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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 DEl SERVIZI DI TRASMISSION E,
DISTRIBUZIONE E MISURA DELL’ENERGIA ELETTRICA PER | L
PERIODO 2012 -2015

Premessa

L’Autorita per 'Energia Elettrica e il Gas (di sétp: Autoritd), dopo aver illustrato, nei
Documenti per la Consultazione (di seguito: DCQ)15/13/11, 29/11, 34/11 e 42/11 i
propri orientamenti sul tema dei costi riconoscipér il servizio di trasmissione,
distribuzione e misura dell’energia elettrica desmhodalita di definizione delle tariffe
di riferimento ed obbligatorie, nonché sulle madhi# da applicare ai meccanismi di
perequazione, con il DCO in oggetto espone aglraipa i propri orientamenti finali
sulla regolazione tariffaria per i servizi da adadt nel IV° periodo regolatorio.

A2A conferma il propricapprezzamentoper l'apertura dimostrata dall’Autorita verso
alcuneproposte avanzate in fase di consultazione dalla stessa altd operatori e
associazioni.

Tuttavia sualcuni temi, le posizioni sono ancoudistanti ed e, quindinecessariauna
loro ulteriore analisi, mirata ad arrivare ad uequilibrio tra le necessita che
caratterizzano le parti coinvolte nella consultagio

Le osservazioni di cunfra hanno, di conseguenza, il finealianzare propostevolte a
raggiungere unpunto di equilibrio ottimale tra il bisogno dicertezze sulla
sostenibilita economico-finanziaria dell’attivitd nel medio-lungo termine e
I altrettanto importante necessita di garantire, agli utenti finali, un $govdi elevata
qualitd al minor costo possibile.

La struttura del documento prevede, oltre la prese@remessa il successivo
paragrafo 1 in cui saranno affrontati organicamente le priatipriticita sul tema dei
costi riconosciuti, il paragrafo 2, dove saranno illustrate le posizioni di A2A sui
meccanismi di perequaziongil paragrafo 3 dedicato allastruttura tariffaria e,
infine, il paragrafo 4 che affrontera il tema deghcentivi agli investimenti.

1. Costiriconosciuti per il servizio di distribuzionee misura
Nella presente sezione sara affrontato il temacdsti riconosciuti dal futuro sistema
tariffario, elemento cruciale per I'equilibrio dattero settore nel prossimo futuro.

In particolare, i temi trattati saranno:
» Costi Operativi Qpex);
» Costi di Capitale@apex), scomponibile in:
v' Remunerazionedel capitale investito;
v' Ammortamento.
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1.1.Costi Operativi (Opex)
La metodologia proposta per individuare i costi rapei da riconoscere in tariffa,
avanzata inizialmente nel DCO 29/11, pu0 essereebrente riassunta nei seguenti
punti:

* Fonte dati: conti annuali separati degli operatanbundling);
* Anno base201Q
e Utilizzo del metodo profit-sharing per individuare la parte delle maggiori
efficienze da ripartire tra operatori e utenti fina
o Utilizzo del metodrice-cap al fine di:
v Proseguireil riassorbimento dellenaggiori efficienze generatesi ndl®
periodo regolatorio e lasciate temporaneamenteoagliatori nel 111°;
v Iniziare il riassorbimento dellanaggiori efficienze generatesi nelll®
periodo regolatorio.

A2A, a tal proposito, ribadisce la propria posiapilustrata all’interno delle proprie
osservazioni al DCO 29/11. In particolare, per goarmguarda laprosecuzionedella
redistribuzione dellemaggiori efficienzegeneratesi ngrecedenti periodi regolatori,
si ritienenon corretta I'applicazione data alla norma di cuiaatl 1-quinquescomma 7
della legge 290/03 che individua nellana simmetrica ripartizione tra utenti e
imprese delle maggiori efficienze realizzate rispetto aghbiettivi definiti con il
meccanismo del price capil criterio a cui conformarsi per calcolare le iffar
applicabili nel II° periodo di regolazione.

A2A ritiene che la metodologia proposta dall’Autarileda la condizione di[.".]
simmetrica ripartizione tra utenti e impresg[...]” imposta dal legislatore e porti ad un
evidente shilancioa favore dell’'utente finale, al quale verra trasde infine, la totalita
delle maggiori efficienze ottenute dagli operatdisogna ricordare, inoltre, che la
norma appena ricordata include anzzonte temporale ben preciso all’interno del
guale adottare il meccanismo mhofit-sharing: “[...]il successivo periodo regolatorio
[...]”, ovvero il II° periodo regolatorio; cio, tenuto conto anche chésistema
tariffario deve altresi armonizzare gli obiettivic@nomico-finanziari dei soggetti
esercenti il servizio con gli obiettivi generali darattere sociale”e che lintegrale
attribuzione, immediata o graduale, delle maggdiicienze realizzate adna solatra
le parti, porta A2A a ribadire, ancora una volta, propria contrarieta alla
continuazione del processo di redistribuzione detkea-efficienze in oggetto.

Similmente, A2A é contraria alledistribuzione delle maggiori efficienzegeneratesi
nell'attuale periodo regolatorio. Infatti la proposta dellAEEG rilevauna
contraddizione che emerge nella proposta avanzata dall’Autogid: non avendo
fissatopreventivamente obiettivi di efficienza da raggiungere XFFactor vigente nel
llI° periodo era dichiaratamente volto soltantoasterire le efficienze realizzate nel 11°
periodo), si vuolenon solo privare da subito gli operatori della meta dellaggiori
efficienze volontariamente raggiunte, addirittura privarli gradualmente anche della
restante parte, di competenza, come visto in pesza] degli operatori, senza
considerare, peraltro, la difficile situazione eaamco-finanziaria in cui le aziende si
trovano ad operare.
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Alla luce di quanto finora detto, la proposta awwazda A2A e di fissare il livello
dell’X-factor , in terminireali, pari a0.

1.2. Costi di Capitale
L’individuazione del corretto valore deosti di capitaleda includere nelle tariffe, dato
il suorilevante peso specifico, &€ uno dei principali argomentcsupiu si & sviluppato
il dibattito. Le proposte presentate nei succegsawvagrafi, quindi, hanno I'obiettivo di
bilanciare iltrade-off tra le differenti esigenze che contraddistingutenparti coinvolte
nella consultazione.

1.2.1. Remunerazione del capitale investito
A2A, innanzitutto, accoglie cofavore la soluzione proposta per annullare gli effetti
distorsivi dellag temporale sul rendimento effettivo del capitale investitraterso la
maggiorazione del rendimento di parte del capitalestito, senza ricorrere a soluzioni
ben piu onerosein termini di dispendio di risorse per I'elabor@zé dei dati enolto
meno certenei risultati.

Tuttavia, A2A non ritiene del tuttosoddisfacenteil valore ipotizzato di tale extra-
rendimento, né lenodalita della suaapplicazione

* AZ2A ritiene che il valore dell’'extra rendimento ressario ad eliminare gli effetti del
time-lagvadaaumentato al 1,2%: considerando, infatti, un bene convenzionale che
abbia una vita utile pari alla vita residua medazionale, cosi come calcolata
dall’Autorita nelladdendumal DCO 29/11 e pari a 21,68 anni, la differenzaikr
WACC riconosciuto e il TIR dell’investimento risalessere 1,2%.

 A2A non ritiene corretto applicare tale maggioragosolo agli investimenti
effettuati negli anni successivi al 2012. Questaltagc infatti, non tiene conto del
fatto che, nel settore della distribuzione e dellaura, ledecisioni del management
sull’effettuare o menacalcuni tipi d’investimenti non sono dettate danteressi
speculativi ingenerati da un tasso di rendimento garantitotiqudarmente
favorevole;al contrario, questi sonmecessaripercontinuare a fornire un servizio
in linea con la regolazione sultualita e non incorreresoprattutto in disservizi
che avrebbero impatti molto negativi sull'utenteefie.

Di conseguenza, considerandongiuntamentela scarsaliberta del management nel
rinviare/stralciare investimentnecessari per l'operativita della rete e dsigenza
riconosciuta peraltro dalla stessa Autorita,eiminare gli effetti distorsivi del lag
temporale, A2Apropone di riconoscere I'extra-rendimento, fissato in 1,28 dagli
investimenti 201Q ovvero nelletariffe che saranno applicate a partire @812
garantendo una maggiooenogeneitadel rendimento del capitale nel prossimo periodo
regolatorio

Bisogna, pero, considerare che I'elemerriaciale per garantire un livello ottimale del
rendimento del capitale & soprattuttdNieighted Average Cost of Capit&VACC): il
suo dimensionamento deve essere tale per cui santga contemporaneamente
I equilibrio tra numerosi elementi.
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Purtroppo, A2A deve constatare che I'Autoritan ha ritenuto le osservazioni e le
analisi quantitative presentatele nelle precedédi di consultazionesufficienti a
modificare i valori proposti nel DCO 29/11, lasdati in buona sostanzavariati sin
dal 1I° periodo regolatorio e non riconoscendo,ngui il cambiamento verificatosi
negliultimi anni .

A2A, pertanto, ritiene che la fissazione di un Wpad al7.4%, peraltro frutto desolo
aumento dei rendimenti offerti dai BTP registra@gin ultimi mesi eparzialmente
incorporato nella formula per il calcolo del tagssk-freg sia necessariamenteuna
base da cupartire per arrivare ad un valore clyarantisca I’ equilibrio tra i vari
fattori precedentemente ricordati.

Bisogna ricordare, infatti, che nel IV° Trimesti@12 la spesaomplessivaper iservizi

di rete e dimisura risulta essere pari 4b6,07% della prezzo totale per I'energia per un
consumatore domestico tijpee che la quota-parte delle tariffe a coperturadadel
remunerazione del capitale investito e, a livelkzionale, stimata in circa7,488%
conseguentemente, l'incidenza della remunerazieheapitale investito per il servizio
di distribuzione sul prezzo pagato dal clientelBrn@io essere stimato in meno @b -
3%. Conseguentemente, un aumento d&lcc avrebbe un impatt@ssolutamente
contenuto sui prezzi finali enon pregiudicherebbein maniera sostanziale gli equilibri
patrimoniali e finanziari delle famiglie e delle prese italiane.

Per glioperatori, al contrario, il tasso di remunerazione € uno dei driggncipali di
ricavo e, conseguentemente, e il garante dellilibrio e della sostenibilita
dell'impresa nel tempo; inoltre, € un elemento senondario su cui il management si
basa per quella parte d’'investimenti chelifferenza di quella descritta in precedenza,
possono essere rinviati/stralciati in quantwon immediatamente essenziali
all'operativita e alla sicurezza dell'infrastrutiurA tal proposito si deve sottolineare che
una parte importante di detti investimenti, da untp di vista disviluppo tecnico del
settore, sono quelli aalto contenutannovativo che in uno scenario caratterizzato da
bassi ritorni sul capitale, investimenti incomplii e risorse scarse, a causa delle
incertezze che li contraddistinguono, potrebbetwrswn forte ridimensionamento, con
danni diretti per il settore ed il suo indottorgjirettamente, per I'intero Paese.

Di seguito, quindi, saranno illustrate le motivamiche portano A2A a ritenere che |l
valore proposto per alcuni parametri del WACC nde adeguato a garantire gli
equilibri prima descritti, svantaggiandocessivamentgli operatori.

Tasso di rendimento delle attivita prive di rischio(Rf)

Per quanto riguarda il valore del parametro Rf, Af ritiene opportuno prevedere
un meccanismo drevisione infra-periodale del rendimento delle attivita prime di
rischio, in quanto cidaumenterebbe di molto la rischiosita dell’intero settore e
impedirebbe agli operatori, fermo restando quanto gia dettbpaeagrafo 1.2.1., di
stabilirepiani con un ampim@rizzonte temporale. Ridurre a 2 gli anni per i quali si ha
certezza del rendimento comporterebbe, infattgttavolgimento delléfondamentasu

! Vedi stima pubblicata dall’Autorita per 'Energettrica e il Gas:
http://www.autorita.energia.it/it/dati/ees5.htm
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cui si basa laegolazione,oltre che i giudizi degli analisti e deiercati in generale e di
guello delcredito in particolare; cido avrebbe, soprattutto nell'intdiao, un effetto
deleterio e, pertanto, non desiderabile.

Premio per il rischio di mercato (ERP)

Uno degli elementi principali per il calcolo del VBE e I'extra rendimento richiesto
dall'investitore per investire in titoli nomisk-free ed & stimato su un orizzonte
temporale di lungo periodo utilizzando la media rgetsica del differenziale di
rendimento tra il rendimento di mercato e il reneimo dei titoli di Stato a lungo
termine. Nel DCO 45/11 I'Autorita, applicando taleetodologia, rigetta l'ipotesi di
aumentare la stima del premio al rischio e confelinparametroERP pari al4%, in
linea con gli scorsi periodo regolatori.

Tale posizione non e assolutamente condivisibilaporoccio utilizzato dall’Autorita,
ovvero I' “Historical Risk Premium”, non & adeguato a individuare il corretto valore
del premio a rischio richiesto dagli investitori.tAl proposito, lostessostudio di A.
Damodarahcitato nel DCO 45/11 riporta come conclusione :

“In conclusion, there is no one approach to estimgtequity risk premiums that will
work for all analyses. Ifpredictive power is critical or if market neutrality is a
prerequisite, thecurrent implied equity risk premium is the best choice. For those
more skeptical about markets, the choices are lenadith the average implied equity
risk premium over a long time period having thestest predictive poweHistorical
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 alcdalsi miti sulla stima del ERP, tra cui quello
citato nellanota 7 apagina 15delDCO 45/11], ovvero che:

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

Infine, bisogna sottolineare ancora una volta cit gli osservatori sono concordi nel
sostenere che, a partire dal 2008, si € osservalboeak strutturale dei mercati, che si
sono posizionastabilmente su livelli di rischiositamolto superiori rispetto al passato.

Per quanto detto A2A ritiene maggiormente correttahe a livello teorico, utilizzare |l
metodo delimplied risk premium in quanto I'esigenza alla base del calcolo e drave
un valore, fissato ad inizio periodo, che approssiel modo migliore I effettivo
premio al rischio pelfintero periodo futuro .

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

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

2 A. Damodaran (2011Fquity Risk Premiums (ERP): Determinants, Estinméiad Implications — The
2011 Edition”,Febbraio 2011. Cfr. Pag 85.





premium for mature markets, year after year avaty it year to year, and even on an
intra-year basis, if conditions warrant. For mangaysprior to September 2008, | used
4% as my mature market equity risk premium when mgl@ompanies, and assumed
that mean reversion to this number (the averagdi@dpgremium over time) would
occur quickly and deviations from the number wduddsmall.After the crisis, in the
first half of 2009, | usedequity risk premiums of 6% for mature markets in my
valuations. As risk premiums came down in 2009oVed back to using a 4.5% equity
risk premium for mature markets in 2010. With theréase in implied premiunas the
start of 2011, myvaluations for the year will bebased upon an equity risk premium of
5% for mature markets”

Inoltre, si sottolinea che la metodologia propastargamente utilizzata nella prassi
della valutazione finanziaria, come ad esempio dimostra la valutazidei premio al
rischio effettuata d&8anca IMI (Gruppo Intesa-San Paolo), di seguito riportate, €
stata condotta come segue:

“our equity risk premium is based on a three-st&@M, which calculates thequity
premium implied in the Euro Stoxx index” .

