da parte del gestore di rete in caso di guasto, in 


analogia a quanto già previsto dal TIT (del. 348/07). 


 


Qualora invece l’Autorità intendesse mantenere l’impostazione del TIME in consultazione 


dovrebbe chiarire che l’applicazione delle nuove disposizioni ai soli nuovi impianti ha carattere 


transitorio nelle more dell’estensione delle medesime anche agli impianti esistenti. 


 


In considerazione della complessità degli argomenti in questione e del limitato tempo a 


disposizione per la consultazione, sarebbe opportuno che il TIME pubblicato dall’Autorità con 
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decorrenza 1° gennaio 2012, contenesse, riunificand ole, solo le disposizioni regolatorie già vigenti. 


Dovrebbero essere quindi stralciate dal testo le modifiche introdotte in materia di responsabilità 


dell’attività di misura che potrebbero essere oggetto della più generale revisione già prospettata 


dall’Autorità per l’anno 2012.  


 


Per quanto riguarda infine l’eventuale previsione di meccanismi incentivanti riguardo la messa a 


disposizione delle misure dei prelievi, con particolare riguardo ai punti misurati orari, potrebbe 


essere opportuno - con adeguata gradualità - individuare determinate soglie di rispetto dei termini 


fissati a garanzia della qualità del dato messo a disposizione dal distributore. Sul tema ribadiamo 


quindi la posizione già espressa nella risposta al DCO 36/11 in merito alla standardizzazione dei 


flussi di misura dei prelievi. 


In sintesi si potrebbe cioè prevedere che il distributore metta a disposizione, entro il quinto giorno 


lavorativo del mese n+1, sia ai fini del trasporto sia ai fini del dispacciamento le curve orarie per un 


numero non inferiore ad un percentuale fissata ex ante. La restante parte delle misure dovrebbe 


essere inviata entro i termini previsti dal TIS per l’attività di settlement e cioè entro il 20 del mese 


n+1, in coerenza con l’articolazione del meccanismo di incentivazione già previsto per 


l’aggregazione delle misura dalla citata delibera ARG/elt 129/10 (parametro QRETT di cui alla 


deliberazione ARG/elt 129/10 integrativa del sopracitato TIS).  


Tale disposizione dovrebbe comunque essere introdotta gradualmente, anche a valle di una 


consultazione specifica, e la percentuale andrebbe comunque incrementata annualmente fino ad 


un livello massimo tale da rendere congruo il livello di incentivazione introdotto.  


Una soluzione di questo tipo ci sembra sia in grado di contemperare le esigenze contrapposte di 


tempestività, robustezza/qualità del dato fondamentali per gli utenti del dispacciamento e per un 


buon funzionamento del mercato e di onerosità del processo di validazione da parte del 


distributore. 


 


Infine, dovrebbero essere introdotte nell’articolato del TIME disposizioni che disincentivino i clienti 


a porre in essere azioni che impediscono al Distributore l’accesso per la sostituzione del contatore 


tradizionale con quello elettronico, come già esposto  nella risposta al DCO 11/11. 


In particolare, il distributore dovrebbe poter distaccare le forniture dandone preavviso e 


comunicazione al cliente, laddove il cliente non permetta l’accesso al misuratore pur dopo 


documentati solleciti.  


 


Disposizioni generali – art. 3.3 
 
Si propone di precisare che l’utilizzo di un unico misuratore installato ai fini della rilevazione 


dell’energia immessa e dell’energia elettrica prodotta sia permesso nei casi in cui la misura 
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dell’energia prodotta coincida con la misura dell’immessa, a meno delle perdite di rete e dei servizi 


ausiliari, salvo quanto previsto dal TICA per impianti con più sezioni. 


 


Soggetti responsabili del servizio di misura dell’energia elettrica – art. 4.7.b 


Occorrerebbe precisare che il punto di connessione è considerato come punto di immissione solo 


nei casi in cui sia dimostrato, attraverso la perizia indipendente di cui all’art. 16.5 del TIT, che il 


prelievo è imputabile soltanto ai servizi ausiliari. 


 
Soggetti responsabili del servizio di misura dell’energia elettrica – art. 4.11 


Il testo dell’articolo in oggetto dovrebbe essere modificato secondo quanto riportato di seguito: 


 
“Le misure dell’energia elettrica rilevate e registrate nei punti di immissione e di prelievo non 


possono essere utilizzate per finalità diverse da quelle relative ai servizi di trasmissione, 


distribuzione e di vendita di cui al comma 2.1 del TIT, salvo consenso scritto da parte del soggetto 


titolare dell’impianto di produzione dell’energia elettrica o del cliente finale a cui tali punti si 


riferiscono”. 


Peraltro il riferimento all’attività di vendita è già previsto nell’art. 21.5 del TIT vigente.  
 
Disposizioni relative ai punti di prelievo di immissione in altissima, alta e media tensione – art. 5.2 


lett c) e 5.5 


 
Il riferimento al comma 4.3 non è corretto e andrebbe sostituito con il comma 4.4. 
 
Remunerazione del punto di misura dell’energia elettrica nei punti di interconnessione e di 


immissione – art. 9.4 


 


Andrebbe specificato che il corrispettivo di MISURA corrisposto al responsabile del servizio di 


installazione e manutenzione e del servizio di rilevazione e registrazione, come già recepito dalla 


Del. 88/07, sia relativo al livello di tensione di connessione dell’impianto. 


 
Obblighi informativi in capo agli esercenti - art. 13.1 lett. c) 
 


Il testo dell’articolo in oggetto dovrebbe essere modificato secondo quanto riportato di seguito: 


“c) le dismissioni effettuate nel corso dell’anno t-1, indicando l’anno di messa in esercizio del 


cespite dimesso, precisando altresì se il cespite dismesso è stato oggetto di successiva 


alienazione”. 


La precisazione in oggetto dovrebbe essere eliminata in quanto introduce una notevole 


complicazione operativa, considerati i volumi piuttosto rilevanti di misuratori per i quali dovrebbe 


essere fornita tale informazione. 
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Si fa presente infine la necessità di inserire nel TIME le attuali disposizioni relative agli obblighi di 


lettura dei misuratori contenute nel TIV. 
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Osservazioni di Federutility  
DCO 45/11  


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


2012 - 2015 
ORIENTAMENTI FINALI” 


 
 


 


OSSERVAZIONI GENERALI  


 


Federutility, manifestando apprezzamento per lo spirito collaborativo di AEEG manifestatosi 
durante tutto il periodo di consultazione e ricordando che i tempi a disposizione per la formulazione 
di osservazioni agli ultimi due DCO non appaiono in ogni caso congrui all’importanza e alla portata 
delle modifiche regolatorie che saranno introdotte nel prossimo periodo regolatorio, desidera 
manifestare apprezzamento per l’accoglimento di alcuni aspetti critici segnalati della Federazione 
in risposta ai precedenti documenti di consultazione e nel contempo portare all’attenzione del 
regolatore alcuni aspetti riguardo ai quali gli Associati ritengono vi siano ancora persistenti criticità. 
 