9.0%

Equity Rsk Premium Euro Stoxx 1995-2000 Avg.
8.0% 2001-2010 Avg
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Source: Intesa Sanpaolo Research Elaboratimn ERP

Valori simili a quelli appena presentati emergono dall'indagimelta dallo IESE
Business School Universita di Navarevente ad oggetto la stima del risk-premium da
parte di un campione rappresentativo di professaxiersitari e operatori finanziari:

Table 3

Market Risk Premium used for 34 countries in 2011 by professors, analysts and managers of companies

Average Median Number of answers Standard deviation

prof. anal. comp. prof. anal. | comp. prof. anal. | comp. prof. anal. | comp.
United States 57 50 55 55 50 52 522 330 651 1.6 1.1 2.0
Spain 55 56 6.1 55 5.0 55 92 305 533 1.0 1.3 1.8
United Kingdom 56 54 49 50 50 50 20 68 24 40 16 11
Italy 51 57 57 50 50 50 21 40 15 1.3 14 14

% Working Paper WP 920, May 2011: Market Risk Premlused in 56 Countries in 2011: a Survey with
6014 Answers di P. Fernandez, J. Aguirreamalloa@dtres
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In conclusione A2A, alla luce delle evidenze sinprasentate, ritiene che il valore
adeguatoper il premio al rischio di mercato sia nell'imor del 7-8% e, comunque,
non inferiore al 5%.

Rischio Sistematico f§)

Nel DCO 45/11 I'Autorita avanza la proposta di gguiare il rischio sistematico insito
nell’attivita di distribuzione e di misura, fissam@er entrambe il valore del paramefiro
pari a0,61.

A2A non ritiene corretta tale proposta in quanter Pattivita di misura, pur essendo
giunto a conclusione il piano di sostituzione désumatori ex- deliberazione n. 292/06,
permangono moltissime incertezze, tanto sul latosggmente tecnico, che su quello
regolatorio.

Partendo da quest'ultimo, si deve ricordare che de#He principali novita del
guadriennio 2012 — 2016 sara l'adozione di un testegrato (TIME)focalizzato
esclusivamente sullaisura e che introdurraovita rilevanti in tema di responsabilita
e di prassi operativa. Considerando, quindi, cheifama del servizio nella sua
interezza partirssolo dal 2013e che,ad oggi non sono noti tutti i cambiamenti, &
difficile sostenere che la rischiosita dell’attévisia diminuita di ben 0,06 punti, ovvero
il 9%.

A2A chiede, dunque, diontinuare a considerarseparatamentela rischiosita delle
due attivita.

Per quanto riguarda, invece vilore assolutoattribuito al parametr@, si conferma a
gquanto detto sull’argomento nelle osservazioni &0D29/11, e in particolare alle
pagine 14 — 15.

Tuttavia, A2A ritiene opportuno sottolineare in gteée sede che I'ampliamento del
perimetro dellaRobin Hood Tax anche ai servizi a retésieme con il divieto di
traslazione ha generato negli investitori la certezza delfhentata rischiositadelle
societa attive in tali campi, precedentemente clamate maggiormente tutelate da
rischi fiscali.

Si ribadisce, pertanto, la propostaadimentareil valore delp a0,8 per la distribuzione
e 0,87per la misura.

Costo del Capitale di Debito (Kd)

Anche per quanto riguarda il costo del capital@elito, I’Autorita conferma quanto
proposto nel DCO 29/11 e, in particolare, mantiameariato a 0,45% lo spread
riconosciuto sul tasso di rendimemisk-free

A2A, anche alla luce ddtend dei rendimenti garantiti dai titoli di debito ersesel
corso degli ultimi anni dai principali operatorizi@nali ed europei presentato nelle
proprie osservazioni al DCO 29/11 e alle qualisianda, non ritiene corretto il valore
proposto. Questo, infatti, non considera minimameanfenomeno del credit crunch”
generato dalla crisi che ha caratterizzato I'Eurepiétalia a partire dal 2008: anche se,
come sottolinea I'Autoritajle societa attive in un settore regolato sono espoad un
piu basso livello di rischio e pertanto riescono @itenere capitale di debito a tassi di

7
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interesse relativamente piu convenientio non significa che continuino a godere dei
tassi di interesspre-crisi, sulla base dei quali era stato stimato lo spoksdid 0,45%;
al contrario, anche se godranno di tassi piu bassi in relazacméelli applicati alle PMI
o0 ad imprese attive in settori particolarmente schio, questi sarannoomunque
maggiori di quelli precedenti e tali dagiustificare una revisione irmumento dello
spread riconosciuto agli operatori.

Infine, A2A non concorda con lintroduzione di un qualsivoglia eseso di
monitoraggio del livello e del costo del debiteseprattutto, € fermamente contraria
alla divulgazione di documeniiservati e price-sensitive quali quelli sulla struttura del
debito, il suo costo, nonché quelli riguardantptditiche di distribuzione di dividenti e
di autofinanziamento. Un siffatto sistema di moraggio, inoltre, sembrerebbe
travalicare lefinalita stesse dell’Autorita e generare scenariimiasivita della
regolazione non coerenti congtado di maturita che questa stessa haggiunto in
Italia. Si ricorda, inoltre, che I'’Autoritgia dispone di un sistenmau che adeguatagper
condurre analisi puntuali dei dati economici degleratori: la separazione contabile.

Conclusioni sul Wacc

Alla luce di quando sopra, e come gia segnalatie lmskervazioni al DCO 29/11, A2A
ritiene insostenibile per garantire lamanutenzione ordinaria delle infrastrutture,
rispettare i vigenti vincoli diqualitd del servizio e per affrontare i necessari
investimenti, un livello della remunerazione del capitale iritesnell’attivita di
distribuzioneinferiore al 8% (8,2% per la misura).

[Omissis]

2. Meccanismi di perequazione
Nella presente sezione verranno analizzati, segragatte per l'attivita di distribuzione
e di misura, i principali punti di criticita riletiain merito ai meccanismi di
perequazione che saranno applicati nel prossimoduedi regolazione.

[Omissis]

2.1.Meccanismi di perequazione per il servizio diidtribuzione
A tal riguardo, l'unica discordanza da rilevaraeette nella reintroduzione, anche se con
finalita distinte, di una perequazione riguardanhtgervizio di trasmissione. Come gia
evidenziato, A2Anon ritiene corretto, considerati gliobiettivi di semplificazione
regolatoria edamministrativa piu volte richiamati dalla stessa Autorita, gravaurtti i
distributori di un ulteriore adempimento per agevelun unico soggetto.

Cio e ancor pitevidente considerando che la finalita del meccanismo icudisione e
di stabilizzare i ricavi dell’operatore della Rete di Trasmissidw&zionale, che pero ha
avuto la possibilita diaderire al meccanismodi garanzia dei ricavi predisposto
dall’Autorita ed e inoltre, un soggettmico, con unforte potere contrattuale verso |l
mercato del credito e una indublsialidita patrimoniale e finanziaria; al contrario,
gli operatori della distribuzione sononumerosi e, tolta una unica eccezionegn
confrontabili con Terna in quantodimensioni e potere contrattuale.

8
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A2A, di conseguenza, ritienaiqua l'introduzione di questo nuovo meccanismo, in
guanto generereblpil oneri che benefici al sistema preso nel suo insiem

2.2. Meccanismi di perequazione per il servizio dnisura
A differenza di quanto proposto nel DCO 29/11 efeonato, seppur con alcune
variazioni, nel DCO 42/11, I'Autoritaon intende procedere con laformulazione del
meccanismo di perequazione dei ricavi di misura ipeservizio di misura in BT,
mantenendo in vigore, al contrario, I'attuale metsmo, rivisto alla luce dei problemi
emersi in sede di aggiornamento delle tariffe fzamio 2011.

Inoltre, I'Autorita propone di affiancare il mecdéamo appena descritto ad uno,
ulteriore, diintegrazione deiricavi a copertura detosto residuo non ammortizzato
dei misuratori elettromeccanigostituiti con misuratori elettronici ai sensi della
deliberazione n.° 292/06.

A2A, alla luce della proposta dell’Autorita di dageidenza della componente MIS(res)
condivide I'esigenza di inserire tale meccanismo. Tuttalaamancata condivisione
dei datiquantitativi necessari a simulare I'impatto del meccanismo gstipmpedisce
una trattazione basata su dati oggettivi e port#® A2 effettuare osservazioni di
carattere prevalentementeorico: considerando come base di calcolagfjregato
nazionaleal 31 dicembre 2010 dei costi residui non ammpatizviene goerdersi il
riconoscimentaospecifico dei costi sostenuti daingoli operatori che, agendo su una
scala molto minore e con unorizzonte temporale diverso rispetto alprincipale
operatore nazionale, potrebbero risultare, a lbvelhitario, diversi dai costi medi
nazionali. Di conseguenza, A2A ritiene opportune tksistenza di tale scostamento
sia verificata e condivisacon gli operatori prima di applicare i meccanigimordati in
precedenza e ritiene necessario che i loro risdiano del tutto paragonabili a quelli
ottenuti utilizzando come base di calcolo i valesidui specifici del singolo operatore.

3. Struttura tariffaria
La struttura tariffaria proposta nel DCO in oggeitevede |laseparazionetra la tariffa
applicata agli utenti finali, che non subisce vanpai rispetto al passato, e la tariffa di
riferimento che definisce il vincolo ai ricavi amase per I'operatore e rappresenta una
delle maggiori novita introdotte con la consultazione sul quadaymativo per il
periodo 2012 — 2015.

A2A condivide la scelta dell’Autorita di adottare una tariffarderimento definita (ad
esclusione dell'illuminazione pubblica) corfie/Pod

Tuttavia, si rileva iimancato accoglimento delle proposte inerenti le tariffeag@licare
a copertura dellaommercializzazionedel servizio. A tal proposito, A2A ritieneon
corretta I'analisi proposta dell’Autorita in quanto, si ablisce, i servizi rientranti
nellambito della commercializzazion@on sono del tutto standardizzabili e
richiedono competenze e conoscermpecifichecheimpedisconq in sostanza, la loro
esternalizzazione
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Inoltre, si sottolinea che le attivita costituetdi commercializzazione sono state
oggetto, negli ultimi anni, dprimari interventi regolatori che hanno portato gli
operatori a sostenere costgenti per porre in essere aziad hoc, costruite sulla base
delle proprie esigenzespecifiche e della realta aziendalearatterizzante il singolo
operatore.

Conseguentemente, A2A ribadisce che tali costi debbecessariamentgodere di un
riconoscimento puntuale in quanto un costostandard per definizione, non

intercetterebbe adeguatamente quspecificita aziendali che generano cosliversi

per le singole imprese; si propone, quindimdintenereil riconoscimentguntuale dei

costi in base ai dati comunicati dagli operatori.

Infine, A2A non condivide la tempistica proposta dall’Autorita per #ggiornamento
annuale delle tariffe di riferimento: la data entto definire e pubblicare tali tariffe, in
base all'art.4, comma 2, lettera b) della bozzarticolatosuballegato B € iB0O aprile.
Tale termine comporterebbe urcertezza intollerabile per un periodo eccessivamente
ampio (anche considerando che le societa quotatendeconsolidare i risultati su base
trimestrale). Non si comprende, peraltro, il motivo di una gastica cosi lunga per la
definizione delle tariffe di riferimento.

4. Meccanismi di incentivazione
L’Autorita, nei propri orientamenti finali, confemrie proposte avanzate nel DCO 34/11
e ribadisce la necessita di adottare, in futuro,todwogie output-based per
proporzionare gli incentivi .

A2A ritiene, a livellocomplessivg che le categorie incentivate proposte siemerenti
con gli obiettivi prefissati, a livello nazionale ed europeo. Tu#awanalizzando
congiuntamente le categorie proposte per l'incentivazione e le ipotesi avaezatca
'aumento di potenzada concedere agli utenti finali domestici con fariD2,
sembrerebbe emergereopportunita di aggiungere come categoria incentivata, la
sostituzione delle colonne montantt proprio queste, infatti, formano queldito di
bottiglia” che potrebbe rendere critico 'aumento di potenza agli utenti finali.
Conseguentemente, incentivarne la sostituzionespl@eliminare parte degli attual
vincoli e permettere, per W° periodo regolatorio, norme maggiormefaeorevoli agli
utenti finali e in grado dspostare sensibilmente la domanda di energia in fasce piu
adeguate a garantire maggiefécienzaal sistema

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

Come gia sottolineato nelle proprie osservaziom@D 42/11, infatti, A2A non ritiene
corretto che tali soggetti siano privati, con SISZmMO preavviso € senza un loro
adeguato coinvolgimento, di una voce di ricavo ¢he,non essendo la principale, era
comunque stata considerata nel momento dellalutazione e della successiva
approvazione dell’investimenta Togliere ora tale incentivo per gli impianti gia
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connessi significherebbe ridurre arbitrariamentd¢agso di rendimento previsto per
investimento, che, alla luce della mutata sitoas, potrebbe anch®on esserepiu
allineato a quello precedentemente ritenuto dadffajpre come rendimeniinimo per
deliberare l'investimento.

Si richiede, pertanto, che &oppressionedell’incentivo in discussione six-nunc e,

conseguentemente, che gli impianti di produziomeessi in MT o BTentro una data

da stabilirecontinuino a godere delihcentivo, mentre quelli connessitre tale data, e
che gia incorporano nella propria valutazione economico finanziariambncato

incentivo, ne sian@sclusi
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Spett.le

Autorita per I'energia elettrica e il gas
Direzione Tariffe

Piazza Cavour 5

20121 Milano

Milano, 20 Dicembre 2011

Osservazioni al DCO 45/11 “Criteri per la definizione delle tariffe per I'erogazione dei
servizi di trasmissione, distribuzione e misura dell'energia elettrica per il periodo 2012-
2015” - Versione completa integrata con note tecniche

Ringraziando ancora come sempre per |'utile opportunita di confronto offertaci, riportiamo
le nostre considerazioni riguardo al Documento di Consultazione in oggetto, inclusive
anche di alcune specifiche note tecniche.

La principale perplessita che ancora una volta dobbiamo segnalare riguarda I'ormai
famigerato tema degli accumuli, sia batterie che pompaggi, che ribadiamo con estrema
chiarezza non essere né attivita di rete, né soprattutto di per sé monopoli naturali, e che
non devono quindi rientrare nei meccanismi tariffari in quanto tali regolati dall'Autorita.
Alcune interpretazioni del decreto di recepimento italiano del cosiddetto “Ill pacchetto”
energia UE hanno stabilito un'impropria sovrapposizione tra attivita regolate e di mercato
(gli accumuli, incluse ovviamente anche le batterie) che determinerebbero un rilevante e
inevitabile conflitto di interessi per Terna, la quale si troverebbe a ricoprire
contestualmente la posizione di acquirente unica e fornitrice (tramite appunto gli
accumuli) dei servizi di dispacciamento. La posizione in tal modo detenuta da Terna
risulterebbe senza dubbio ulteriormente aggravata da una naturale asimmetria
informativa a suo favore, in quanto Terna come operatore monopolistico dell’attivita di
trasmissione ha ovviamente accesso ad informazioni privilegiate rispetto agli altri
operatori.

In secondo luogo, relativamente alla remunerazione garantita proposta nel Documento di
Consultazione in oggetto si evidenzia che attualmente i BTP, soprattutto nell’ultimo
periodo, non possono di fatto essere considerati rappresentativi di un’attivita chiaramente
e dichiaratamente low risk come quella svolta da Terna.

Inoltre l'incremento del 2% alla remunerazione garantita dal WACC per le attivita critiche
finisce di fatto per costituire un sostanziale premio applicato in modo generalizzato ad

AIGET — Associazione Italiana di Grossisti di Energia e Trader
Corso Vercelli 38 - 20145 Milano
Tel: +39 02 36593080
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interventi necessari al buon funzionamento della rete, interventi che fanno invece gia
parte del mandato e dei naturali obiettivi di Terna (e che in alcuni casi sono non
casualmente diventati “critici” proprio a seguito dei ritardi accumulati nello sviluppo della
RTN...).

Relativamente infine al tema dell’incentivazione a Terna per gli obbiettivi di riduzione degli
acquisti su MSD, garantita dall’attuale meccanismo che gia prevede la prossima cessazione
di tale incentivo, si ribadisce I'improrogabilita di tale fine, dal momento che tale incentivo
non ha piu motivo di esistere, essendo stato raggiunto 'obiettivo di riduzione della spesa
per I'MSD. Il persistere di tale incentivo comporterebbe inoltre tra I'altro un ulteriore
conflitto di interessi in Terna, conflitto di interessi che andrebbe ad aggiungersi a quelli gia
citati.