 
 
Profit Sharing 
 
AEEG conferma l’introduzione di un coefficiente positivo finalizzato al recupero delle maggiori 
efficienze lasciate agli esercenti nei precedenti periodi regolatori per effetto del meccanismo di 
Profit sharing. La Federazione ricorda, come peraltro già espresso nelle osservazioni in risposta al 
DCO 29/11, 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. Nel concreto, ciò 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 prevedendo un riassorbiemento delle maggiori 
efficienze conseguite in un lasso di tempo che per la distribuzione è di 8 anni e  per la misura è di 
6. 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. In proposito è bene ricordare che 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).” 
La marginalità degli ulteriori recuperi è stata posta in dubbio anche al punto 9.13 del DCO 29/11, 
dove si propone una formula di calcolo dei COR12 diversa nel caso di verifica di inefficienze del 
terzo periodo regolatorio.  
Inoltre, si vuole ricordare che i recuperi di efficienze del terzo periodo regolatorio parevano pari a 
zero anche al punto 5.4 del DCO 29/11, dove era infatti scritto che “l’x-factor per il … periodo … 
2008-2011 è stato fissato con l’obiettivo di completare il trasferimento ai clienti finali delle maggiori 
efficienze già conseguite dagli esercenti nel secondo periodo di regolazione … fissando pari a zero 
l’obiettivo di ulteriore riduzione (in termini reali) dei costi operativi.”  
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Dello stesso tenore il successivo punto 10.4: “a partire dal terzo periodo di regolazione, l’obiettivo 
di recupero di produttività futuro dei costi operativi presi a base per il periodo regolatorio è stato 
posto dall’Autorità pari a zero”, da cui si interpretava che l’AEEG non si attendesse né richiedesse 
maggiori efficienze nel terzo periodo regolatorio. 
Ritornando alla normativa nazionale, l’art. 1-quinquies comma 7 della legge 290/2003 di 
conversione del d.legge 239/2003 recita: “L'Autorità per l'energia elettrica e il gas definisce, entro e 
non oltre tre mesi dalla data di entrata in vigore della legge di conversione del presente decreto, le 
tariffe di remunerazione delle reti di trasporto e distribuzione, per il successivo periodo regolatorio, 
anche al fine di garantire le esigenze di sviluppo del servizio elettrico, adottando criteri che 
includano la rivalutazione delle infrastrutture, un valore del tasso di rendimento privo di rischio 
almeno in linea con quello dei titoli di Stato a lungo termine nonche' una simmetrica ripartizione tra 
utenti e imprese 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.”. 
Pertanto, l’intendimento dell’AEEG di “non abbandonare lo schema di aggiornamento della quote 
parte dei corrispettivi a copertura dei costi operativi basato sul price cap che, peraltro, è imposto 
da disposizioni di legge che paiono ancora adeguate rispetto alle esigenze di regolazione dei 
settori dell’energia elettrica e del gas” (punto 10.5 del DCO 29/11) fa riferimento a una norma 
nazionale che imponeva all’AEEG i criteri da seguire per la definizione delle tariffe di trasmissione 
e distribuzione per il solo secondo periodo regolatorio, mentre in questo momento è in 
consultazione il quarto. 
Conseguentemente, la volontà espressa nel DCO di mantenere il recupero di (solo eventuali) 
maggiori efficienze del terzo periodo regolatorio non pare derivare da una previsione di legge e 
pertanto, in considerazione del crescere delle attività, dell’evoluzione regolatoria e dell’attuale serio 
scenario economico-finanziario a livello europeo, merita a nostro avviso una riflessione 
approfondita. 
 
 
Lag regolatorio 
 
La maggiorazione di 0,7% di remunerazione prevista da AEEG sugli investimenti realizzati a 
partire dal 2012, introdotta per sterilizzare il lag regolatorio di cui al capitolo 5 del DCO, costituisce 
un riconoscimento delle ragioni esposte nelle precedenti comunicazioni al riguardo. Tale revisione 
della regolazione va nella direzione di sanare la situazione finora esistente che nei fatti non 
garantiva, come riconosciuto nel DCO stesso, la piena remunerazione degli investimenti espressa 
dal tasso WACC fissato da AEEG per i precedenti periodi regolatori.  
Inoltre, dal momento che gli investimenti fatti nell’anno 2010 saranno riconosciuti in tariffa nell’anno 
2012, primo anno del nuovo periodo regolatorio, e che la maggiorazione forfetaria del lag opererà 
ex nunc e non ex tunc per l’intero perimetro degli investimenti, sarebbe opportuno che il 
Regolatore – coerentemente, per altro, con il nuovo criterio indicato nel DCO relativamente alla 
identificazione dell’anno di primo degrado dei cespiti – riconoscesse la maggiorazione forfetaria del 
WACC già a partire dagli investimenti effettuati dagli operatori nel 2010, che andranno a costituire 
la base del capitale investito riconosciuto nelle tariffe 2012.   
 
 
Remunerazione del capitale investito 
 
o Rendimento attività prive di rischio (rf) 


Federutility significa la rilevante criticità della determinazione del fattore rf secondo quanto 
riportato nel DCO. Il parametro rf è di estrema sensibilità per le Aziende e in merito vale 
svolgere riflessioni che possono condurre ad effettuare anche scelte regolatorie che deviano in 
parte dalle esperienze finora condotte dall’Autorità negli ultimi 12 anni.   
Si ritiene che in una logica di stabilità dei criteri che governano una regolazione critica quale 
quella tariffaria possa considerarsi condivisibile il riferimento alla media dei tassi degli ultimi 12 
mesi – dicembre 2010/novembre 2011 - ma è anche evidente che tale operazione non 
intercetta la marcata evoluzione del contesto economico complessivo. Riteniamo che i riflessi 
economici più significativi sugli economics delle Aziende si manifesteranno in tutta la loro 







 3 


portata nel corso del prossimo anno – durante il quale si sconterà completamente il rialzo dei 
tassi di interesse che si sta registrando – e sarà durante nel prossimo anno che sarà 
necessario verificare la sostenibilità delle scelte effettuate ad oggi, utilizzando una metodologia 
sicuramente valida in periodi di stabilità. 
Riteniamo, dunque, che AEEG, non modificando i criteri che porteranno alla determinazione 
del parametro rf da applicare alle tariffe in vigore dal 1 gennaio 2012, in considerazione della 
negativa evoluzione dei riferimenti finanziari che sta caratterizzando il corrente periodo, possa 
procedere -  in via prudenziale ed equa, a nostro avviso - ad una analoga rideterminazione – 
per periodo di rilevazione e strumenti finanziari di riferimento - del parametro rf a fine anno 
2012. 
Non si concorda, pertanto, con l’introduzione di un meccanismo di revisione del parametro rf, a 
metà del periodo regolatorio. 