Note tecniche

In tema di sviluppo di servizi post-contatore (par.11 del DCO) si ritiene fondamentale
I'introduzione gia dal prossimo periodo regolatorio dell’obbligo per le imprese di
distribuzione di mettere a disposizione delle societa di vendita e/o delle ESCO di un
dispositivo che renda disponibile con protocollo aperto su una porta USB presso
I'abitazione dell’utente i dati rilevati periodicamente dal contatore elettronico. In questo
modo le societa di vendita e/o le ESCO potranno utilizzare tali dati per erogare servizi post-
contatore senza dover ricorrere a tecnologie alternative che, basandosi su comunicazioni
wireless fra il sensore posto sul contatore e il ricevitore in casa del cliente, non offrono, al
momento, sufficienti garanzie di affidabilita. L’Autorita potrebbe prevedere I'avvio di
progetti pilota da parte dei venditori/ESCO selezionati da un’apposita commissione
nominata dall’Autorita. Tali progetti verrebbero tarati in funzione dell’offerta di dispositivi
messi a disposizione dai distributori che gia oggi li stanno sviluppando a livello prototipale.

Riguardo invece alla proposta di aumenti di potenza per clienti con tariffa D2, si vede con
favore quanto proposto dall’Autorita. Certamente 'implementazione di tale opzione nei
sistemi di fatturazione dei venditori non potra essere immediata, pertanto si chiede
all’Autorita di poterne prevedere I'entrata in vigore a partire dal 1° gennaio 2013,
consentendo cosi agli operatori di recepire simultaneamente nei propri sistemi sia questa
novita sia la modifica della componente tariffaria di trasmissione, “TRAS”, che da monomia
diventera binomia per le utenze in AAT/AT connesse su reti di distribuzione o sulla RTN.

Infine a seguito dell’'introduzione di questa nuova opzione tariffaria si segnala la necessita
di introdurre quanto prima dei flussi informativi standard tra distributori e venditori per
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consentire di recepire correttamente nei propri sistemi le informazioni riguardanti il
cambio della potenza richiesta dal cliente e la data in cui questa & stata effettuata. Inoltre a
nostro avviso sarebbe necessario prevedere in questo flusso informativo anche un campo
denominato “cambio tariffa” qualora il cliente da domestico residente (soggetto alla tariffa
D2), diventi un cliente non residente (e pertanto soggetto alla tariffa D3).

Infine si vede con favore la razionalizzazione operata dall’Autorita volta a contenere in un
unico testo (TIME) tutte le disposizioni riguardanti la misura elettrica. La razionalizzazione
risulterebbe pero essere accompagnata anche da una revisione delle responsabilita
relative al servizio di misura per le quali si nutrono alcune perplessita.

Per i nuovi impianti di produzione (per gli esistente vale I'attuale disciplina) I’Autorita
intenderebbe infatti confermare la competenza dell’installazione e la manutenzione dei
misuratori dell’energia prodotta ai produttori (fatti salvi i punti di connessione in BT fino a
20 kW che sono di competenza del distributore), mentre intenderebbe assegnare
I'installazione e la manutenzione dei misuratori per I'energia immessa ai gestori di rete. Cio
potrebbe comportare delle problematiche dal momento che i misuratori dell’energia
immessa non sono sempre installati sui punti di interconnessione con la rete pubblica, ma,
a volte, per questioni di semplicita, vengono montati direttamente all’interno dell'impianto
di produzione (quindi su rete di proprieta del produttore): in tali casi i dati di misura sono
poi riportati al punto di interconnessione tramite appositi algoritmi concordati fra il
produttore e il gestore di rete (e, nel caso di Terna, inseriti nell’allegato 5 al contratto di
dispacciamento). Si auspica, pertanto, che I’Autorita possa rivedere la propria posizione,
almeno mantenendo la possibilita per il gestore di rete di avvalersi del produttore per
I'installazione e la manutenzione dei misuratori per I’energia immessa.

Lato prelievo, si apprezza invece l'intenzione dell’Autorita di responsabilizzare Terna per la
raccolta e rilevazione dell’energia prelevata dai clienti finali connessi alla RTN. Si sottolinea,
tuttavia, che anche l'installazione e manutenzione dei relativi misuratori dovrebbe essere
posta in capo a Terna (trattasi, infatti, di apparecchiature connesse alla RTN) e non lasciata
in capo alle imprese distributrici come invece suggerito nel documento. Infine si evidenzia
come le nuove responsabilita per il servizio di misura relativo ai clienti finali connessi alla
RTN non debbano penalizzare i venditori nell’'accedere ai dati di misura di tali clienti. A tal
proposito nel comma 4.10 della bozza di TIME & genericamente previsto che Terna debba
inviare i dati di misura alle imprese distributrici per gli adempimenti di propria competenza
(fra i quali rientrano anche la messa a disposizione dei dati di misura agli utenti del
dispacciamento e I'aggregazione delle misure ai fini del prelievo): per evitare contenziosi
con le imprese distributrici e Terna e per evitare I'applicazione di ingenti conguagli a carico
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degli utenti del dispacciamento, si auspica che nella versione finale del TIME siano
specificate le tempistiche di invio dei dati da parte di Terna alle imprese distributrici e
siano chiariti i contenuti del relativo flusso informativo. In aggiunta si sottolinea come le
previsioni inerenti I'aggregazione delle misure da parte dei distributori e |la predisposizione
dell’anagrafica dei punti di prelievo dovrebbero essere modificate alla luce delle nuove
responsabilita per il servizio di misura: in particolare occorrerebbe chiarire nel TIS come si
debbano comportare le imprese distributrici in caso di mancato invio da parte di Terna dei
dati di misura dei clienti finali connessi alla RTN in tempo utile per le attivita di
aggregazione delle misure.

Restando comunque come sempre a disposizione per eventuali ulteriori chiarimenti ed
approfondimenti in tema, rinnoviamo tutti i nostri migliori saluti.
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Spett.le Autorita per 'Energia Elettrica e il
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Direzione Tariffe

Piazza Cavour,

20121 Milano
quartoperiodo@autorita.energia.it

Milano, 19 dicembre 2011

Oggetto: Osservazioni del CIRE al documento di consultazione AEEG DCO 45/11
“CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L’EROGAZIONE DEI
SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DELL’ENERGIA
ELETTRICA PER IL PERIODO 2012 -2015”

II CIRE (Comitato Interassociativo Reti Elettriche e di [lluminazione Pubblica) esprime le seguenti
considerazioni sul documento di consultazione in oggetto.

La determinazione del parametro del WACC da parte dell’AEEG sembra essere stata definita, per
quanto riguarda in particolare il costo del debito, sulla base di elementi consolidati sul passato. La
recente dinamica dei mercati finanziari ha evidenziato rapide e continue variazioni delle situazioni
di mercato determinando conseguentemente una continua modifica dello scenario relativo alle
condizioni economiche del costo del denaro. A fronte di cid non concordiamo sulla proposta
del’AEEG di confermare per il quarto periodo regolatorio il mantenimento dello spread
riconosciuto sul costo del debito al livello definito per il terzo periodo regolatorio.

Desideriamo portare a conoscenza dell’AEEG che a seguito dell’emanazione del documento di
consultazione in oggetto, Terna ha gia disposto la chiusura dei cantieri per la realizzazione di nuovi
impianti con il conseguente blocco delle attivitd imprenditoriali, considerando la proposta di
parametro del WACC insufficiente a realizzare il piano programmato di investimenti (¢ stato
preannunciata una forte riduzione degli investimenti nell’ordine del 60%).

Richiediamo quindi ad AEEG di riconsiderare la valutazione delle tariffe per le attivita di
trasmissione e distribuzione di energia elettrica per consentire alle societa che gestiscono i servizi di
pubblica utilita in ambito elettrico di realizzare gli investimenti necessari al funzionamento della
rete in assoluta sicurezza ed affidabilitd tenendo conto dello scenario evolutivo che sta
caratterizzando il settore, sia dal lato dell’offerta che della domanda.

Segreteria organizzativa:

Federazione ANIE

Via Lancetti, 43 - 20124 Milano

Tel, +39 02 3264228 Fax. +39 02 3264217
E-mail: energia@anie.it
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Spett.le Autorita per 'Energia Elettrica e il Gas
Direzione Tariffe

Piazza Cavour, 5

20121 Milano
gquartoperiodo@autorita.energia.it

Milano, 19 dicembre 2011

Oggetto: Osservazioni di Federazione ANIE al documento di consultazione AEEG
DCO 45/11 “Criteri per la definizione delle tariffe per l'erogazione dei servizi di
trasmissione, distribuzione e misura dell’energia elettrica per il periodo 2012-2015”

Con riferimento al documento DCO 45/11 Federazione ANIE esprime le seguenti
considerazioni.

1. Determinazione del WACC.

L’andamento deil mercati finanziari ha denotato negli ultimi tempi dinamiche di rapide
variazioni delle condizioni economiche relative ai capitali di debito. In relazione a cio
riteniamo eccessivamente statica e limitativa la proposta dellAEEG contenuta nel
punto 8.24 del documento di consultazione, orientata alla conferma per il quarto
periodo regolatorio di mantenimento dello spread riconosciuto sul costo del debito cosi
come definito per il precedente periodo regolatorio.

In relazione alle considerazioni che Terna ha espresso recentemente al riguardo ed alle
conseguenze negative per I'industria a seguito delle decisioni gia prese e rese operative
da Terna (chiusura dei cantieri per la realizzazione di nuovi impianti e conseguente
blocco delle attivita imprenditoriali) siamo a richiedere ad AEEG una rivalutazione di
merito profonda sulla determinazione delle tariffe per le attivita di trasmissione e
distribuzione di energia elettrica.

2. Punto 10.2 lettera d)
Tra gli investimenti che meritano a nostro avviso lincentivazione (tramite la
maggiorazione del WACC) nelle aree critiche, oltre al potenziamento delle capacita di
trasformazione delle cabine primarie, proponiamo di inserire anche gli interventi di
sviluppo e potenziamento delle infrastrutture di rete primaria.

Osservazioni sull’all. B del documento DCO 45/11

A. Art. 11.4 lettera c)
Proponiamo di inserire quanto contenuto nel documento DCO 45/11 al punto 10.2
lettere ¢) e d): rinnovo e potenziamento delle reti MT nei centri storici; potenziamento e
sviluppo della rete primaria in aree critiche

B. Art. 20.4 lettera a)
Non é prevista alcuna incentivazione per gli investimenti di rinnovo. Consideriamo
questa proposta dellAEEG condivisibile laddove gli interventi si limitino a sostituzioni
senza innovazione tecnologica. Invece per gli investimenti di rinnovo che abbiano un
contenuto di innovazione tecnologica proponiamo che 'AEEG introduca un meccanismo
di remunerazione incentivante.
Viale Lancetti, 43 Tel. +39 023264228 www.anie.it
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C. Proponiamo che anche per gli investimenti nella rete di trasmissione venga introdotto
un meccanisme di remunerazione incentivante per alcune tipologie specifiche di
investimento nelle aree critiche.
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Spett.le .
Autoritd per I'Energia e il Gas
Direzione Tariffe
p.zza Cavour, 5
20121 Milano

Oggetto: DCO 45/ 11 - Quarto periode regolatorio — Invio osservazioni e pareri

Energia Reattiva:

I DCO 13/11 introduceva ’intenzione di AEEG di valutare un meccanismo premiante
per prelievi con fattore di potenza (cos phi) al di sopra di un livello giudicato
sufficientemente efficiente.

Cid avrebbe consentito di incentivare le Aziende a dotarsi di moderni sistemi di rifasa
mento SVC che avrebbero portato benefici all’intero sistema elettrico nazionale.
(minori perdite di rete indotte da una minore energia reattiva restituita alla

rete).

Di cid non abbiamo pin trovato traccia nel DCO 45/11, anzi all’articolo 8 del Testo
integrato (Allegato B) AEEG sembrerebbe intenzionata a replicare anche per il nuovo
periodo regolatorio un sistema composto solo di penali per fatton di potenza

inefficienti.

Ci aspettiamo che dalla delibera che verra emessa AEEG riconsideri seriamente e
preveda un nuovo sistema che sia in grado di premiare da subito chi consuma in modo

efficiente (premio per cos phi efficiente)
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Alla cortese attenzione dell’Autorita per
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Ossetvazioni Edison al DCO 45/11 in tema di “Criteri per la definizione delle
tariffe per Perogazione dei setvizi di trasmissione, distribuzione e misura
delPenetgia elettrica pet il petiodo 2012 -2015” — Otientamenti finali — scadenza
osservazioni: 19 dicembre 2011

A) PREMESSA

Edison pur essendo una societd presente esclusivamente in attivitd non regolate della
filiera elettrica titiene comunque opportuno rispondere al presente documento di
consultazione di natura tariffaria, per sottolineare alcuni aspetti che si auspica possano
essere presi in adeguata considerazione nella determinazione delle tatiffe per il
prossitmo petiodo regolatorio.

Si tratta nello specifico di alcune considerazioni inetent Pincentivazione tatiffaria per

investimend sulla tete di trasmissione (ivi incluso lo sviluppo di sistemi di accumulo
amovibili, quali le batterie), la regolamentazione dei servizi post-contatore (in coerenza

con quanto gia riportato nelie tisposte ai DCO 34/11 € 42/11) nonché le disposizioni

riguardanti le tariffe domestiche nel caso di aumenti di potenza per clienti con tariffa

D2. Ad esse si aggiungono alcune riflessioni sulle nuove responsabilita per il servizio di

misura contenute nelPallegato C al documento di consultazione che propone una bozza

pet il nuovo Testo Integrato della Misura Eletttica (TIME).

B) L’INCENTIVAZIONE  TARIFFARIA  PER LA RETE DI
TRASMISSIONE

In linea generale, Edison accoglie con favore la propensione dell’ Autoritd per ipotesi
A4, finalizzata alla ptomozione degli intervent di sviluppo magglormente rilevanti dal
punto di vista strategico (interventi per la tiduzione delle congestioni fra le zone di
mercato e per Pincremento della net transfer capacity), con contestuale eliminazione di
sovrapposizioni con gli incentivi sul dispacciamento.

Permangono, tuttavia, alcune perplessitd in merito allincentivazione dei sistemi di
accurnulo: il docurmento di consultazione propone un’incentivazione analoga (WACC
aumentato del 2% per 12 anni) sia per gli sviluppi di rete strategicamente rilevanti sia
pet le batterie incluse in specifici progetti pilota: cid di fatto, equipara dal punto di vista
tariffario i sistemi di accumulo allé linee di trasmissione fra zone di mercato. Per
Edison questa soluzione costituisce una fonte di potenziale arbitraggio per Terna che
potrebbe optate pet investire in batterie e rimandare ad altra data gli investinenti nella
rete di trasmissione. Per evitate una tale situazione, che sarebbe dannosa per lintero
sisterna elettrico nazionale, satebbe oppottuno che i progetii pilota relativi alle batterie
fossero accompagnati da una specifica analisi dei costi e dei benefici del sistema di
accumulo; la commissione preposta alla valutazione di tali progetti dovrebbe, inoltre,
essere composta sia da soggetti di provata esperienza accademica sia da rappresentanti
degli operatori di mercato al fine di assicurare una corretta valutazione di tutti i fattori
in gioco, ivi incluso il valore dei servizi ancillati potenzialmente tesi dalle battetie da
confrontare con i costi delPapprovvigionamento dei medesimi servizi sul MSD.
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C) LA REGOLAMENTAZIONE DEI SERVIZI POST-CONTATORE

Come gia detto nei documend di risposta ai DCO 34/11 e 42/11, Edison ritiene
fondamentale Pintroduzione gia dal prossimo periodo regolatorio dell’obbligo per le
imprese di distribuzione di mettere a disposizione alle societa di vendita e/o alle ESCO
un dispositivo che renda fruibile con protocollo aperto su una porta USB presso
Iabitazione dell’utente i dati rilevati petiodicamente dal contatore elettronico. In questo
modo le societa di vendita e/o le ESCO potranno utilizzare tali dati per erogare servizi
post-contatote senza dover ricorrere a tecnologie alternative che, basandosi su
comunicazioni wireless fra il sensore posto sul contatore e il ricevitore in casa del
cliente, non offrono, al momento, sufficienti garanzie di affidabilita.

In particolare in una prima fase I'obbligo dovrebbe riguardare principalmente Enel
Distribuzione che ha gia avviato lo sviluppo di un apposito prototipo che, a nostro
avviso, dovrebbe essere reso disponibile alle societa di vendita e¢/o ESCO che ne
facciano richiesta a condizioni economiche stabilite dall’Autorita e atte a garantire la
copertura dei costi sostenuti da Enel Distribuzione per la realizzazione su larga scala di
tali dispositivi. Visto che in una ptima fase € prevedibile che la domanda di dispositivi
possa eccedere l'offerta da parte del distributore, appare opportuno prevedere un
bando pubblico per 'assegnazione di tali dispositivi. Le societa interessate potrebbero
presentate dei progetti pilota per I'erogazione dei servizi post-contatore che sarebbero
valutate da una commissione appositamente nominata dall’Autorita. I dispositivi di
interfaccia sarebbero poi assegnati ai progetti ritenuti maggiormente meritevoli.

Si auspica che PAutorita nel determinare le tatiffe per I'erogazione del servizio di
misura per il prossimo periodo regolatorio tenga conto di questa necessita e preveda
Pintroduzione di un apposito corrispettivo per la messa a disposizione dei dispositivi di
interfaccia con il contatote, da applicare a tutte le societa/clienti finali che ne facciano
richiesta. I’ammontare di tale corrispettivo potra essere determinato anche in un
secondo tempo, una volta noti i costi di sviluppo e produzione di tali interfacce.

Come si ¢ detto nei precedenti documenti, sarebbe inoltre opportuno che il nuovo
TIME prevedesse fin da subito delle tempistiche vincolanti per la messa a disposizione
di tali dispositivi da parte delle imprese distributrici e che disciplinasse i meccanismi per
I'assegnazione di tali dispositivi tramite bando pubblico.

D) AUMENTI DI POTENZA PER CLIENTI CON TARIFFA D2

Si vede con favore la proposta del’Autorita di riconoscere al cliente domestico che
paga la tatiffa di distribuzione D2 la possibilita di accedere ad una nuova opzione
tatiffaria (tariffa D2 con potenza impegnata pari a 3,5 kW) previo pagamento dei
cottispettivi pet I'aumento di potenza previsti dal TIC e previa verifica della fattibilita
tecnica da parte del distributore.

Certamente l'implementazione di tale opzione nei sistemi di fatturazione dei venditori
non potrd essete immediata e pertanto si chiede all’Autorita di concedere sei mesi di
tempo (giugno 2012) prima che entri in vigore.
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Infine a seguito dell'introduzione di questa nuova opzione tariffaria si segnala la
necessita di introdurre quanto prima dei flussi informativi standard tra distributori e
venditori per consentire di recepire correttamente nei propri sistemi le informazioni
riguardanti il cambio della potenza richiesta dal cliente e la data in cui questa ¢ stata
effettuata. Inoltre a nostro avviso sarebbe necessario prevedere in questo flusso
informativo anche un campo denominato “cambio tariffa” qualora il cliente da
domestico residente (soggetto alla tariffa D2), diventi un cliente non residente (e
pettanto soggetto alla tariffa D3).

E) SOGGETTI RESPONSABILI AL SERVIZIO DI MISURA

Edison vede con favore la razionalizzazione operata dall’Autorita volta a contenere in
un unico testo (TIME) tutte le disposizioni riguardanti la misura elettrica, fino ad ora
parcellizzate in molteplici provvedimenti.

La razionalizzazione risulta essere accompagnata anche da una revisione delle
responsabilita relative al servizio di misura per le quali Edison nutre alcune perplessita.
Per i nuovi impianti di produzione' PAutorita intenderebbe confermare la competenza
dell'installazione e manutenzione dei misuratori dell’energia prodotta ai produttori (fatti
salvi i punti di connessione in BT fino a 20 kW che sono di competenza del
distributore), mentre intenderebbe assegnare Iinstallazione e la manutenzione dei
misuratori per energia immessa ai gestori di rete. Cio potrebbe comportare delle
problematiche dal momento che i misuratori dell’energia immessa non sono sempre
installati sui punti di interconnessione con la rete pubblica, ma, a volte, per questioni di
semplicitd, vengono montati direttamente allinterno dell'impianto di produzione
(quindi su rete di proprieta del produttore): in tali casi i dati di misura sono poi riportati
al punto di interconnessione tramite appositi algoritmi concordati fra il produttore e il
gestore di rete (e, nel caso di Terna, inseriti nell’allegato 5 al contratto di
dispacciamento). Si auspica, pettanto, che l’Autoritd possa rivedere la propria
posizione, almeno mantenendo la possibilita per il gestore di rete di avvalersi del
produttore per installazione e la manutenzione dei misuratori per 'energia immessa.
Lato prelievo, si apprezza invece l'intenzione dell’Autorita di responsabilizzare Terna
per la raccolta e rilevazione dell’energia prelevata dai clienti finali connessi alla RTN. Si
sottolinea, tuttavia, che anche linstallazione e manutenzione dei relativi misuratosi
dovrebbe essere posta in capo a Terna (trattasi, infatti, di apparecchiature connesse alla
RTN) e non lasciata in capo alle imprese distributrici, come, invece, suggerito nel
documento. Infine si evidenzia come le nuove responsabilita per il servizio di misura
relativo ai clienti finali connessi alla RTN non debbano penalizzare i venditori
nell’accedere ai dati di misura di tali clienti. A tal proposito nel comma 4.10 della bozza
di TIME ¢ genericamente previsto che Terna debba inviare i dati di misura alle imprese
distributrici per gli adempimenti di proptria competenza (fra i quali rientrano anche la
messa a disposizione dei dati di misura agli utenti del dispacciamento e 'aggregazione
delle misure ai fini del prelievo): per evitare contenziosi con le imprese distributrici e

! Per gli impianti di produzione esistenti continuerebbero a valere le attuali responsabilita.





Terna e per evitare Papplicazione di ingenti conguagli a carico degli utenti del
dispacciamento, si auspica che nella versione finale del TIME siano specificate le
tempistiche di invio dei dati da parte di Terna alle imprese distributrici e siano chiariti i
contenuti del relativo flusso informativo. In aggiunta si sottolinea come le previsioni
inerenti P'aggregazione delle misure da parte dei distributori e la predisposizione
dell’anagrafica dei punti di prelievo dovrebbero essere modificate alla luce delle nuove
responsabilita per il servizio di misura: in particolare occorterebbe chiatire nel TIS
come si debbano comportare le imprese distributrici in caso di mancato invio da parte
di Terna dei dati di misura dei clienti finali connessi alla RTN in tempo utile per le
attivita di aggregazione delle misure.
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$2: Esprimere considerazioni in merito all'ipotesi di introduzione di un automatismo di
aggiornamento in corso di periodo regolatorio del parametro rf e alle modalita di attuazione di
tale meccanismo

Come gia rilevato nelle precedenti consultazioni inerenti |'assetto tariffario del IV periodo
regolatorio, I'attuale fase d'instabilita 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 I'impossibilita di definire i tempi entro cui € 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 rischiosita del debito
sovrano italiano, visto che I'azionariato di Terna e quello di una public company internazionale.

S$3: Rispetto alle ipotesi alternative di tempistiche di applicazione della nuova regolazione,
prospettate nei paragrafi 9.17 e 9.18, motivare la propria preferenza

Cio che desta maggiormente la nostra preoccupazione non & 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 e 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'attivita 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 necessita di realizzare le
batterie non risponderebbe ad alcuna logica sensata d'investimento ma risulterebbe del tutto
irragionevole (e dannoso) addebitarne i costi alla collettivita attraverso le tariffe elettriche. Ad ogni
modo la possibilita che il gestore realizzi infrastrutture riconducibili alla capacita di generazione in
regime regolato presenta notevoli criticita anche sotto il profilo competitivo:

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

e 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, &€ 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 I'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 /ag regolatorio.
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CRITERI PER LA DEFINIZIONE DELLE TARIFFE PER L'EROG AZIONE DEI
SERVIZI DI TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE E MISURA DEL L'ENERGIA
ELETTRICA PER IL PERIODO 2012 - 2015

Orientamenti finali

OSSERVAZIONI GENERALI

Enel condivide pienamente le proposte dell’Autorita tese a migliorare le condizioni di redditivita
degli investimenti nelle attivita di rete attraverso il superamento di alcune criticita (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’Autoritd nel corso del processo di

consultazione.

Nonostante i miglioramenti posti in consultazione, il tasso di remunerazione del capitale investito
proposto dall’Autorita risulta ancora inferiore al costo del capitale, che risente di un contesto

economico-finanziario radicalmente cambiato.

In particolare ad avviso di Enel € necessario rivedere alcuni parametri del WACC quali 'inflazione,

I'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 piu recenti previsioni indicano valori inferiori rispetto all’'l,8% proposto. In particolare
'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

allandamento del parametro “Inflation break-even”, che esprime le aspettative di inflazione





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 & 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 I'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 attivita.

Infine si segnala nuovamente I'esigenza di riallineare i livelli di perdita standard a quelli effettivi,
cosi come risultanti dai meccanismi di perequazione individuati dall’Autorita. 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 I'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) 'OCSE ha pubblicato una nuova

previsione di inflazione per I'ltalia, 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 gia riportato nelle osservazioni generali, la tendenza alla riduzione dell'inflazione &

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

guello dell'attuale periodo.

Risk-free

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





Per rendere il livello del costo del capitale riconosciuto piu aderente a quello di mercato, I'Autorita
potrebbe valutare I'opportunita 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 piu 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 volatilita 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 realta dell’1%.

Al di la 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, cosi come previsto al paragrafo 9.18 del documento

di consultazione.

Deflatore

Enel evidenzia che I'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 piu 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’Autorita 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 necessita 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 Societa 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 continuita con quanto previsto nell’attuale periodo regolatorio.

La strategia di incentivare I'esodo anticipato costituisce una politica di efficientamento che

consente una riduzione di costo per I'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 dellAutoritd 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 societa

di consulenza, gia 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, € 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 attivita 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.

217 Attivita differite
e[ pekda Interinali
————————————— —= 264 Straordinario
232 Minari Capex
Fabbisogno . fahh_isugnu
teorico Risorse eorico

disponibili

H

=

Nel 2010 le risorse a cui si e fatto ricorso per attivitd operative sono state complessivamente pari a
9.399 Full Time Equivalent, FTE, cosi ripartite:

e 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 attivita, alcune attivita 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 gia in organico per attivita operative, pari a 9.161 FTE, si &
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);

* unincremento di risorse liberate da attivita capitalizzate per 232 FTE.
Pertanto, nel 2011 risultano impiegate da Enel Distribuzione 392 FTE in piu rispetto a quelle del
2010. Tuttavia, ai fini di un corretto dimensionamento della forza lavoro necessaria per far fronte al
nuovo perimetro di attivita, a tali 392 FTE occorre sommare ulteriori 217 FTE, relative ad attivita

differite gia dal 2010, per complessive 609 FTE .

Le nuove attivitd sono perlopiu 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 I'anno 2012 si prevede che il numero di connessioni vedra un decremento non superiore al
15% rispetto al 2011, la riduzione della potenza da connettere sara 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 sara perd controbilanciata dalle attivita relative ai
controlli sugli impianti di produzione, dalla gestione della misura e da un ulteriore incremento delle

attivita di verifica dei gruppi di misura.

Sono altresi aumentate le attivita 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 attivita
dovra essere mantenuto anche in futuro al fine di garantire il consolidamento degli importanti

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

Infine sono piu 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.





Tale incremento di attivita 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 I'adozione di un meccanismo simile a quello gia 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 é registrato un tasso
di sostituzione e dismissione dei misuratori elettronici pari a circa I'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 |l
rapporto Q11/Q10 pari a 1. In tal caso, il calcolo delle tariffe unitarie andrebbe basato sulle variabili
di scala del 2012, prevedendo pero che Q12=Q11=0Q10.

Qualora I'Autorita 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 I'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 'Autorita 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

7





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, cosi come proposto dalla stessa Autorita 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 cosi a quello di distribuzione.

Cio anche alla luce del fatto che il margine per effettuare significativi recuperi di produttivita grazie
all'introduzione del contatore elettronico si erano gia 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 gia nel corso del primo anno.

INCENTIVAZIONE DEGLI INVESTIMENTI

In linea generale, Enel condivide le scelte dellAutorita in merito all'incentivazione degli

investimenti.

Come gia 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 parita di investimento & 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

'energia immessa nella rete del distributore € 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 gia 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, € 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.

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

A titolo esemplificativo, si consideri la prossima adozione delladdendum al codice di rete di
trasmissione, volto a mitigare I'impatto della produzione da fonti rinnovabili connessa alle reti di
distribuzione. Come € stato recentemente illustrato agli uffici di codesta Autorita, nellambito dei
recenti incontri tecnici, I'eventuale immediata adozione delle prescrizioni in esso contenute,
renderebbe necessari interventi sia sulle reti distribuzione, che sui dispositivi di interfaccia dei
produttori esistenti. L'indifferibilita di tali interventi e I'entita degli esborsi associati, rende
necessaria, a nostro awviso, l'introduzione di uno specifico incentivo nella forma di un contributo
finanziario a favore dei distributori. La modalita 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 I'approccio basato sulle sperimentazioni. In particolare, per quanto riguarda l'auto
elettrica, cogliamo l'occasione per evidenziare I'utilita di estendere le sperimentazioni promosse
dall’Autorita ai sistemi di ricarica privata, assicurando una remunerazione maggiorata del 2%
allinstallazione di infrastrutture di ricarica evoluta che integri nel misuratore funzionalita 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 I'esigenza manifestata dall’Autorita, 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.





Analogamente, si ritiene opportuno che quanto proposto all’art. 30.13 sia modificato prevedendo
una sanzione forfettaria in luogo di una sanzione proporzionale all’entita delle rettifiche effettuate,
in quanto in tal modo si ritiene rispettato il principio della proporzionalita 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 &€ 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 I'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
'applicazione a tutti i clienti finali domestici di una tariffa senza scaglioni (ad esempio la D1),
assicurando linvarianza 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 I'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 dovra 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 e favorevole all'introduzione di misure atte ad agevolare la diffusione
delle pompe di calore il cui principale ostacolo & 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 pit vulnerabili.

Allegato B — Artt. 36.5 e 36.6

Al fine di evitare discontinuita 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 responsabilita 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 responsabilita a soggetti diversi
introdurrebbe infatti notevoli complessita nella gestione dell'attivita di misura nonché un

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

Non condividiamo pertanto la soluzione prospetta dall’Autoritd nel TIME di assegnare,
relativamente ai punti di interconnessione con la RTN e ai clienti finali connessi alla RTN, la
responsabilita dell’attivita di installazione e manutenzione dei misuratori allimpresa distributrice e
guella relativa alla raccolta, validazione e registrazione delle misure al gestore della RTN.
Riteniamo invece necessario il mantenimento dell’attuale disciplina delle responsabilitd che
prevede che le stesse siano poste in capo allimpresa distributrice. Evidenziamo infatti che
I'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, attivita per la quale,
come noto, la delibera 129/10 ha introdotto un meccanismo incentivante di premi e penalitd;
pertanto limpresa distributrice non pud 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 pud essere effettuata dal gestore della rete di trasporto
nazionale.