o Premio per il rischio di mercato (ERP) 
Federutility non concorda con la conferma da parte di AEEG di un valore pari al 4%. Si ricorda 
infatti che, come riportato nelle osservazioni in risposta al DCO 29/11, quanto riproposto da 
AEEG non rispecchia l’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%. Infatti, le fonti citate da AEEG non risultano assolutamente esaustive per la descrizione 
del panorama finanziario esistente, per cui la Federazione raccomanda di adottare un 
approccio prudenziale onde evitare di penalizzare la capacità di investimento degli operatori.  
Inoltre vogliamo far notare come da un lato 


o Rischio sistematico (β) 
Se quanto proposto da AEEG per il settore della distribuzione può essere condivisibile, non 
vale lo stesso per il settore della misura. Non si concorda infatti con quanto esposto ai punti 
8.19 e 8.20 in quanto, sebbene l’installazione dei misuratori elettronici ai sensi della delibera 
292/06 possa considerarsi ormai conclusa, AEEG più volte nel corso degli ultimi 2 anni ha 
paventato la possibilità di implementazione di funzionalità aggiuntive per i misuratori elettronici 
– cfr procedimento per la definizione per il prossimo periodo regolatorio della qualità del 
servizio di distribuzione e misura. Inoltre alla luce di futuri servizi in ottica smart grid, nonché in 
relazione al futuro procedimento per la creazione di un testo integrato della misura (TIME), 
scorporato dal TIT, e in considerazione di un eventuale riattribuzione delle attuali responsabilità 
dell’ergoazione del servizio di misura dell’energia elettrica prodotta, Federutility ritiene che non 
sussistano le condizioni per una riduzione del parametro β per il servizio di misura che 
dovrebbe essere mantenuto inalterato rispetto al precedente periodo regolatorio. 


o Costo del debito 
Non si condivide la conferma di uno spread riconosciuto sul costo del debito pari a 45 punti 
base come nel periodo regolatorio precedente. Rimandando alle osservazioni inviate in 
risposta al DCO 29/11, la Federazione desidera ricordare che 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 al principale operatore della trasmissione e della 
distribuzione. Per tale motivo si richiede un incremento dello spread al fine di non determinare 
una sotto remunerazione per gli operatori diversi dall’incumbent. 
Federutility desidera altresì manifestare assoluta contrarietà al monitoraggio del costo del 
livello di indebitamento dei principali soggetti regolati. 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 del DCO 29/11. 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. 


o Scudo fiscale e aliquota teorica di incidenza delle imposte (tc e T) 
Nella definizione di alcuni componenti quantitativi si è scelta una soluzione “di continuità” con i 
precedenti periodi regolatori anche a scapito di elementi oggettivi che ne potrebbero modificare 
la definizione. Questo principio “di continuità” non viene invece ripreso quando si tratta di 
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definire le componenti T e tc. Fatta questa considerazione e considerata anche la 
deliberazione del 26 agosto 2011 (PAS 16/11) potrebbe essere opportuno introdurre anche per 
questi fattori il principio “di continuità” con il precedente periodo regolatorio.  
Inoltre si rammenta che l’art 2, comma 12, lettera e), della legge n. 481/95 dispone che 
l’Autorità stabilisca ed aggiorni, in relazione all’andamento del mercato, la tariffa base, i 
parametri e gli altri elementi di riferimento per determinare le tariffe. Tale obbligo sembra 
essere in contrasto con quanto espresso da AEEG al punto 8.31 in cui dichiara che “nel 
dimensionare il parametro T non terrà conto delle recenti modifiche normative introdotte 
dell’articolo 7 del decreto-legge 13 agosto 2011, n. 138”. 


 
 
Incentivazione tariffaria degli investimenti 


 
Federutility apprezza l’accoglimento da parte di AEEG di alcune istanze relative all’incentivazione 
tariffaria degli investimenti nella rete di distribuzione. Si segnala tuttavia che l’incentivazione di cui 
al punto 10.2 lettera c) dovrebbe essere estesa al rinnovo e potenziamento delle reti anche in BT 
nei centri storici, ove risulta decisamente più complesso ed oneroso intervenire immediatamente a 
monte degli apparati di misura. 
La Federazione, pertanto, intende sottoporre nuovamente all’attenzione dell’AEEG, come già 
rappresentato in occasione della risposta al DCO 34/11, l’importanza  degli investimenti nelle reti in 
BT, in quanto strettamente connessa all’evoluzione delle smart grid, la cui fattibilità è collegata agli 
interventi necessari per l’adeguamento delle colonne montanti. 
Si auspica quindi che una chiara perimetrazione del concetto di smart grid alla base delle 
incentivazioni prospettate nel DCO (vedi punto 10.3) avvenga in tempi sufficientemente rapidi, e in 
particolare sia codificata prima che gli operatori intraprendano importanti flussi di investimenti in tal 
senso. In particolare, il set specifico di classi di investimenti soggetti a incentivazione, dovrebbe 
essere definito entro l’autunno 2012, anche alla luce dell’esito dei progetti pilota già intrapresi 
nonché a valle di un opportuno confronto con gli operatori. 
 
 
Determinazione del capitale investito riconosciuto 
 
Federutility accoglie con favore quanto prospettato da AEEG al punto 5.8, ossia prevedere che a 
partire dalla determinazione del capitale investito riconosciuto nelle tariffe 2012, i nuovi 
investimenti entrati in esercizio nell’anno n, remunerati tariffariamente dall’anno n+2, vengano 
valorizzati al valore di prima iscrizione a libro cespiti, senza alcun degrado a titolo di 
ammortamento. 
Si esprime anche apprezzamento per il superamento dell’effetto di trascinamento del price cap 
sulla quota ammortamento del secondo periodo regolatorio, come descritto nell’allegato A del 
documento, per la parte della quota ammortamento riferita alle reti di distribuzione MT/BT entrate 
in esercizio fino al 2007. 
 
 
Costi sorgenti 
 
La Federazione non condivide l’affermazione di AEEG (vedi punto 3.8) secondo cui “le uniche 
variazioni di costo operativo che non possono essere intercettate dalla procedura di 
determinazione del costo riconosciuto proposta sono quelle eventualmente verificatesi nel corso 
del 2011. Sulla base delle evidenze fornite dagli operatori, tuttavia, tale casistica non appare 
significativa”. Federutility ritiene infatti che i costi connessi a nuovi compiti o a incremento dei 
volumi delle attività svolte rispetto all’anno di rilevamento dei costi sia in ogni caso significativo. Nel 
seguito, a titolo puramente indicativo e informativo ma non certamente esaustivo sono elencati 
alcuni esempi di costi sorgenti, così come richiesto da AEEG allo spunto di consultazione S1. 


1. Gestione del Bonus elettrico  
2. Predisposizione e gestione del Sistema indennitario 
3. Variazione aumento IVA 
4. Adeguamento Sistemi per gestione flussi TICA e gestione del Sistema GAUDI’ 
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Trattamento dei contributi di connessione 
 
Si condivide la soluzione proposta da AEEG, nonché la scelta prospettica di adozione dell’ipotesi 
A.2 (vedi DCO 29/11), prevedendo nel transitorio la conferma dello schema regolatorio in vigore 
nel terzo periodo, modificandolo limitatamente al trattamento dei contributi di connessione applicati 
in occasione della connessione di nuovi impianti di produzione, ai sensi del TICA. 
Non appare viceversa condivisibile l’abolizione del meccanismo facoltativo di garanzia dei ricavi 
che dovrebbe in ogni caso essere mantenuto sino al passaggio a regime all’ipotesi A.2. 
In merito alla proposta di specifici obblighi di contabilità separata delle future connessioni, si ritiene 
opportuno chiedere ad AEEG cosa si intenda “informazioni disaggregate tra i ricavi da connessioni 
MT e BT" al paragrafo 3.17 del DCO. Nel caso la frase si riferisca ad un'informazione contabile di 
unbundling si sottolinea che essa è ad oggi mancante.  
Si coglie infine l’occasione per segnalare l’opportunità di una ricognizione della normativa delle 
connessioni passive (TIC) – aggiornamento del testo integrato. 
 
 
Tariffe di trasmissione per le imprese distributric i 
 
Nonostante il parere negativo della Federazione espresso al DCO 42/11, l’AEEG manifesta 
l’intenzione di adottare una tariffa CTR binomia (Quota Fissa  potenza e Quota Variabile energia), 
a partire dal 2013, esposta solo in minima parte alla variabilità della domanda di energia elettrica,  
con l’intento esplicito di stabilizzare i ricavi dell’operatore di trasmissione. Per ciò che attiene la 
tariffa di trasmissione da applicare agli utenti, inoltre AEEG conferma la TRAS in quota energia 
eccetto che per le tipologie in alta e altissima tensione per cui gli esercenti dovranno implementare 
una tariffa binomia. Ai fini di rendere neutrale per i distributori la gestione della tariffa di 
trasmissione verrebbe dunque introdotta una perequazione dei costi di trasmissione. Con 
riferimento a tale perequazione, si pone l’accento sull’importanza di un meccanismo di 
riconoscimento in acconto, con cadenza bimestrale, dei saldi di perequazione, come del resto già 
ipotizzato all’art. 30.6 comma b) dell’Allegato B al DCO 45/11, con lo scopo di mitigare l’impatto 
finanziario sui distributori. 
Non si può tuttavia omettere di far nuovamente notare che i cambiamenti prospettati 
nell’architettura delle tariffe di trasmissione genereranno, come già previsto nella risposta al DCO 
42/11, extra costi per le aziende di distribuzione che dovranno trovare la necessaria copertura 
tariffaria. 
Rispetto alla bozza di articolato di testo integrato – comma 14.2 – si segnala che  le informazioni 
che il gestore del sistema di trasmissione deve inviare a AEEG entro il 30 settembre di ciascun 
anno sarebbe opportuno venissero inviate anche alle imprese di distribuzione, in coerenza con il 
fatto che esse sarebbero tenute a “fornire le necessarie informazioni e a garantire l’accesso ai 
propri impianti al gestore stesso”. 
Si segnala inoltre, in relazione alla bozza di articolato di testo integrato, che l’art 15 dovrebbe 
necessariamente trovare applicazione solo a partire dal 2013 in quanto esso prevede attività di 
predisposizione delle informazioni necessarie alla corretta applicazione dei corrispettivi non 
espletabili certamente entro il 1 gennaio 2012. In conseguenza di ciò, emergerebbe la necessità di 
normare anche il periodo transitorio dell’anno 2012 mediante soluzioni coerenti con il nuovo 
sistema tariffario. 
Inoltre, si richiede che siano stabiliti nel 2012 i criteri per definire univocamente il metodo di 
massima potenza prelevabile nel punto di interconnessione. 
Si richiede anche un chiarimento circa gli articoli 16.6 e 16.7 dello schema di articolato del nuovo 
TIT, in relazione al calcolo dell’energia reattiva tra le reti di distribuzione e tra queste e la RTN. 
Infine, si segnala una criticità relativamente all’art. 4.2 lettera b) dello schema di articolato del 
nuovo TIT, in quanto l’Autorità prevede che, a decorrere dall’anno 2012, le tariffe di riferimento 
dell’anno “n” siano rese note entro il 30 aprile dello stesso anno “n”. Ciò comporta che le imprese 
distributrici non potranno essere in grado di determinare a consuntivo i ricavi ammessi del 
trimestre gennaio-marzo in assenza della tariffa di riferimento, che dovrà essere necessariamente 
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stimata. Si auspica, pertanto, che la pubblicazione di tali tariffe avvenga, come per le tariffe 
obbligatorie, entro il 30 novembre dell’anno “n-1”. 
 
 
Tariffa di riferimento per il servizio di distribuz ione – infrastrutture di rete 
 
Come già espresso in termini di contributo ai precedenti DCO 29/11 e 42/11 si vuole nuovamente 
richiamare l’attenzione sui rischi che possa comportare la fissazione dei valori iniziali di vincolo per 
il 2012 a partire dai livelli implicitamente riconosciuti nel 2010 sulla base dei livelli del servizio 
erogato, e in particolare dei kWh distribuiti, nello stesso 2010. Tale considerazione risulta ancora 
più attuale alla luce della scelta effettuata da AEEG nel presente DCO circa la declinazione 
completa in quota fissa della tariffa di riferimento di esercente – ipotesi B.4 del DCO 42/11 -, su 
base quindi del parametro “N. POD” (eccetto le tipologie di illuminazione pubblica). Si rimanda 
quindi interamente alle considerazioni effettuate in sede di contributo di Federutility al precedente 
DCO 42/10, evidenziando, segnatamente, il possibile riferimento una media pesata del periodo 
2008-2010 attualizzando i singoli anni al valore del PIL sommato ad un ulteriore 1,5% (che 
rappresenterebbe l’incremento medio del consumo di energia in condizioni standard). 
Si ritiene infatti necessario ribadire ancora una volta dette considerazioni in assenza di formule o 
procedimenti di calcolo che portino a comprendere come AEEG intenda ovviare il problema della 
scarsa rappresentatività del 2010 in termini di volumi del servizio erogato o, più in generale, del 
raccordo a una visione futura della tariffa di riferimento non più dimensionata, se non per 
l’illuminazione pubblica, sui volumi erogati. 
 
 
Tariffa di riferimento per il servizio di distribuz ione – commercializzazione 
 
Come già espresso nelle osservazioni in risposta al DCO 42/11, non risulta condivisibile la 
definizione di una tariffa di riferimento basata sui costi standard nazionali per quanto riguarda la 
commercializzazione. I costi operativi riconosciuti per l’attività di commercializzazione occorre 
siano specifici per impresa. Di converso, la metodologia proposta dall’Autorità non consente di 
intercettare le peculiarità che connotano i diversi contesti aziendali, come quelli, in cui si è 
proceduto ad una rigorosa separazione (unbundling) dei sistemi e dei processi sottesi alle attività 
di commercializzazione. Al fine di dare piena coerenza alle logiche che presiedono al 
riconoscimento dei costi operativi e di capitale del servizio di distribuzione nel suo complesso, si 
propone pertanto l’applicazione di un coefficiente modulativo che permetta di operare una 
differenziazione nell’individuazione dei costi operativi per impresa, nonchè la determinazione della 
RAB COT specifica aziendale. 
Nell’ipotesi in cui l’AEEG intendesse dare seguito alla proposta di fissare la tariffa di riferimento 
COT sulla base di costi standard nazionali, la Federazione auspica che siano definiti i criteri di 
determinazione di detti costi standard. 
 