Peraltro gia il Codice di rete prevede per Terna la facolta di richiedere I'accesso diretto alle misure
relative ai punti di confine con la RTN (tale facolta potrebbe estendersi anche in relazione ai clienti

connessi alla RTN) e Terna si e gia avvalsa di tale facolta.

Analoga dicotomia é prevista con riferimento alla misura dell’energia elettrica prodotta, laddove
'Autorita propone, per potenze superiori a 20 kW, di mantenere in capo ai produttori la
responsabilita dell'installazione e manutenzione dei misuratori e di trasferire invece al gestore di
rete la responsabilita 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 responsabilita dell’attivita di misura al gestore di rete cui gli impianti
risultano essere collegati. D'altra parte la ratio di tale norma e assolutamente condivisibile in
guanto 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 responsabilita di tale
attivita 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,
pud garantire soltanto la correttezza di quanto acquisito dal misuratore. Dovrebbe essere pertanto
previsto il passaggio in capo al gestore di rete della responsabilita della installazione e
manutenzione dei misuratori anche nel caso di impianti di produzione con potenza superiore a 20
kW, secondo le modalita (ambito di affidamento del servizio di misura, principi, gradualita nel
passaggio della responsabilita etc..) gia 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 € fondamentale per il produttore avere la piena disponibilita degli
apparati di misura soprattutto nell’'ottica del controllo degli shilanciamenti in tempo reale.

Tale proposta potrebbe essere adottata nel corso del 2012 nellambito dell’'ulteriore revisione
prospettata dall’Autorita, prevedendo fino a quel momento il mantenimento dell’attuale regolazione
ovvero la responsabilita della raccolta, validazione e registrazione delle misure in capo al
produttore.

Naturalmente, qualora [I'Autorita decidesse di mantenere Il'impostazione proposta risulta

fondamentale che il TIME integri i requisiti gia stabiliti nella delibera 88/07 relativamente a:
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- caratteristiche del misuratore dell’energia prodotta, il misuratore cioe deve essere di marca e
modello approvato dal responsabile della raccolta e validazione delle misure;
- facolta del distributore di distaccare il produttore che non sostituisce il misuratore nel caso in cui

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

Per quanto riguarda invece la misura dellenergia elettrica immessa, riteniamo che la
responsabilita della installazione e manutenzione dei misuratori debba essere trasferita al gestore
di rete oltre che per i nuovi impianti anche per quelli gia esistenti alla data di entrata in vigore del
presente provvedimento. La previsione di un regime differenziato di responsabilita non consente di
raggiungere appieno gli obiettivi di efficientamento alla base della ridefinizione delle responsabilita
e introdurrebbe ulteriori complessita gestionali.

Anche in questo caso la proposta dovrebbe essere implementata secondo le modalita gia indicate
nella risposta al DCO 25/11. In particolare anche in questo caso si ritiene necessario:

» che siano esclusi dallambito 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
responsabilita in capo al gestore di rete dell'attivita di installazione e manutenzione dei

misuratori per gli impianti gia esistenti.

Come gia 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 attivita di energy management, la

regolazione dovrebbe prevedere:

- la possibilita 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 qualita del servizio fornito in termini di disponibilita dei
dati di misura e di ripristino del misuratore da parte del gestore di rete in caso di guasto, in

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

Qualora invece [I'Autorita intendesse mantenere limpostazione 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 complessita degli argomenti in questione e del limitato tempo a

disposizione per la consultazione, sarebbe opportuno che il TIME pubblicato dall’Autoritd con
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decorrenza 1°gennaio 2012, contenesse, riunificand ole, solo le disposizioni regolatorie gia vigenti.
Dovrebbero essere quindi stralciate dal testo le modifiche introdotte in materia di responsabilita
dell'attivita di misura che potrebbero essere oggetto della piu generale revisione gia prospettata

dall’Autorita per I'anno 2012.

Per quanto riguarda infine I'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 gradualita - individuare determinate soglie di rispetto dei termini
fissati a garanzia della qualita del dato messo a disposizione dal distributore. Sul tema ribadiamo
quindi la posizione gia espressa nella risposta al DCO 36/11 in merito alla standardizzazione dei
flussi di misura dei prelievi.

In sintesi si potrebbe cioé 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 Il'attivita di settlement e cioé entro il 20 del mese
n+l, in coerenza con [larticolazione del meccanismo di incentivazione gia previsto per
'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
tempestivita, robustezza/qualita del dato fondamentali per gli utenti del dispacciamento e per un
buon funzionamento del mercato e di onerosita 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 I'accesso per la sostituzione del contatore
tradizionale con quello elettronico, come gia 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 I'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 piu sezioni.

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

Occorrerebbe precisare che il punto di connessione & 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 & 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 finalitd 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 dellimpianto di produzione dell’energia elettrica o del cliente finale a cui tali punti si
riferiscono”.

Peraltro il riferimento all’attivita di vendita & gia 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
lettc) e 5.5

Il riferimento al comma 4.3 non € 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 gia 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 I'anno di messa in esercizio del
cespite dimesso, precisando—aliresi—se—ilcespite—dismesso—e—stato—oggetto—di—successiva
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 necessita 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 I'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 criticita.

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 gia espresso nelle osservazioni in risposta al
DCO 29/11, che il meccanismo Profit sharing nasce con la finalita di incentivare un comportamento
virtuoso da parte dei soggetti regolati finalizzato a raggiungere e/o migliorare [I'obiettivo,
determinato ex ante dal regolatore, di riduzione dei costi operativi nel corso di un determinato
periodo regolatorio. Nel concreto, cio 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). E evidente che un tale meccanismo deve fondare
sullaspettativa 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'Autorita 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 e di 8 anni e per la misura e di
6. Tale situazione sebbene vada a massimizzare nel medio periodo il beneficio per i consumatori
va a minare alla base lincentivo all'efficientamento nonché la capacita di commitment del
regolatore stesso. In proposito € bene ricordare che il tema appare estremamente controverso
perché da un lato I'Autorita, 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 marginalita degli ulteriori recuperi € 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 “I'x-factor per il ... periodo ...
2008-2011 e stato fissato con I'obiettivo di completare il trasferimento ai clienti finali delle maggiori
efficienze gia conseguite dagli esercenti nel secondo periodo di regolazione ... fissando pari a zero
I'obiettivo di ulteriore riduzione (in termini reali) dei costi operativi.”






Dello stesso tenore il successivo punto 10.4: “a partire dal terzo periodo di regolazione, I'obiettivo
di recupero di produttivita futuro dei costi operativi presi a base per il periodo regolatorio e stato
posto dall’Autorita pari a zero”, da cui si interpretava che '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'Autorita per I'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, I'intendimento del’AEEG di “non abbandonare lo schema di aggiornamento della quote
parte dei corrispettivi a copertura dei costi operativi basato sul price cap che, peraltro, &€ 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 al’AEEG i criteri da sequire per la definizione delle tariffe di trasmissione
e distribuzione per il solo secondo periodo regolatorio, mentre in questo _momento € in
consultazione il guarto.

Conseguentemente, la volonta 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 attivita, 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 operera
ex nunc e non ex tunc per lintero 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 gia 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 attivita prive di rischio (rf)

Federutility significa la rilevante criticita della determinazione del fattore rf secondo quanto
riportato nel DCO. Il parametro rf & di estrema sensibilita 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’Autorita negli ultimi 12 anni.

Si ritiene che in una logica di stabilitd dei criteri che governano una regolazione critica quale
guella tariffaria possa considerarsi condivisibile il riferimento alla media dei tassi degli ultimi 12
mesi — dicembre 2010/novembre 2011 - ma é anche evidente che tale operazione non
intercetta la marcata evoluzione del contesto economico complessivo. Riteniamo che i riflessi
economici piu significativi sugli economics delle Aziende si manifesteranno in tutta la loro
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portata nel corso del prossimo anno — durante il quale si scontera completamente il rialzo dei
tassi di interesse che si sta registrando — e sara durante nel prossimo anno che sara
necessario verificare la sostenibilita delle scelte effettuate ad oggi, utilizzando una metodologia
sicuramente valida in periodi di stabilita.
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
meta del periodo regolatorio.
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 I'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 capacita di investimento degli operatori.
Inoltre vogliamo far notare come da un lato
Rischio sistematico ()
Se quanto proposto da AEEG per il settore della distribuzione pud 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 piu volte nel corso degli ultimi 2 anni ha
paventato la possibilita di implementazione di funzionalita aggiuntive per i misuratori elettronici
— cfr procedimento per la definizione per il prossimo periodo regolatorio della qualita 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 responsabilita
dell'ergoazione del servizio di misura dell’energia elettrica prodotta, Federutility ritiene che non
sussistano le condizioni per una riduzione del parametro (3 per il servizio di misura che
dovrebbe essere mantenuto inalterato rispetto al precedente periodo regolatorio.
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 altresi manifestare assoluta contrarieta 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 attivita fortemente regolate, non
appare opportuno fissare limitazioni ulteriori e vincoli agli Operatori di settore in considerazione
anche della sostanziale stabilita del rapporto D/E per i principali operatori italiani, cosi 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 assicurera, tuttavia, un rafforzamento dell’attivo di
bilancio che non potra che essere apprezzato da AEEG.
Scudo fiscale e aliguota teorica di incidenza delle imposte (tc e T)
Nella definizione di alcuni componenti quantitativi si € scelta una soluzione “di continuita” con i
precedenti periodi regolatori anche a scapito di elementi oggettivi che ne potrebbero modificare
la definizione. Questo principio “di continuitd” 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
guesti fattori il principio “di continuita” con il precedente periodo regolatorio.

Inoltre si rammenta che l'art 2, comma 12, lettera e), della legge n. 481/95 dispone che
I'Autorita stabilisca ed aggiorni, in relazione allandamento 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 terra conto delle recenti modifiche normative introdotte
dell'articolo 7 del decreto-legge 13 agosto 2011, n. 138".

Incentivazione tariffaria degli investimenti

Federutility apprezza I'accoglimento da parte di AEEG di alcune istanze relative all’incentivazione
tariffaria degli investimenti nella rete di distribuzione. Si segnala tuttavia che I'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 piu complesso ed oneroso intervenire immediatamente a
monte degli apparati di misura.

La Federazione, pertanto, intende sottoporre nuovamente all’attenzione dellAEEG, come gia
rappresentato in occasione della risposta al DCO 34/11, I'importanza degli investimenti nelle reti in
BT, in quanto strettamente connessa all’evoluzione delle smart grid, la cui fattibilita & collegata agli
interventi necessari per I'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 gia 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 dallanno 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 hon appare
significativa”. Federutility ritiene infatti che i costi connessi a nuovi compiti 0 a incremento dei
volumi delle attivita 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, cosi 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’





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 huovi impianti di produzione, ai sensi del TICA.

Non appare viceversa condivisibile I'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 contabilita 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 é ad oggi mancante.

Si coglie infine I'occasione per segnalare I'opportunita di una ricognizione della normativa delle
connessioni passive (TIC) — aggiornamento del testo integrato.

Tariffe di trasmissione per le imprese distributric [

Nonostante il parere negativo della Federazione espresso al DCO 42/11, TAEEG 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 variabilita della domanda di energia elettrica,
con l'intento esplicito di stabilizzare i ricavi dell’operatore di trasmissione. Per cido 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 sullimportanza di un meccanismo di
riconoscimento in acconto, con cadenza bimestrale, dei saldi di perequazione, come del resto gia
ipotizzato all’art. 30.6 comma b) dell’Allegato B al DCO 45/11, con lo scopo di mitigare I'impatto
finanziario sui distributori.

Non si puo tuttavia omettere di far nuovamente notare che i cambiamenti prospettati
nell’architettura delle tariffe di trasmissione genereranno, come gia 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 I'art 15 dovrebbe
necessariamente trovare applicazione solo a partire dal 2013 in quanto esso prevede attivita di
predisposizione delle informazioni necessarie alla corretta applicazione dei corrispettivi non
espletabili certamente entro il 1 gennaio 2012. In conseguenza di cio, emergerebbe la necessita di
normare anche il periodo transitorio dellanno 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 criticita relativamente all'art. 4.2 lettera b) dello schema di articolato del
nuovo TIT, in quanto I'Autorita prevede che, a decorrere dallanno 2012, le tariffe di riferimento
dell’anno “n” siano rese note entro il 30 aprile dello stesso anno “n”. Cid 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 dovra 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 gia espresso in termini di contributo ai precedenti DCO 29/11 e 42/11 si vuole nuovamente
richiamare I'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
piu 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 I'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 rappresentativita del 2010 in termini di volumi del servizio erogato o, piu in generale, del
raccordo a una visione futura della tariffa di riferimento non piu dimensionata, se non per
l'illuminazione pubblica, sui volumi erogati.

Tariffa di riferimento per il servizio di distribuz ione — commercializzazione

Come gia 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. | costi operativi riconosciuti per l'attivita di commercializzazione occorre
siano specifici per impresa. Di converso, la metodologia proposta dall’Autorita non consente di
intercettare le peculiarita che connotano i diversi contesti aziendali, come quelli, in cui si e
proceduto ad una rigorosa separazione (unbundling) dei sistemi e dei processi sottesi alle attivita
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 I'applicazione di un coefficiente modulativo che permetta di operare una
differenziazione nell'individuazione dei costi operativi per impresa, nonche la determinazione della
RAB COT specifica aziendale.

Nellipotesi in cui '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”, gia 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 &
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 necessita 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 cosi 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 necessita 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 piu attendibili del’'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 prevedibilita 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 criticita:

— 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;

— fattibilitd tecnica: si ritiene che tale previsione non sia allineata con quanto definito nella
bozza di testo integrato per la qualita 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 I'eventuale aumento della soglia di potenza comporterebbe 'esclusione
di tali clienti dall’accesso al bonus.

Stante quanto sopra, la Federazione ritiene che '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, I'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
responsabilita 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 responsabilita 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 dara sicuramente
luogo ad una maggiore complessita/ritardo nella definizione del bilancio energetico degli stessi
operatori.

In ogni caso, appare opportuno che sul tema della misura — attivita complessa e di estrema
sensibilita per il funzionamento del mercato — AEEG attivi nel procedimento gia previsto il
necessario confronto tra le parti, anche per definire con la massima precisione I'attribuzione delle
responsabilita 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'attivita della misura possa assicurare ad AEEG la massima
consapevolezza da parte degli Operatori circa le modifiche che si intenderebbero apportare alle
attivita del comparto.

Generazione distribuita

Come gia manifestato dalla Federazione in risposta al DCO 42/11, non si concorda con
'assunzione di sopprimere tout court I'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 € 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, I'evoluzione della modalita di
gestione delle reti che si sta delineando a seguito della sempre piu elevata penetrazione della
generazione distribuita determinera, 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 |l
Distributore sara 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 I'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, & 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
guanto 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 necessita di armonizzazione delle
future disposizioni di AEEG anche in relazione alla possibilita 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 sara caratterizzato da forti
contenuti innovativi dal punto di vista delle modalita 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 capacita 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 'aggiornamento del capitale investito netto MT/BT ante 2008 e
relativi ammortamenti.

La Federazione ritiene altresi necessario che 'AEEG renda noti i criteri di determinazione dei costi
di capitale e relativi ammortamenti del servizio di misura, analogamente a quanto gia fatto per il
servizio di distribuzione (cfr. Allegato A DCO 42/11).
Si ravvisa inoltre la necessita che, alla stregua di quanto compiuto per il settore gas per i parametri
definiti dalla RTDG, venga data agli operatori la possibilita 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.






Risposta del GSE al Documento di Consultazione n. 45/11

ALLEGATO B - TESTO INTEGRATO DELLE DISPOSIZIONI DELL'AUTORITA PER L'ENERGIA
ELETTRICA E IL GAS PER L'EROGAZIONE DEI SERVIZI DI TRASMISSIONE E DISTRIBUZIONE
DELL'ENERGIA ELETTRICA 2012-2015

Denominazione sociale del GSE

St rappresenta che il 18 novembre 2009 é stato deliberato da parte dell’Assemblea degli
azionisti def GSE il cambio della denominazione della societa da Gestore ‘dei Servizi Elettrici-GSE
S.p.A. a Gestore dei Servizi Energetici-GSE S.p.A. al fine di recepire le indicazioni della legge 99 del
23 luglio 2009 che ha esteso gli ambiti di attivita del gruppo GSE e che, pertanto, I'Allegato B
debba recepire tale cambio di denominazione.

~ Articolo 43 — Fondo per eventi eccezionali

Nell'ambito delle disposizioni inerenti I'esazione degli importi destinati al "Fondo per eventi
eccezionali” di cui all'articolo 45, comma 1, lettera n), del DCO 45/11 alimentato dalle aliguote di
cui alla tabella 11 del TIQE da applicarsi come maggiorazione delle tariffe di distribuzione, si
prevede che il GSE provveda al versamento alla Cassa Conguaglio per il Settore Elettrico (di
seguito: CCSE) con cadenza annuale (entro il 31 marzo dell’anno successivo) dei gettiti raccolti in
base al comma 56.1, lettere a) e b), del Testo Integrato della Qualita dei Servizi (di sequito: TIQE)
2012-2015 (DCO 39/11).

Ai sensi dell'articolo 52 dello stesso TIQE 2012-2015 il “Fondo per eventi eccezionali” &
finalizzato al reintegro degli oneri sostenuti dalle imprese distributrici o dall'impresa di trasmissione
per 'erogazione dei rimborsi, o di quote di essi, ai propri utenti nei casi di:

a) interruzioni prolungate oltre gli standard con origine sulle reti di distribuzione in media e
bassa tensione che hanno inizio in periodi di condizioni perturbate, o attribuite a causa di
forza maggiore ad esclusione dei furti documentati, o a cause esterne;

b) quota parte di interruzioni prolungate oltre gli standard attribuibili a casi di sospensioni o
posticipazioni delle operazioni di ripristino per motivi di sicurezza;

¢) provvedimento dell'Autorita per superamento del tetto massimo di esposizione delle
imprese di distribuzione, di cui all’articolo 57 del TIQE 2012 - 2015,

La versione pubblicata dell’Allegato A del DCO 39/11 prevede all'articolo 56, comma 1,
lettera b), che il suddetto Fondo sia anche alimentato dagli utenti titolari di impianti di “sola
produzione” di energia elettrica, attraverso modalita da definire.

Nel DCO 39/11 era stato richiesto al guesito n. 3 attraverso guale modalitd i produttori
potessero contribuire ad alimentare il “Fondo” senza che gli stessi produttori e le imprese
distributrici debbano incorrere in gravosi adempimenti burocratici.

Nel rispondere a tale quesito alcuni operatori hanno proposto che sia il GSE, attraverso una
trattenuta dell'incentivo erogato ai produttori, a svolgere tale attivitda nel prossimo periodo
regolatorio in quanto “tutti { produttori allacciati alla rete di distribuzione fanno capo ad impianti di
produzione di energia incentivata la cui gestione fa capo al GSE.”

In linea generale, si rappresenta che non rientra nel business regolato e caratteristico del
GSE e, di conseguenze, nelle proprie competenze, raccogliere dai produttori e/o dai consumatori
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finali il gettito destinato ad alimentare il “Fondo eventi eccezionali" né tantomeno raccogliere alcun
gettito per l'alimentazione di altri fondi di cui al Testo Integrato de! Trasporto.

Si rappresenta, infatti, che il gettito Ay, di specifica e caratteristica competenza del GSE, &
raccolto dalle imprese di distribuzione e non direttamente dal GSE,

Si rappresenta, inoltre, che il GSE gestisce e ha in essere rapporti di tipo commerciale solo
con gli impianti che richiedono al medesimo GSE di svolgere il ruolo di utente del dispacciamento,
ovvero con quegli impianti per i quali & attivo un contratto di ritiro dedicato del'energia elettrica
immessa in rete, di tariffa fissa onnicomprensiva o di scambio sul postg, o che parimenti effettuano
richiesta di incentivazione al medesimo GSE.

Rientra, pertanto, nelle sopra indicate categorie esclusivamente quel sotto-insieme tra gli
impianti alimentati da fonti energetiche rinnovabili che ha richiesto e ottenuto dal GSE l'accesso al
sistema di incentivazione previsto dalla regolazione vigente.

Nella norma del DCO 39/11 si fa, invece, riferimento a tutti gli impianti connessi al sistema
di distribuzione.

Di conseguenza, I'implementazione e o sviluppo di un sistema “dedicato” da parte del GSE
in applicazione dell'articolo 43 del DCO 45/11, nonché la sua conseguente gestione,
incrementerebbe sostanzialmente gli oneri per il GSE e per il sistema nel suo complesso in quanto
costituirebbe un’attivitda da implementare ex-novo senza nemmeno usufruire di sinergie rispetto
alle attivita attualmente svolte dal GSE e non sarebbe correlata agli incentivi da erogati dal GSE.

Tanto meno sembra plausibile un'implementazione parziale relativa ai soli casi di impianti di
“sola produzione”, connessi in media tensione, per i quali non risulta essere attivo alcun contratto di
trasporto per la contabilizzazione dell'energia elettrica prelevata dalla rete (il GSE non ha, allo stato
attuale, visibilita di queste informazioni di dettaglio).

Nel caso in cui. I"Autorita consideri, comunque, strettamente necessario che il GSE effettui
tale raccolta e svolga tale attivita, il GSE, per le motivazioni sopra esposte, non potra svilupparle e
gestire immediatamente in quanto necessitano di un tempo di implementazione almeno pari a un
anno.

In aggiunta, in particolare per gli impianti di “sola produzione", non si garantirebbe al
sistema la sicurezza della raccolta delle somme da destinare al suddetto Fondo perché sarebbe,
inevitabilmente, il singolo produttore a doversi rivolgere spontaneamente al GSE per il pagamento
di tali importi senza alcun possibile riscontro, da parte del GSE, degli eventuali operatori
inadempienti.

I} GSE, d'altra parte, per coprire lintero ambito degli impianti interessati dalla disposizione
regolatoria, avrebbe la necessita di ricevere linformativa, e il suo aggiornamento periodico, da
parte dei distributori, per gli impianti connessi alle proprie reti, o da parte di Terna, in quanto
quest'ultima che gestisce il sistema GAUDI di classificazione di tutti gli impianti connessi sia sulle
reti di distribuzione sia sulla rete di trasmissione nazionale, e della loro configurazione e di tutte le
caratteristiche tecniche, in applicazione della delibera ARG/elt 124/10.





Tra l'altro, proprio con l'obiettivo posto in consultazione nell'ambito del TIQE di non
“incorrere in gravosi adempimenti burocratici”, si ritiene poco percorribile una soluzione che possa
prevedere, per gli impianti di “sola produzione”, I'instaurarsi di un flusso su dati anagrafici e di una
contabilizzazione di partite economiche su una numerosita di impianti molto ridotta.

Tale attivita dovrebbe essere pili opportunamente svolta da un soggetto centralizzato che
ha la visione completa, e l'aggiornamento costante, dell’anagrafica degli impianti connessi alle reti
di distribuzione, della loro configurazione e di tutte le conseguenti caratteristiche tecniche, e che
dunque possiede gia un database di tutti gli impianti interessati da tale disposizione regolatoria.

Articolo 47 - Attivita svolte dal GSE e ricomprese nel conto A;

L'articolo 47 stabilisce le finalita per cui & utilizzato il “Conto per nuovi impianti da fonti
rinnovabili e assimilate”, e presenta al comma 2 un elenco dettagliato delle finalita di utilizzo del
medesimo Conto.

Non sono tuttavia ricomprese alcune attivitd attualmente svolte dal GSE in attuazione di
disposizioni normative e regolatorie in base alle quali la copertura dei oneri avviene tramite
componente tariffaria A; in particolare: '

- gli importi derivanti dalla risoluzione volontaria e anticipata delle Convenzioni Cip 6/92 di
cui all'articolo 5, comma 1, del Decreto del Ministero dello Sviluppo Economico del 2
dicembre 2009, all'articolo 3, comma 1, del Decreto del Ministero dello Sviluppo
Economico 2 agosto 2010 nonché all'articolo 4, comma 1, del Decreto del Ministero dello
Sviluppo Economico 23 giugno 2011;

- gl oneri derivanti dall'attivita di attuazione delle_disposizioni per promuovere ia
trasparenza dei contratti di vendita ai clienti finali di energia elettrica prodotta da fonti
rinnovabili, come previsto all'articolo 7, comma 2, dell'defibera ARG/elt 104/11 (c.d. offerte
verdi), |

- gli oneri derivanti dall'attuazione delle disposizioni di cui al decreto ministeriale del 31
luglio 2009 {c.d. Fuel mix disclosure);

- gli oneri derivanti dall'attuazione della procedura per il miglioramento della prevedibilita
delle immissioni dell’energia elettrica prodotta da impianti alimentati da fonti rinnovabili
nan programmabili relativamente alle unitad di produzione non rilevanti di cui alla delibera
ARG/elt 4/10; '

- gli oneri derivanti dall’attuazione delle disposizioni inerenti il dispacciamento dell’'energia
elettrica prodotta da fonti rinnovabili non programmabili e, in particolare, la
quantificazione della mancata produzione eolica di cui alla delibera ARG/elt 5/10 (c.d.
MPE);

- gli oneri derivanti dall'attivita di promozione, divulgazione e informazione sui temi
dell'energia e delle fonti rinnovabili, che il GSE svolge in attuazione degli obblighi stabiliti
dalle disposizioni normativevigenti, ivi inclusa la realizzazione e diffusione di statistiche
ufficiali .

Si ravvisa, inoltre, V'opportunita di modificare i riferimenti della lettera €} in materia di
impianti di cogenerazione (riferimento alla deliberazione n. 42/02) con gli attuali riferimenti
normativi ministeriali {decreto interministeriale del 4 agosto 2011).





Si suggerisce di sostituire il contenuto dell'art. 47.6, adeguandolo alla prassi operativa
consolidata,con il seguente:

“Ai fini della determinazione del valore della componente tariffaria As, il GSE e la Cassa
comunicano all’Autorita, trimestralmente, entro la prima decade del mese che precede
laggiornamento della tariffa elettrica:

a) i dati a consuntivo relativi ai mesi precedenti dell’anno in corso, la previsione per i
restanti mesi dell’anno e per ’anno successivo qualora I'aggiornamento della tariffa
eleftrica si riferisca all’ultimo trimestre dell’anno, ai fini della valorizzazione
economica delle quantita di energia intermediate ed incentivate o solo incentivate
secondo le modalita di cui ai precedenti commi. 47.1, 47.2 e 47.3 del presente
provvedimento e il conseguente fabbisogno del Conto per nuovi impianti da fonti
rinnovabili e assimilate, di cui all’articolo 45 comma 45.1, lettera b), del Testo
infegrato Traspor!o;

by i flussi finanziari connessi alla gestione delle partite energetiche di cui ai precedenti
commi. 47.1, 47.2 e 47.3.7

Tale disposizione & gia presente agli articoli 12.4 dell'Allegato A delibera ARG/elt 280/07, 8.3
dell'Allegato A delibera ARG/elt 1/09 e 8.2 dell'Allegato A della delibera ARG/elt 74/08, tuttavia si
richiede di riportarla nell'ambito del TIT 2012-2015 e di sostituirla con quanto disposto all’articolo
476 dell'Allegato B del DCO 45/11 secondo cui il GSE trasmette mensilmente alla Cassa e
all'Autorita idonea documentazione, secondo modalita concordate con la Direzione Tariffe
dell'Autorita, sui flussi finanziari connessi alla gestione delle partite Az, nonché sugli eventuali oneri
finanziari netti ad essi relativi, con evidenza dei tassi attivi e passivi applicati.

Componente tariffaria UC;

Si condivide {'impostazione dell’Autoritd in base alla quale, ai fini dell’'esazione dei gettiti
derivanti dalla componente tariffaria UG, i distributori versino alla CCSE bimestralmente gli importi
raccolti e successivamente {a CCSE regoli con il GSE, a garanzia della disponibilitd delle risorse
economiche necessarie,e preservandone comunque il bilancio di esercizio, gli importi di interesse
del GSE a copertura dei costi residui del medesimo sostenuti per I'attuazione degli articoli 8 e 9 del
decreto ministeriale 5 settembre 2011,

Con riguardo alle modalita di versamento delle somme a favore del GSE si suggerisce di
integrare I'art. 51 del seguente comma 51.2 ;

Comma 51.2. “La Cassa versa al GSE gli oneri di cui alla lettera e) del precedente comma
31.1 entro i termini di cui all’art. 9 comma 3 del decreto ministeriale 5 settembre 2011.11
GSE invia alla Cassa l'ammontare degli oneri netti ¢ la data di scadenza del versamento,”

Allo stesso tempo si ritiene opportuno modificare it testo di cui all'articolo 51, comma 1,
lettera e) riportando, dopo le parole “7 costi residui”, le seguenti:
“, comprensivi del costo di funzionamento, .





ALLEGATO C - TESTO INTEGRATO DELLE DISPOSIZIONI DELL'AUTORITA PER L'ENERGIA
ELETTRICA E IL GAS PER L'EROGAZIONE DE! SERVIZ] DI MISURA DELL'ENERGIA ELETTRICA
2012-2015

In linea generale si condivide I'orientamento dell’Autorita di procedere a una revisione della
regolazione del servizio di misura secondo un approccio graduale e quindi di attuare a partire dal
1° gennaio 2013 l'effettiva implementazione del processo di ridefinizione del servizio di misura. Si
ravvisa, di fatto, la necessita di introdurre un periodo transitorio per consentire agli operatori
interessati (produttori, gestori di rete e lo stesso GSE) di adeguarsi alle nuove prescrizioni
regolatorie evitando al contempo il persistere di regimi regolatori "misti” che prevedano un
trattamento del servizio della misura differente. ‘

Si sottolinea che la revisione auspicata della regolazione del servizio di misura deve
necessariamente riguardare |'intera catena del servizio medesimo, e che esso sia posto in capo ai
gestori di rete, indipendentemente dal livello di potenza degli impianti (installazione e
manutenzione dei misuratori, raccolta delle misure dell'energia elettrica, validazione e registrazione
delle medesime misure) ai fini anche di una corretta gestione del rilascio degli incentivi e delle
attivita di certificazione della misura e di verifica previste dall'articolo 42 del decreto legislativo n.
28/11.

Si ritiene altresi necessario prevedere un periodo transitorio per il passaggio di
responsabilita al gestore di rete per gli impianti gia in esercizio alla data di entrata in vigore del
TIME e evitare regimi misti.

Si ritiene inoltre necessario estendere |'obbligo in capo ai produttori o titolari di impianto di
potenza superiore ai 20kW, di rendere accessibile ai gestori di rete, in autonomia, i locali adibiti ad
ospitare gli apparati di misura del'energia prodotta. Cid anche ai fini delle attivita di verifiche e
certificazione della misura, previste dal decreto legislativo n. 28/11. '

Come segnalato nelle premesse, neghi ultimi anni lo sviluppo della generazione distribuita
ha modificato le caratteristiche dell'utenza tipo e si parla molto spesso di prosumer (il cliente finale
& sempre pil spesso produttore e consumatore) nonché le grandezze energetiche utili al rilascio
degli incentivi da parte del GSE fanno spesso riferimento non solo all’'energia elettrica prodotta e

“immessa ma anche all'energia elettrica prelevata e a quella assorbita per alimentare i servizi
ausiliari; ¢id al fine di erogare opportunamente gli incentivi su quantitativi di energia prodotta e/o
immessa in rete "netta”.

Pertanto, le nuove disposizioni dovranno essere in grado di gestire le diverse realta
impiantistiche in linea con gl indirizzi ministeriali in tema di rilascio degli incentivi previsti dal
‘decreto ministeriale del 5 maggio 2011 per gli impianti fotovoltaici e di modifiche agli attuali
meccanismi incentivanti per gli impianti alimentati dalle altre fonte di alimentazione per i quali & di
prossima emanazione il decreto attuativo dell’artico 24 del decreto legislativo n. 28/11.