 
Meccanismi di perequazione 
 
Si segnala che nell’articolato - art. 31.1 - sembrerebbe mancare la componente “up”, già prevista 
dall’art. 38.1 del TIT 2008-2011 per gli usi propri di distribuzione e trasmissione, nonché per i 
servizi ausiliari di generazione, e che, secondo  quanto prospettato al punto 16.3 del DCO, 
dovrebbe essere inclusa nella formula di perequazione dei ricavi relativi al servizio di 
distribuzione,. 
Dal momento che la formula di perequazione della misura di cui all’Allegato C al DCO 45/11 non è 
allineata con la formulazione prevista con deliberazione ARG/elt 166/11 (contrariamente a quanto 
affermato al paragrafo 17.6 del DCO), si richiede quale formula debba essere adottata per il 
calcolo degli ammontari di perequazione per il prossimo periodo regolatorio. 
Si richiede inoltre, con l’obiettivo della trasparenza e in considerazione della necessità di un 
riscontro economico a vantaggio degli operatori, che AEEG pubblichi gli ammontari relativi al 
meccanismo di perequazione dei ricavi di misura per i punti di prelievo in BT così come modificato 
dalla delibera ARG/elt 166/11. 
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Sempre in relazione alla perequazione della misura, dato il permanere di formule di perequazione 
su base relativa rispetto a dati nazionali, si ritiene opportuno rimarcare la necessità di una 
pubblicazione annuale da parte di AEEG di stime dei dati nazionali (costi effettivi di installazione-
manutenzione dei CE, n. dei contatori meccanici e costi effettivi dei sistemi di telegestione) al fine 
di consentire agli operatori valutazioni più attendibili dell’ammontare della perequazione della 
misura. Infatti, in assenza di tali parametri, nel nuovo sistema tariffario prospettato, in cui uno dei 
principi guida appare essere la certezza e prevedibilità dei ricavi riconosciuti, la perequazione della 
misura rimarrebbe una componente di ricavo non prevedibile con ragionevole sicurezza. 
 
 
Disposizioni in materia di tariffe domestiche: ipot esi per l’aumento della potenza a 
disposizione di utenti con tariffa D2 
 
In relazione all’ipotesi di aumento della potenza impegnata da 3 a 3,5 kW per i clienti domestici 
con tariffa D2, si segnalano le seguenti criticità: 


− accise: il dlgs 26/07 prevede una parziale esenzione delle accise per i clienti domestici 
residenti con potenza fino a 3 kW. In conseguenza dell’aumento del livello di potenza fino a 
3,5 kW, il venditore dovrebbe fatturare la tariffa di trasporto D2 e le accise come da tariffa 
D3, con conseguente implementazione dei sistemi informatici e disallineamento con la 
normativa fiscale; 


− fattibilità tecnica: si ritiene che tale previsione non sia allineata con quanto definito nella 
bozza di testo integrato per la qualità del servizio elettrico (TIQE), laddove si prevede che 
gli aumenti di potenza disponibile fino a 6,6 kW siano gestiti tramite preventivi telefonici; 


− bonus elettrico per disagio economico: la regolazione vigente prevede l’erogazione del 
bonus a favore dei clienti domestici residenti con potenza impegnata fino a 3 kW (attuale 
tariffa D2), mentre l’eventuale aumento della soglia di potenza comporterebbe l’esclusione 
di tali clienti dall’accesso al bonus. 


 
Stante quanto sopra, la Federazione ritiene che l’aumento della potenza impegnata per gli attuali 
clienti D2 non possa essere avviata dal 1° gennaio 2012 e che occorra prevedere tempi congrui 
per la sua implementazione. 
Con riferimento alla componente tariffaria UC6, l’estrapolazione dalle tariffe domestiche D2 e D3 
richiede inevitabilmente adeguati tempi di implementazione per la separata fatturazione, che non 
possono partire dal 1° gennaio 2012. 
 
 
Razionalizzazione della regolazione del servizio di  misura dell’energia elettrica 
 
Si condivide in generale la metodologia che AEEG intende adottare relativamente all’enucleazione 
dal TIT della parte inerente la misura dedicando un apposito testo integrato all’argomento (TIME) e 
all’approccio graduale in step successivi. 
In riferimento alla lettera c) del paragrafo 19.5 della parte V del presente DCO, relativa alla 
responsabilità del servizio di misura per i produttori, si rimanda interamente alle osservazioni della 
Federazione in risposta al DCO 25/11. 
In riferimento alla lettera d) del paragrafo 19.5 della parte V del presente DCO, relativa 
all’affidamento a Terna della responsabilità della rilevazione e registrazione delle misure nei punti 
di interconnessione tra la RTN e le reti delle imprese distributrici, Federutility ritiene che tale 
proposta potrebbe generare a carico delle imprese di distribuzione un impatto negativo sui costi 
(corrispettivo di misura da versare a Terna ad oggi ancora non noto), mentre darà sicuramente 
luogo ad una maggiore complessità/ritardo nella definizione del bilancio energetico degli stessi 
operatori. 
In ogni caso, appare opportuno che sul tema della misura – attività complessa e di estrema  
sensibilità per il funzionamento del mercato – AEEG attivi nel procedimento già previsto il 
necessario confronto tra le parti, anche per definire con la massima precisione l’attribuzione delle 
responsabilità operative e il carico economico che una possibile modifica della regolazione 
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potrebbe comportare. Per tali motivi, non rilevando elementi di urgenza tali da giustificare 
modifiche parziali della regolazione in materia a valere dal 2012, riteniamo che rinviare al suddetto 
procedimento le determinazioni sull’attività della misura possa assicurare ad AEEG la massima 
consapevolezza da parte degli Operatori circa le modifiche che si intenderebbero apportare alle 
attività del comparto. 
 
 
Generazione distribuita 
 
Come già manifestato dalla Federazione in risposta al DCO 42/11, non si concorda con 
l’assunzione di sopprimere tout court l’agevolazione tariffaria per i produttori in media e bassa 
tensione, ai quali viene attualmente riconosciuto un corrispettivo a copertura dei costi di 
trasmissione che tali impianti hanno contribuito ad evitare. Come del resto richiamato nello stesso 
DCO, nelle attuali condizioni di mercato, la diminuzione repentina dei ricavi è senza dubbio lesiva 
degli interessi di tali operatori che hanno costruito dei piani di investimento contemplando i ricavi 
da CTR.   
Inoltre, come espresso nelle osservazioni in risposta al DCO 42/11, l’evoluzione della modalità di 
gestione delle reti che si sta delineando a seguito della sempre più elevata penetrazione della 
generazione distribuita determinerà, da parte dei Distributori, una maggiore attenzione alla 
gestione delle immissioni diffuse di energia. Lo sviluppo delle smart grids ha appunto lo scopo di 
gestire i flussi di energia iniettati sulla rete di MT e BT per cui solamente in alcune aree il 
Distributore sarà costretto a predisporre infrastrutture esclusivamente asservite al ritiro dell’energia 
per permetterne il trasferimento alle reti di AT. In tali aree dunque l’apporto della generazione 
distribuita potrebbe contribuire a ridurre il flusso di energia che la rete in AT immette in quella data 
porzione di rete di distribuzione. Pertanto sembrano ancora valide le considerazioni che hanno 
portato di fatto a prevedere l’agevolazione tariffaria di cui al comma 13.1 lettera b) del TIT. 
E’ da tenere conto che solo alcune infrastrutture di rete sono state in questi recenti anni costruite a 
servizio esclusivo della generazione distribuita. Si vuole ricordare come, al fine di identificare i 
parametri utili alla definizione dei progetti pilota smart grid, è stata definito – e questo solo due anni 
fa – un livello in termini di ore/anno di risalita dell’energia sulle reti di distribuzione in linea con 
quanto nel concreto era possibile rilevare. Si tratta di livelli che almeno nei prossimi anni non 
mostreranno un significativo tasso di variazione tale da sostenere l’ipotesi di eliminazione del 
parametro tariffario di cui sopra.        
 