I decreto ministeriale del 5 maggio 2011 ha gid previsto per gli impianti fotovoltaici, che
entreranno in esercizio dopo il 31 dicembre 2012, una nuova modalita di erogazione della tariffa
incentivante che assume un valore onnicomprensivo sull'energia immessa in rete (pit un premio
eventuale all'autoconsumo) e lo stesso decreto ha dato il compito all'Autorita di "aggiornare i
provvedimenti relativi all'erogazione del servizio di misura dell’energia elettrica prodotta, prevedendo
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che la responsabilita di tale servizio sia, in ogni caso, posta in capo ai gestori di rete cui gli impianti
risuftano essere collegati”.

Inoltre il decreto legislativo n. 28/11 prevede la determinazione da parte del Ministero deflo
Sviluppo Economico di una disciplina organica dei controlli che, in conformita ai principi di
efficienza, efficacia e proporzionalita, stabifisca tra |'altro "le modalita con le quali i gestori di rete
forniscono supporto operativo al GSE per la verifica degli impianti di produzione di energia elettrica e
per la certificazione delle misure elettriche necessarie al rilascio degli incentivi”.

Alla luce di tale contesto normativo e delie evoluzioni future appare quanto mai opportuno
procedere a un riallineamento in capo ad un unico soggetto (il gestore di rete) della responsabilita
dell'erogazione del servizio di misura per tutte le grandezze energetiche necessarie a garantire una
quadratura del bilancio energetico owero predisporre una regolazione uniforme della misura
dell’'energia elettrica (prodotta, immessa e prelevata dalla rete) sia sulla rete di distribuzione che di
trasmissione,

I GSE & favorevole all'assegnazione del ruolo di installazione e manutenzione dei contatori di
produzione direttamente ai gestori di rete per la gestione delle misure dell’energia elettrica
prelevata, prodotta e immessa in rete, per questioni di maggiore affidabilitd e sicurezza degli
apparati stessi, di terzieta rispetto ai processi di taratura, di sostituzione in caso di guasti, di
adeguamenti e/o riposizionamenti per mutati assetti produttivi, in materia di sistemi anti frode e in
generale per motivi di maggior “certificazione” e trasparenza anche ai fini dell’erogazione degli
incentivi.

Infatti, il GSE continua a riscontrare problematiche di varic genere con riferimento alle
attivitd del servizio di misura, quali ritardi nei casi di verifiche metrologiche, ritardi nella
sostituzione e taratura delle apparecchiature di misura (di sequito: AdM) da parte del produttore. Si
ritiene opportuno pertanto definire i requisiti dei misuratori al fine di garantire la manutenzione e
la sicurezza degli stessi, anche in termini di dotazione di specifici dispositivi antifrode attraverso
una modifica delle attuale norme del Comitato Elettrotecnico Italiano.

A guanto sopra rappresentato, si aggiunge che, allo stato attuale, non vi & nessun obbligo,
per i gestori di rete, di trasmissione di tutti quegli elementi utili per la.quantificazione dell'energia
elettrica auto-consumata (curve di carico con dettaglio orario, laddove compatibili con le AdM
installate, dell'energia elettrica immessa, prodotta e prelevata), che, in taluni casi, pud essere
funzionale alla corretta quantificazione dell'energia elettrica da incentivare.

Al fine di determinare correttamente l'energia elettrica prodotta, si ritiene preferibile
prevedere l'installazione di due AdM: uno sul punto di scambio e F'altra a valle dell'inverter/morsetti
di generazione per avere comungue la garanzia di poter fare dei controlli incrociati tra I'energia
elettrica prodotta e quella immessa in rete ed evitare, conseguentemente, errori nell’applicazione di
coefficienti di riporto da parte del gestori dei rete per il calcolo dell'energia prodotta determinata a
partire da quella immessa in rete. Inoltre & opportuno prevedere sempre linstallazione della AdM
di produzione in quanto, al fine di evitare possibili frodi, si potrebbero definire e implementare
specifici controlli {da esequire in situ da parte del gestori di rete e del GSE) sulle misure di energia
elettrica registrate in modo da verificare che l'energia rilevata allinverter sia comunque superiore
all'energia rilevata sulla AdM installata a valle dell'inverter stesso.

Il





Con particolare riferimento ad alcune specifiche configurazioni impiantistiche, si potrebbe
anche introdurre I'obbligo, da parte del gestore di rete, di trasmettere al GSE le misure deli’energia
elettrica prodotta da incentivare ripartite sulla base di opportuni algoritmi precedentemente
condivisi con il GSE stesso, dando cosi attuazione al concetto di PVG - Punti Virtuali di
Generazione - gia previsto dalla regolazione vigente. E' opportuno definire difatti le modalita, i
ruoli e le responsabilita nella gestione dei flussi informativi tra i vari soggetti coinvolti nel processo
di definizione, validazione e manutenzione degli algoritmi stessi finalizzati alla determinazione delle
misure di produzione sui PVG.

E’' importante che anche la responsabilita della raccolta, validazione e registrazione delle
misure di energia elettrica sia posta in capo ad un unico soggetto (il gestore di rete) per garantire
una quadratura del bilancio energetico € una certificazione delle misure trasmesse e superare
alcune criticita riscontrate per una diversa attribuzione di responsabilita verso il GSE e verso il
mercato.

Il GSE, pur a fronte di talune criticita,emerse per la regolazione delle cooperative storiche
non concessionarie, si & adoperato nella realizzazione dei nuovi processi che ne sono
derivati,adeguando i propri portali informatici per consentire I'espletamento dei servizi di ritiro
dedicato, di scambio sul posto e dell'incentivazione conto energia sull'energia prodotta mediante
impianti fotovoltaici.

Si auspica che nella nuova normativa sulla misura (TIME) la gestione delle cooperative
storiche non concessionarie, attualmente particolarmente onerosa da svolgere e al di fuori degli
attuali processi aziendali,avvenga in maniera analoga a guanto consultato dall’Autorita nel DCO
33/11 {(cd. sistemi di distribuzione chiusi),che prevede che i gestori di rete territorialmente
competenti siano sempre responsabilizzati nella trasmissione delle misure funzionali all'erogazione
degli incentivi e dei servizi regolati gestiti dal GSE.

Un ulteriore elemento di criticita emerso nella gestione dell'erogazione degli incentivi
riguarda la definizione e/o alla individuazione dei servizi ausiliari afferenti agli impianti di
produzione al fine di quantificare correttamente I'energia elettrica netta immessa in rete qualora ci
siano deali assorbimenti esterni al perimetro di centrale (tramite punti di prelievo dedicati).

Come noto da definizione di servizi ausiliari di cut alla delibera n. 2/06 viene utilizzata dal
GSE nellambito della procedura di qualifica IAFR, approvata con Decreto del Ministro dello
Sviluppo Economico di concerto col Ministro dell’Ambiente e della Tutela del Territorio e del Mare
del 21/12/2007 e che esplicitamente richiama la suddetta deliberazione per tali finalita. La succitata
procedura viene anche utilizzata, per quanto possibile, in attuazione del Decreto del Ministro dello
Sviluppo Economico di concerto col Ministro dell’Ambiente e della Tutela del Territorio e del Mare
- del 18/12/2008.

In particolare, la contabilizzazione dei servizi ausiliari rileva ai fini della valorizzazione della
produzione netta incentivata e, conseguentemente, della corretta corresponsione degli incentivi da
parte del GSE, presentando alcune criticita di natura applicativa e gestionale.
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Ad oggqi, infatti, la procedura di qualifica IAFR del GSE prevede che sia il GSE stesso,
successivamente alla presentazione da parte del produttore della Relazione Tecnica di
Riconoscimento (di seguito: RTR) e della proposta di valutazione dell'energia elettrica assorbita dai
servizi ausiliari - inclusiva dell’elenco dei servizi da considerarsi come tali -, a definire una quota
forfetaria dell'assorbimento dei servizi ausiliari tenendo conto della deliberazione n. 02/06.

Tale quota é definita, per ogni tipologia di impianto e per le diverse classi di potenza,
tramite |'applicazione di valori forfettari di energia elettrica da assumere come assorbita dai servizi
ausiliari. In particolare, detti valori forfettari sono definiti ed aggiornati anche sulla base delle
informazioni note al GSE nell'ambito delle precedenti qualifiche IAFR nonché delle verifiche
effettuate, per le differenti casistiche di impianti di produzione.

b

In definitiva, la produzione netta & calcolata a partire dalla produzione lorda diminuita
dell'energia elettrica assorbita dai servizi ausiliari, attraverso il medesimo punto di connessione alla
rete o attraverso un punto di connessione diverso dal punto di immissione, e delle perdite nei
trasformatori principali dell'impianto, rimandando alla suddetta delibera n. 02/06 per la definizione
del perimetro dei prelievi dalla rete da assumersi a servizi ausiliari,

Cid detto, si evidenzia in primo luogo che il perimetro degli assorbimenti da ricomprendere
nell'ambito dei servizi ausiliari di centrale presenta difficolta nella sua determinazione puntuale:
* in presenza di uno o pit punti di prelievo dell’energia elettrica dedicati all’alimentazione
dei servizi ausiliari stessi;
* neicasi di pitt impianti di produzione sottesi al medesimo punto di connessione alla rete.

Inoltre, a titolo esemplificativo, si segnala la difficolta di ricomprendere o meno nel novero
degli assorbimenti dei servizi ausiliari "per il trattamento del combustibile” anche quelli attribuibili
agli impianti di movimentazione del combustibile stesso.

Si ritiene opportuno un intervento di ricognizione della suddetta disciplina finalizzato a
rendere maggiormente esplicativa ed esaustiva la definizione dell'energia elettrica da considerarsi
come assorbita dai servizi ausiliari anche, eventualmente, tramite un aggiornamento della
regolazione vigente in materia.

Per quanto sopra rappresentato, si auspica la pubblicazione, in tempi brevi, della specifica
tecnica di misura come previsto dalia deliberazione ARG/elt 125/10, funzionale a identificare quali
sono le misure necessarie in relazione al tipo di destinazione commerciale e al tipo di
incentivazione a cui il produttore intende accedere, quali sono i criteri e le modalita con cui i
richiedenti devono presentare lo schema unifilare di impianto necessario alla validazione
dell'impianto ai fini della misura e all'identificazione dei punti di misura ove collocare le AdM, gl
eventuali punti virtuali di immissione (PVI) e punti virtuali di generazione (PVG), le informazioni
relative alle AdM compatibili con i propri sistemi di telelettura e con le informazioni relative alle
casistiche in cui si renda obbligatoria l'installazione delle predette apparecchiature.

Inoltre risulta necessario ai fini della corretta erogazione degli incentivi, che vengano
definite in maniera dettagliata i ruoli e le responsabilita in merito all'aggiornamento degli schemi
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unifilari e delle schede di misura in presenza di unita di produzione a configurazioni complessa
aventi pit titolari/utenti del dispacciamento che condividono un unico punto di connessione con la
rete.

Si evidenzia che e opportuno che la specifica tecnica della misura, preveda un periodo
transitorio per consentire a tutti i soggetti coinvolti (gestori di rete, Terna, GSE, imprese di vendita)
di adeguare i propri sistemi gestionali per consentire la trasmissione delle misure sulle nuove
codifiche.

Visto il ruolo istituzione del GSE e in coerenza con quanto previsto dalla delibera GOP 71/09
che prevede l'avvalimento da parte dell'Autorita del GSE per “accertamenti sulle conformita delle
modalita di effettuazione del servizio di misura da parte dei distributori di energia elettrica alle
norme applicabili in materia di misura”, si auspica una evoluzione del succitato servizio di
avvalimento svolto da parte dell’Autoritad del GSE, attraverso la fornitura di dati utili (misure di
energia elettrica ricevute rispetto al volume totale atteso, numero di misure rettificate comunicate
su base mensile) ai fini della determinazione di eventuali indicatori per it monitoraggio della qualita
del servizio erogato dai gestori di rete.

Tali indicatori “quantitativi” possono essere di supporto nella predisposizione di un sistema
di premi o penalitad in funzione dei livelli prestazionali conseguiti dal gestore di rete e di un
meccanismo di indennizzi automatici per gli utenti penalizzati da un cattivo servizio offerto dal
medesimo gestore di rete.

Al contempo, attribuire, in ogni caso, la responsabilita dell'installazione e manutenzione dei
misuratori dell'energia elettrica in capo ai gestori di rete, comporterebbe il vantaggio, per il GSE, e
in definitiva per il sistema, di avere interlocutori affidabili e meno numerosi ai fini della
installazione, presso l'impianto, degli apparati funzionali alla trasmissione, via satellite, delle
grandezze elettriche (potenza ed energia) rilevate in “situ” per l'evoluzione dei sistemi di
monitoraggio e previsione della produzione di energia elettrica di cui alla deliberazione ARG/elt
4/10 ("servizio di metering satellitare").
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ROLL@QWAPITAL

Boston, 19 Dicembre 2011

Autorita per I’energia elettrica e il gas
Direzione Tariffe

Piazza Cavour 5

20121 Milano

Italy

Oggetto: Osservazioni al Documento per la consultazione DCO 45/11

In qualita 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’ Autorita le seguenti osservazioni.

11 DCO 45/11 sembra essere in contraddizione con taluni degli orientamenti espressi nel documento
dello scorso agosto da cui emergeva I’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 I’ Autorita € arrivata
partendo da una valorizzazione del tasso di rendimento delle attivita 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 instabilita dei mercati finanziari gia ricordata dall’ Autorita 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 affinché il WACC cosi
calcolato rappresenti un vero incentivo per gli operatori del settore. Peraltro, la proposta

dell’ Autorita di rivedere il parametro rf nel 2013 é da valutarsi in maniera positiva in quanto
consentirebbe di calcolare il WACC in una situazione di mercato presumibilmente piu stabile di
quella attuale.

Si tenga presente a riguardo che I’incremento significativo nel rischio paese relativo all’Italia ha gia
causato un significativo incremento nei costi di finanziamento sia per il sistema creditizio che per le
aziende e non si puo pertanto escludere che - nell’eventuale perdurare della situazione di instabilita
dei mercati finanziari - le aziende del settore trovino difficolta ad attirare capitali di rischio sia
italiani che stranieri per finanziare quegli investimenti infrastrutturali che 1’ Autorita stessa ha il
compito di incentivare.

Inoltre, se e vera I’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 competitivita al
fine di favorire la crescita delle attivita produttive, é difficile comprendere come la fissazione da
parte dell’ Autorita 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 aleatorieta 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 ¢ 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 I’intenzione dell’ Autorita di determinare attraverso specifico
provvedimento una procedura di selezione dei progetti pilota valutandone a priori le caratteristiche
economico/tecniche e I’ammissibilita 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 1 progetti stessi in modo
separato e indipendente rispetto all’analisi gia 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 1’ Autorita 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’elettricita ed alla
perdurante volatilita nell’immissione in rete di elettricita generata da fonti rinnovabili non
prevedibili.

Riteniamo sia importante salvaguardare la credibilita e I’indipendenza dell’ Autorita, anche nel

corso del tempo, e affinche cid possa avvenire occorre mirare alla definizione di un quadro
regolatorio certo e non soggetto ad elementi di discrezionalita che possano causare ulteriori ritardi.
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Autorita per I'energia elettrica e il gas
Piazza Cavour 5
20121 Milano

ltaly

Bagnolet, 19" December 2011

Dear Sir,

| would like to submit the following opinion on behalf of Saft Groupe SA (Saft). Saft is the
leading European based supplier of high technology batteries and is presently working with
various utilities on energy storage systems using Li-ion batteries. Saft has produced the
technology for more than 10 years supplying initially products into highly demanding
applications such as satelites and military systems, but is now addressing several industrial
and commercial markets that have emerged in recent years, including the market for
batteries for clean vehicles and the storage for renewable energy.