 
Sistema incentivante per il miglioramento delle pre stazioni nell’erogazione del servizio di 
misura dell’energia elettrica 
 
In relazione alla proposta di indurre, tramite la regolazione, comportamenti virtuosi da parte dei 
soggetti responsabili del servizio di misura, con il fine ultimo di minimizzare (in termini fisici ed 
economici) le partite di rettifica, la Federazione sottolinea la necessità di armonizzazione delle 
future disposizioni di AEEG anche in relazione alla possibilità paventata di eliminazione delle code 
di fatturazione e/o diminuzione del tempo per i distributori per la validazione delle misure, oggetto 
di precedenti DCO. 
 
 
Pubblicazione delle formule e dei parametri alla ba se del nuovo algoritmo tariffario 
 
Il nuovo sistema tariffario come prefigurato dal DCO 45/11 e precedenti sarà caratterizzato da forti 
contenuti innovativi dal punto di vista delle modalità di ribaltamento tariffario dei costi e di 
razionalizzazione del sistema stesso. In particolare ci si riferisce al riconoscimento individuale dei 
costi di capitale, all’inclusione nel costo riconosciuto degli effetti delle perequazioni dei costi della 
distribuzione dell’attuale periodo (sia per CAPEX che per OPEX), nonché, come annunciato dal 
presente DCO, dalla declinazione essenzialmente in quota fissa della tariffa di riferimento 
aziendale di distribuzione, per il riconoscimento dei costi delle infrastrutture di rete. 
Per consentire agli operatori di comprendere appieno tali meccanismi di prossima introduzione, 
nonché per fornire agli stessi una adeguata capacità previsionale del profilo dei ricavi in funzione 
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degli investimenti previsti e della dinamica delle connessioni, Federutility ritiene indispensabile che 
AEEG fornisca in sede della delibera di prossima emanazione i dati puntuali alla necessari ai fini 
della determinazione del costo riconosciuto aziendale e delle relative tariffe di riferimento, sia per il 
2012, sia in relazione ai successivi aggiornamenti annuali. 
Si fa specifico riferimento a: 


− ammontare nazionale dei costi operativi per gli anni 2010 e 2012; 


− X-factor; 


− valori annuali dei vettori per l’aggiornamento del capitale investito netto MT/BT ante 2008 e 
relativi ammortamenti. 


La Federazione ritiene altresì necessario che l’AEEG renda noti i criteri di determinazione dei costi 
di capitale e relativi ammortamenti del servizio di misura, analogamente a quanto già fatto per il 
servizio di distribuzione (cfr. Allegato A DCO 42/11). 
Si ravvisa inoltre la necessità che, alla stregua di quanto compiuto per il settore gas per i parametri 
definiti dalla RTDG, venga data agli operatori la possibilità di consultare in apposita sezione privata 
del portale web AEEG, i valori delle componenti fondamentali alla base della propria tariffa di 
riferimento, che dal 2012 saranno definiti per operatore, e in particolare il livello di RAB, la 
remunerazione del capitale sottesa, la quota ammortamento e i costi operativi riconosciuti. 
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In qualità di investitori istituzionali che da anni analizzano ed investono nel settore della 


generazione, trasmissione e distribuzione di energia elettrica, sia da fonti tradizionali che 


rinnovabili, riteniamo di portare all’attenzione dell’Autorità le seguenti osservazioni. 


 


Il DCO 45/11 sembra essere in contraddizione con taluni degli orientamenti espressi nel documento 


dello scorso agosto da cui emergeva l’intenzione di stimolare gli investimenti e dunque, 


presumibilmente, di prevedere una remunerazione degli stessi che tenesse dovuto conto della 


situazione di mercato. 


 


E’ opportuno sottolineare, a tal riguardo, il disappunto per la fissazione del costo medio ponderato 


del capitale investito in un intervallo tra 7,2% e 7,4%. A tale intervallo l’Autorità è arrivata 


partendo da una valorizzazione del tasso di rendimento delle attività prive di rischio pari al 5,22%, 


un valore significativamente inferiore rispetto ai rendimenti lordi del BTP decennale negli ultimi 


mesi.  


 


Alla luce dell’attuale situazione di instabilità dei mercati finanziari già ricordata dall’Autorità nel 


DCO 45/11 riteniamo sia opportuno utilizzare come riferimento per il parametro rf  la media dei 


rendimenti lordi del BTP decennale in un periodo non superiore ai 6 mesi affinchè il WACC così 


calcolato rappresenti un vero incentivo per gli operatori del settore. Peraltro, la proposta 


dell’Autorità di rivedere il parametro rf nel 2013 è da valutarsi in maniera positiva in quanto 


consentirebbe di calcolare il WACC in una situazione di mercato presumibilmente più stabile di 


quella attuale.  


 


Si tenga presente a riguardo che l’incremento significativo nel rischio paese relativo all’Italia ha già 


causato un significativo incremento nei costi di finanziamento sia per il sistema creditizio che per le 


aziende e non si può pertanto escludere che - nell’eventuale perdurare della situazione di instabilità 


dei mercati finanziari - le aziende del settore trovino difficoltà ad attirare capitali di rischio sia 


italiani che stranieri per finanziare quegli investimenti infrastrutturali che l’Autorità stessa ha il 


compito di incentivare. 


 


Inoltre, se è vera l’intenzione del Governo, nel contesto di crisi economica e finanziaria in cui il 


Paese si trova, di promuovere un’opera di liberalizzazione e di incremento della competitività al 


fine di favorire la crescita delle attività produttive, è difficile comprendere come la fissazione da 


parte dell’Autorità di un costo medio ponderato del capitale investito inferiore rispetto ai valori di  
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mercato possa creare un incentivo a realizzare gli investimenti necessari a ridurre il significativo 


divario tra il costo dell’energia elettrica in Italia rispetto ad altri paesi. 


 


Riteniamo inoltre che la procedura proposta per incentivare taluni di quegli investimenti che 


dovrebbero contribuire alla riduzione dei picchi di prezzo e quindi del costo complessivo 


dell’energia elettrica sia soggetta ad un eccessivo grado di aleatorietà che potrebbe di fatto rinviarne 


la realizzazione e dunque il raggiugimento stesso dell’obiettivo prefissato.  


 


Si fa riferimento, in particolare, alla costituzione di una commissione indipendente per la 


valutazione tecnico/economica dei sistemi di accumulo. L’introduzione di tali sistemi è temuta per 


gli effetti calmieranti che potrebbe avere sui picchi di prezzo dell’energia in Italia: ne sono derivati 


inviti a limitarne la potenza al fine di evitare effetti distorsivi sul funzionamento del mercato 


wholesale. 


 


E’ facile immaginare come l’intenzione dell’Autorità di determinare attraverso specifico 


provvedimento una procedura di selezione dei progetti pilota valutandone a priori le caratteristiche 


economico/tecniche e l’ammissibilità possa essere causa di potenziali rinvii degli investimenti stessi 


a dispetto dell’intenzione iniziale di riduzione del costo dell’energia elettrica.  


 


La sola individuazione di un’apposita commissione di esperti che valuti i progetti stessi in modo 


separato e indipendente rispetto all’analisi già svolta dagli operatori appare compito arduo alla luce 


della rapida evoluzione ed innovazione tecnologica nel settore delle batterie e tenuto conto della 


mancanza di aziende ed esperti del settore in Italia. 


 


Si tratta pertanto di riflettere attentamente sui benefici che l’Autorità ritiene di poter trarre da 


un’analisi ex-ante rispetto ai costi derivanti dai prevedibili ritardi che ne conseguirebbero. Tali costi 


possono essere determinati in relazione ai mancati risparmi attesi nel costo dell’elettricità ed alla 


perdurante volatilità nell’immissione in rete di elettricità generata da fonti rinnovabili non 


prevedibili.  


 


Riteniamo sia importante salvaguardare la credibilità e l’indipendenza dell’Autorità, anche nel 


corso del tempo, e affinchè ciò possa avvenire occorre mirare alla definizione di un quadro 


regolatorio certo e non soggetto ad elementi di discrezionalità che possano causare ulteriori ritardi. 
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Il presente documento contiene le osservazioni e i commenti della società Tirreno Power S.p.A. al 


documento di consultazione n° 45/11 emesso il 6 dicembre  scorso e recante “Criteri per la 


definizione delle tariffe per l'erogazione dei servizi di trasmissione, distribuzione e misura dell'energia 


elettrica per il periodo 2012-2015".  


 


Occorre premettere che Tirreno Power, prescindendo da una valutazione dettagliata del documento 


odierno, intende soffermarsi esclusivamente su taluni profili trattati dall'Autorità. 


 


Incentivazione della rete di trasmissione nazionale 


In linea generale, occorre rilevare che la remunerazione stabilita dall'attuale documento per gli 


impianti di rete appare più che congrua per investimenti che rientrano nel perimetro di attività 


regolate e che, pertanto, non sopportano rischi di mercato. A tal proposito, è necessario osservare 


che le remunerazioni del capitale investito previste dal documento di consultazione che qui si 


commenta, siano di fatto di gran lunga superiori rispetto a quanto attualmente percepito dai 


produttori elettrici la cui attività è esposta a fattori di rischio senza dubbio più elevati di quello 


proprio dei settori regolati. D'altro canto, non ci si può esimere dall'esprimere una valutazione in 


merito alle recenti dichiarazioni di Terna circa un possibile blocco dei previsti investimenti di 


sviluppo della rete elettrica e all’opportunità di dirigere i propri capitali in altri ambiti in mancanza 


di una revisione dei livelli tariffari previsti dal documento odierno: tali lamentele non possono non 


apparire del tutto inopportune da parte di un soggetto titolare di una concessione di pubblico 


servizio, la cui attività è strettamente vincolata agli obiettivi tipici dell'oggetto del mandato.  Del tutto 


irragionevoli risultano, peraltro, i riferimenti alla corretta remunerazione degli azionisti di Terna 


che, è appena il caso di ricordalo, si sono accollati tutti gli oneri connessi al finanziamento di capitale 


di rischio di un’impresa che espleta un servizio di interesse pubblico. D’altro canto, non si vede 


perché tali investitori debbano essere considerati esenti dai riflessi dell’andamento dell’economia 


reale sui propri livelli di rendimento. E' dunque chiaro che, laddove il Gestore ritenesse incongrui i 


livelli di remunerazione delle tariffe stabiliti dall'Autorità, potrebbe ben scegliere di rivolgersi a  


opportunità di impresa maggiormente remunerative solo dopo aver rinunciato all’affidamento della 


concessione. 
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Incentivazione per i sistemi di accumulo 


Il punto 9.15 del documento di consultazione prevede l'introduzione di una nuova categoria di 


incentivazione per i sistemi di accumulo amovibili che rispondano a determinate caratteristiche 


previste dall'Autorità.  


Sul tema dello sviluppo di sistemi di accumulo a batteria, in primo luogo appare utile evidenziare che 


recenti studi1 confermano come la fornitura di servizi di dispacciamento attraverso tali impianti 


determini costi notevolmente elevati. 


 


Fig. 1 - LUEC per diversi sistemi di pompaggio ed accumulo 


 


 Il LUEC (Levelized Unit Electricity Cost) è il prezzo a cui occorre vendere l’energia generata da ciascun sistema di 


accumulo per coprire tutti i costi relativi alla costruzione ed all’esercizio dell’impianto (oneri finanziari e tasse 


inclusi) ed ottenere un determinato ritorno sul capitale proprio investito. 


 


 


                                                        


1 RSE, L’accumulo di energia elettrica (Milano, 2011) 
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In particolare, occorre notare che i costi dei sistemi di accumulo a batteria risultano più elevati 


rispetto a quelli che si sostengono per l'approvvigionamento dei medesimi servizi mediante il ricorso 


agli impianti termoelettrici tramite il Mercato dei Servizi di Dispacciamento (di seguito: MSD). Infatti, 


si può stimare che la fornitura di servizi di dispacciamento da parte di impianti CCGT sia più 


competitiva rispetto a quella ottenuta tramite batterie di circa 163 - 344 €/MWh2, a secondo dei 


diversi sistemi di accumulo considerati (dati Ref). 


Oltre alle valutazioni sui loro costi, occorre rilevare che i sistemi di accumulo a batteria non 


rappresentano una tecnologia matura e sufficientemente diffusa da poter considerare affidabile il 


dato di durata della loro vita tecnica: è a tutti evidente che tali sistemi siano stati installati all’estero 


solo in casi particolari o in progetti pilota e che, di conseguenza, il piano previsto da Terna per 130 


MW di accumulatori rappresenterebbe, per potenza installata, il primo al mondo3.  


Da questi risultati, appare del tutto evidente come la decisione di sviluppare investimenti in accumuli 


rappresenti un futuro imponente volano di costi per il sistema elettrico, sul quale già gravano i 


pesanti oneri legati all'incentivazione delle fonti rinnovabili.  


Analogamente a quanto si è già verificato per queste ultime, infatti, vi è il concreto rischio che 


decisioni di politica economica affrettate e non adeguatamente supportate da studi di fattibilità 


tecnico-economica possano generare costi esorbitanti per il consumatore elettrico e una contestuale 


inefficiente risoluzione dei problemi di dispacciamento attuali e prospettici. D'altro canto, non si può 


trascurare la circostanza che il sistema elettrico nazionale è già dotato di una notevole capacità di 


accumulo che, attualmente, è del tutto sottoutilizzata: basti pensare all'impiego dei pompaggi che 


potrebbero essere convenientemente utilizzati per  10 TWh a fronte del loro sfruttamento per soli 


2/3TWh annui.  


 


 


                                                        


2 L’analisi considera l’attuale spread sul costo pieno complessivo ottenuto da impianti CCGT sul MSD (pari a 50.7 
€/MWh) e quello che sarebbe necessario per remunerare appieno i diversi sistemi a batteria per la fornitura di servizi 
analoghi. 
3 “Dai dati riportati da Terna sembrerebbe che nel 2010 vi fossero nel mondo poco più di 300 MW installati, per cui i 
130 MW che il gestore della RTN intende installare in Italia risulterebbero addirittura pari a circa il 40% del totale 
mondiale. Secondo i dati invece contenuti nell’Energy Storage Activities in the United States Electricity Grid 
pubblicato nel maggio 2011 dall’Electricity Advisory Committee la capacità di sistemi di accumulo diffuso mediante 
batterie installata nel mondo sarebbe pari a circa 450 MW, di cui poco meno di 110 MW installati negli Stati Uniti.” 
(Ref. Osservatorio Energia n.148). 
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Fig. 2 – Produzione da apporti da pompaggi (GWh) 


 


 


Sotto diverso profilo, la possibilità dello sviluppo di capacità di accumulo fa sorgere non poche 


preoccupazioni in termini di equilibrio del sistema. Come noto, infatti, l'art. 36 del Decreto 


Legislativo n.93/2011, di recepimento della Direttive europee in tema di mercato unico dell'energia e 


del gas, ha espressamente previsto che Terna "[possa] realizzare  e  gestire sistemi di accumulo diffusi 


di energia elettrica mediante batterie" .  


In primo luogo, occorre osservare il diverso trattamento riservato dal Legislatore a sistemi del tutto 


analoghi quali pompaggi e accumuli: i primi, infatti, sono stati lasciati al libero mercato prevedendo 


procedure concorsuali per il loro affidamento, i secondi, sono stati considerati possibile appannaggio 


del Gestore. Ciò appare senza dubbio singolare in considerazione del fatto che tali sistemi svolgono 


servizi del tutto congruenti con modalità analoghe.  


La previsione che Terna possa realizzare sistemi di accumulo risulta particolarmente critica in 


quanto, oltre a lasciare al Gestore la facoltà di scegliere se sviluppare la rete (che dovrebbe 


rappresentarne l'obiettivo prioritario) o investire in progetti di accumulo, genera inevitabilmente 


una situazione di conflitto di interessi sul MSD in capo ad un soggetto che si configurerebbe 


contestualmente come acquirente (unico) e come venditore dei servizi ivi scambiati. Sotto il primo 


profilo, ad esempio, si rileva che il requisito dell'amovibilità che le batterie devono rispettare per 
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accedere al meccanismo di incentivazione, rappresenta un forte controsenso: è chiaro, infatti, che 


laddove Terna decida di realizzare le batterie (assicurandosi già elevati ricavi) sarebbe del tutto 


disincentivata ad investire in progetti di sviluppo della rete in tali punti. Ciò determinerebbe, da un 


lato, un uso eccessivo di tali sistemi (con effetti deleteri per la bolletta elettrica del Paese), dall’altro, 


una risposta inefficace e provvisoria alle esigenze di connessione e bilanciamento del sistema.   


  


Inoltre,  si ritiene che la possibilità data a Terna di sviluppare accumulatori a batteria rappresenti 


una grave lesione dei principi di unbundling previsti dal legislatore comunitario all'atto della 


liberalizzazione del mercato elettrico e, contestualmente, un forte passo indietro rispetto all'assetto 


di separazione proprietaria disposto dal nostro ordinamento. E' chiaro, infatti, che i sistemi di 


accumulo mediante batteria sono del tutto equiparabili agli impianti di pompaggio (visto che 


analogamente a questi ultimi consentono di immagazzinare energia per rilasciarla in un momento 


successivo) e per nulla assimilabili ad impianti di trasmissione: essi, infatti, da un lato non 


permettono di superare efficientemente i problemi di congestione che connotano il nostro sistema di 


trasmissione e, dall'altro, si pongono in diretta concorrenza con gli impianti di produzione nella 


fornitura dei servizi di dispacciamento. Non può sfuggire, dunque, la distorsione competitiva 


derivante dalla circostanza che i medesimi servizi potranno essere approvvigionati attraverso il 


ricorso alternativo ad impianti che trovano nel mercato l'unica fonte di remunerazione (impianti 


termoelettrici, idrici e di pompaggio) e da altri che, poiché destinatari di proventi regolati, saranno 


del tutti privi di rischi (le batterie). Tale circostanza, peraltro, rappresenta un forte disincentivo al 


miglioramento tecnologico del parco produttivo esistente venendo a mancare (a fronte di tariffe 


regolate garantite al competitor) il corretto stimolo economico alla fornitura di un servizio più 


competitivo e, quindi, maggiormente efficiente. Diversamente, la previsione di un'asta competitiva 


aperta ai produttori (e da cui Terna dovrebbe essere esclusa) per l'aggiudicazione della tariffa di 


remunerazione degli impianti di accumulo generebbe un'efficienza certa per il sistema. 


 


Occorre, infine, osservare che, nell'ambito delle richiamate disposizioni normative, Terna ha 


recentemente messo in consultazione un addendum al Piano di Sviluppo della Rete Elettrica per 


l'anno 2011 che, attualmente, non risulta essere stato ancora approvato dal Ministero dello Sviluppo 


Economico. In tale contesto, dunque, risulta singolare che l'Autorità abbia espresso la propria 


intenzione di prevedere delle tariffe per la remunerazione di attività non ancora ufficialmente  
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ratificate. Analogamente, stupisce che Terna, con insolita celerità, abbia provveduto lo scorso 29 


novembre a pubblicare un bando per la fornitura di sistemi di accumulo per una potenza presunta di 


almeno 130 MW senza alcuna evidenza circa l'emanazione del Piano di Sviluppo.   


 


Conclusioni 


Da tutto quanto esposto, Tirreno Power non può che esprimere la forte preoccupazione per gli effetti 


sul mercato elettrico che generebbe l’affidamento a Terna dello sviluppo di impianti di accumulo. Da 


quanto detto, può infatti concludersi che: 


- Per la realizzazione di sistemi di accumulo, non sussistono possibili efficienze legate 


all’affidamento del servizio ad un singolo soggetto: pertanto, tali sistemi dovrebbero essere 


sviluppati dal libero mercato o tramite l’attribuzione di tariffe agevolate allocate mediante 


aste competitive.  


- L’affidamento a Terna dello sviluppo di sistemi di accumulo (che non sono elementi di rete 


ma piuttosto assimilabili a impianti di produzione)  determina una grave lesione dei principi 


di unbundling stabiliti a livello europeo e recepiti nell’ordinamento nazionale con il regime 


della separazione proprietaria. 


- Tale affidamento genererebbe una concorrenza sleale per i produttori elettrici che 


vedrebbero restringersi il mercato disponibile dei servizi con conseguenti effetti sulla loro 


redditività (già gravemente compromessa dalle attuali dinamiche di mercato) e, quindi, sulla 


tenuta dell’intero parco di generazione e sulla sicurezza del sistema.  


- In ogni caso, i costi determinati dall’uso delle batterie per il bilanciamento del sistema sono 


estremamente rilevanti: il differenziale di costo tra gli stessi servizi forniti da tali sistemi 


rispetto a quelli prodotti con gli impianti a ciclo combinato sono talmente elevati da far 


considerare non ragionevolmente attuabile nel medio periodo l’installazione di impianti di 


accumulo per la fornitura di servizi di dispacciamento.     


- Lo sviluppo massiccio di impianti di accumulo, che si genererebbe una volta determinata una 


tariffa sufficientemente remunerativa, comporterebbe una crescita esponenziale dei costi per 


il bilanciamento del sistema secondo quanto illustrato in tema di sostituzione dei servizi 


generati dai CCGT con quelli prodotti mediante batterie.  
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Tutto quanto suddetto, Tirreno Power non può escludere qualunque possibile azione a tutela dei 


propri interessi e dei principi della libera concorrenza sull’intero impianto normativo in materia 


di accumuli mediante batterie.    


  