The requirement for the Italian network is not unique and similar projects exist in most
European countries and in the US. The concept of having transportable batteries is well
developed and is already under consideration or in use in several countries today. Saft has
customers today for this type of transportable battery in Spain, France and the US. The
concept and design is proven and is reliable requiring only a degree of customisation to meet
the specific needs of Italy and is becoming a standard solution for network storage.

Saft could certainly respond rapidly to any demand, without the need for extensive research
and development and would be able to supply product in approximately 6 months from the
award and finalisation of a contract. This would allow the economic benefits of such an
investment to be realised rapidly. Saft certainly believes that the most effective approach is
to start deployment wth the minimum delay gaining experience from the initial installations to
refine the overall system. In addition, Saft's resource and past experience would be available
to assist the ltalian network operators achieve the most efficient storage network based on
feedback from the initial installations. '

In summary, | would like to assure you that the solution proposed is a low risk solution,
based on proven concepts, which has already been deployed elsewhere. Certainly, Saft has
production capacity available to start deliveries rapidly and ensure that the economic benefits
for the country are forthcoming in months and not years.

Saft Group S.A. - Société Anonyme a Directoire et Conseil de Surveillance

12, rue Sadi Carnot, 93170 Bagnolet {France] - Tel. +33 (0])1 49 93 19 18 - Fax +33 (0)1 49 93 19 50

S.A. AU CAPITAL DE 25 102 534 EURQS. - RCS BOBIGNY B 481 480 465
www.saftbatteries.com
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Premessa

Nel documento di consultazione n. 45/11 (di seguito DCO) sono delineati gli orientamenti finali dell’Autorita
per I'energia elettrica e il gas (nel seguito “Autorita”) in relazione ai criteri per la definizione delle tariffe per
I'erogazione dei servizi di trasmissione, distribuzione e misura dell’energia elettrica per il periodo 2012 -
2015,

Terna desidera preliminarmente rappresentare come il DCO contraddica le enunciazioni di principio
contenute nei precedenti documenti di consultazione, senza indicare i motivi o le circostanze sopravvenute
o le urgenze economiche o sociali o di concorrenza che giustificherebbero il revirément. In particolare
riguardo a:

o continuita regolatoria. Difformemente da quanto enunciato si riscontrano significative
discontinuita nella regolazione delle tariffe del servizio di trasmissione, apparentemente non
riconducibili ad alcuna modifica intervenuta medio tempore. Tali temi verranno sviluppati pil
compiutamente nel seguito e, sinteticamente, sono riconducibili alla fissazione di alcuni dei
parametri del tasso di remunerazione base (WACC), alla modifica delle incentivazioni per gli
investimenti, alla introduzione, coatta, del meccanismo di incentivazione alla accelerazione degli
investimenti, alla apparente volonta, da parte dell’Autorita, di intervenire direttamente nella scelte
di pianificazione e di esecuzione di alcune attivita di Terna, in modo estraneo alle finalita e
competenze regolatorie.

e eliminazioni delle distorsioni esistenti. Le tariffe di trasmissione sin dal 2004 contengono alcune
significative anomalie che distorcono fortemente la remunerazione dell'impresa di trasmissione.
Come verra meglio articolato in seguito, il ritardo con il quale sono stati riconosciuti gli investimenti
(time lag) in tariffa ha comportato una forte distorsione della remunerazione: la misura proposta di
riconoscere un delta WACC per i soli nuovi investimenti lasciando inalterato il ritardo sullo stock di
capitale investito netto provoca un progressivo aggravamento del danno in capo a Terna. Altra
anomalia per la quale, a quanto & dato comprendere, si propone di porre rimedio solo per gli
investimenti futuri & quella relativa alla modalita di riconoscimento degli ammortamenti. La
mancata remunerazione della quota annuale di ammortamento ha comportato per il periodo dal
2004 al 2011 mancati ricavi non attualizzati per 170 milioni di euro che sono stati sottratti a Terna.
Altra gravissima anomalia, che Terna ha sempre denunciato, & quella relativa alla mancata
rivalutazione della RAB per gli anni 2002 e 2003: della correzione di tale anomalia non si trova
traccia nel documento di consultazione.

e sostegno agli investimenti. Nella segnalazione PAS 21/11 I'Autoritd ha scritto “Lo sviluppo della
infrastrutturazione energetica del Paese, presupposto indispensabile affinché al settore produttivo e
ai consumi domestici possa essere fornita energia a prezzi competitivi e allineati con gli altri Paesi
dell’Unione Europea. La nuova disposizione (..) diminuisce la remunerazione effettivamente
riconosciuta agli investimenti nel settore spingendo le imprese ad una contrazione degli stessi,
rende meno attrattivo l'investimento nelle imprese di settore da parte di soggetti privati terzi
(private equity) e conseguentemente pill difficile la raccolta di capitali per finanziare gli investimenti
{...) esigenza degli investitori di ottenere un rendimento che rifletta la maggiore rischiositd
dell'investimento rispetto alle alternative disponibili, quali i BTP decennali, comprimendo i
rendimenti a valori probabilmente addirittura inferiori al costo del debito; con conseguenze
negative sul costo della bolletta e sulla qualita del servizio.

Tutto cid va inquadrato in un contesto nel quale, al contrario, sarebbe necessario favorire gli
investimenti; si pensi alle esigenze di sviluppo dei sistemi di accumulo e delle smart grid nelle
infrastrutture elettriche per rendere possibile la produzione diffusa di energia elettrica da fonti
rinnovabili (...). Inoltre, per le attivita di trasmissione di energia elettrica e trasporto del gas, la
riduzione dei rendimenti potrebbe deprimere la capacitd competitiva, di espansione europea e di
investimento delle imprese italiane proprio nel momento in cui I'Unione Europea promuove la
realizzazione di reti energetiche pan-europee. In conclusione, "applicazione di una maggiorazione
Ires di tale entitda alle attivitd soggette a regolazione tariffaria, nei limiti in cui non si possa imporre

3





alle imprese di realizzare investimenti senza prevederne un’adeguata remunerazione, rischia di
avere un impatto sui consumatori particolarmente negativa.”

Considerato quante riportato, le proposte riportate nef DCO sembrano in contraddizione con gli
orientamenti espressi in agosto. ll necessario stimolo agli investimenti sulla rete di trasmissione non pud
essere conseguito: ‘

-

riducendo il delta WACC riconosciuto;

restringendo la platea degli investimenti eleggibili a incentivazione;

introducendo un meccanismo di verifica di stato avanzamento lavori complesso e farraginoso, che
costituisce di fatto un ulteriore disincentivo, la cul utilitd non & di immediata comprensibilita;
modificando Vincentivazione riconosciuta alle opere in corso di realizzazione, la cui decisione di
investimento scontava alcune premesse relative alla remunerazione.

A parere di Terna, dunque, it documento di consultazione pubblicato dall’Autoritd presenta sia errori
metodologici e di merito sia contraddizioni, che st traducono talvolta in significative ed immotivate
discentinuita regolatorie. Non si riesce a ricostruirne il percorso logico, stante la mancata articolazione dei
presupposti alla base del progettato provvedimento.

Si segnalano in particolare:

» Lanon corretta determinazione del valore del WACC base

I valore del tasso di remunerazione base ipotizzato nel DCO {7,2%) non & allineato ai valori di
mercato della remunerazione delle attivita prive di rischio (Risk free rate). Qualora venisse
riconosciuto ad esempio guale tasso free risk il rendimento medio del BTP decennale degli ultimi 3
o 6 mesi il tasso di remunerazione base sarebbe pari, ceteris paribus, rispettivamente a 8,6% o a
7,8%

Senza considerare quanto appena esposto ai finl della determinazione del risk free rate, non si
comprendono alcune scelte adottate dall’Autoritd, che sembrano orientate pili ad un esercizio di
contenimento del valore del WACC che ad un suo calcolo equo. In particolare:

1. Non si condividono ie considerazioni a sostegno della riduzione del parametro “beta”
rispetto a quanto previsto per il 11l periodo regolatorio, non essendosi verificati motivi che
possano giustificare una riduzione deila rischiositd connessa-al servizio di trasmissione. Al
contrario Fintroduzione della Robin Tax ha considerevolmente introdotto nel settore della
trasmissione il “rischio politico” sino ad oggl non percepito e non prezzate dal mercato.

2. Nen si comprendono i motivi che portano I'Autorita a fissare un tasso di inflazione pari a
1,8%, dal momento che il valore desumibile dalla “Nota di aggiornamento al Documento di
Economia e Finanza” & pari a 1,5%. |l valore riportato & quello del deffatore dei consumi
delle famiglie, valore mai considerato dal Regolatore nel fissare le tariffe né nel settore
elettrico né nel settore del gas, nel quale recentemente & stato assunto il valore della
inflazione programmata presente nel DEF. Si tratta quindi probabilmente di un errore
materiale del quale si richiede la correzione,

3. Non avendo ricevuto evidenza della modalita di calcolo del Tax Rate non si comprende
perché non sia stata applicata Valiquota calcolata secondo la formulazione proposta da
Terna nella risposta al DCO 29/11 e pari al 35,9%.

Senza considerare il livello del risk free rate utilizzato dall’ Autoritd per il calcolo del WACC, inferiore
di quasi due punti percentuali rispetto ai livelli attuali, qualora i fattori indicati nel punto
precedente {beta e inflazione) fossero determinati realmente in continuita regolatoria e il tax rate:
fosse determinato in maniera adeguata, il WACC base non potrebbe essere inferiore al 7,8%.





¥ Limmotivata modifica del sistema di incentivazione agii investimenti

Non si condivide la riduziohe del perimetro degli investimenti incentivati appartenenti alla
categoria "13”, né si comprende come Vesclusione degli investimenti di sviluppo finalizzati alla
riduzione delte congestioni intrazonali possa generare benefici per il sistema elettrica nazionale.
L'unico effetto certo della penalizzazione per gli investimenti finalizzati a risolvere le congestioni
intra zonali sara il permanere delle situazioni di “monopolio “ sul mercato dei servizi di
dispacciamento, con cid intreducendo una sorta di capacity payment occulto.

Si ritiene che la riduzione del delta WACC riconosciuto aglhi investimenti di sviluppo appartenenti sia
alla categoria “12” sia alla categoria “13” generi una surrettizia riduzione dei ricavi e non continui ad
incentivare adeguatamente Terna ad effettuare interventi a favore dello sviluppo della rete
(sviluppo che la stessa Autorita riconosce ancora necessario).

Si richiede pertanto di non modificare né sotto il profilo gualitativo né sotto quello quantitative Fattuale
disciplinag degli incentivi agli investimenti di sviluppo.

¥ L'inadeguata remunerazione ricanosciuta agli investimenti in sistemi di accumulo

Si ritiene che gli investimenti nei sistemi di accumulo {categoria “14”) debbano ricevere una exira
remunerazione maggiore rispetto a quella applicata agli investimenti “13”. In particolare, nella
prospettiva di convergenza dei criteri di regolazione tariffaria nei settori dell’elettricita e del gas, in
pili occasioni prospettata dagli uffici deli’Autorita, si reputa necessaria una maggiorazione del
WACC pari al 4% {coerentemente con guanto avviene per lo stoccaggio gas).

Terna in alternativa propone nel seguito del seguente documento una modalita alternativa di
remunerazione che premia ulteriormente {'efficienza e I'efficacia dei sistemi di accumulo,

Si ritiene che demandare il giudizio sulPammissibilitad degli investimenti in sistemi di accumulo ad
un’apposita commissione di esperti nominata dall’Autoritd costituisca un vincolo non necessario,
potenzialmente penalizzante per Terna. Sul punto si ricorda infatti che gli investimenti in sistemi di
accumulo sono previsti all’interno del piano di sviluppo, alla cui approvazione, ai sensi del decreto
tegislativo 93/11, partecipa I'Autorita. il voler sottoporre tali investimenti a un ulteriore scrutinio ad
opera di una commissione di esperti non appare quindi avere un fondamento logico sistematico,

» Linadepuata maggiorazione del WACC riconosciuta per sterilizzare 'effetto negativo del lag regolatorio

Una maggiorazione del WACC pari a 0,7% riconosciuta solo agli investimenti successivi al 1 gennaio
2012 & errata, in quanto non cattura il danne esistente sulio stock di RAB al 31 dicembre 2011,

In ogni caso, l'applicazione della magglorazione de]l WACC, in guanto correzione di una distorsione,
non deve essere legata all’applicazione del nuovo schema di incentivi proposto, e pertanto deve
essere riconosciuta a partire dalle tariffe 2012.

In Juogo del riconoscimento di un incremento del tasso di remunerazione, Terna propone l'effettiva

"M

riduzione di un anno del lag regolatorio, in modo tale da garantire che le tariffe dell’anno “n” siano definite
in modo da remunerare gli investimenti entrati in esercizio al “31/12/n-1”. Per il primo anno di
applicazione, considerando il limitato tempo a disposizione per lo scambio delle informazioni utili alla
definizione della tariffa, si propone un metodo di calcolo di transizione da concordare tra le parti.

» |l non riconoscimento della rivqlutazione della RAB per il biennio 2002 / 2003

Non & accettabile che rimanga inevasa la richiesta Terna di eliminare 'anomalia effettuata nel
calcolo del capitale investito riconosciuto (CIR) nel Il periodo regolatorio (2004 — 2007), relativa alla
mancata rivalutazione per il biennio 2002 — 2003 delle immobilizzazioni nette riconosciute. Tale
mancata rivalutazione ha comportato e tuttora comporta una significativa sottovalutazione del CIR,
il cui effetto economico in termini di mancato riconoscimento tariffario si va cumutando negli anni.

5





E comungue, in presenza dei contenuti del doc 45/11, cio che prima era dannoso ma riparabile,
rischia di accrescersi geometricamente , trasformandosi in condizione di strutturale e definitiva
debolezza; con conseguenze non solo economiche, ma anche sociali e di impossibilita di

competere.





1. La determinazione dei costi riconosciuti e la dinamica di aggiornamento

In merito si ribadisce integralmente quanto gia affermato nel documento “Osservazioni TERNA al
documento di consultazione n. 29/11” ed in particolare:

e nella Sezione | “Determinazione ed aggiornamento dei costi operativi riconosciuti”;
e nell’Appendice 1 “Ulteriori rettifiche ed integrazioni dei costi” del documento “Osservazioni TERNA
al documento di consultazione n. 29/11

e quanto contenuto nel documento inviato giovedi 15 dicembre in risposta alle richieste di chiarimento
pervenute dall’Autorita.

Nel seguito sono riportate osservazioni ulteriori riferite a specifici punti del DCO.

1.1. Determinazione del costo operativo riconosciuto e fissazione dell’X-factor

Si ribadisce integralmente quanto gia affermato — ed apparentemente non tenuto in considerazione
dall’Autorita — ai punti 2.1 e 2.2 della Sezione | del documento “Osservazioni TERNA al documento di
consultazione n. 29/11” in merito tanto alla illegittimitd dell’applicazione del meccanismo dei recuperi di
produttivita quanto alle criticita riscontrate nel calcolo del costo riconosciuto,

1.2. Anno di riferimento e determinazione della componente dei costi riconosciuti relativa a
costi operativi

1.2.1. Costioperativi effettivi 2010 e costi “sorgenti”

L'affermazione che le variazioni di costi operativi legati ai costi sorgenti “possano essere eventualmente
intercettate dai meccanismi gia previsti dalla regolazione tariffaria” & in teoria vera, ma nella pratica, a
causa dell'interpretazione restrittiva dell’Autorita, risulta possibile solo per un numero molto limitato di
tipologie di costo, mentre risulta impossibile per altre tipologie di costo di peso ben maggiore. | costi
operativi relativi ai nuovi investimenti di sviluppo (si ricorda che nel periodo 2005-2011 Terna ha investito
circa 3,7 miliardi di euro in interventi di sviluppo) non sono minimamente presi in considerazione.

In particolare né la “previsione di correggere i costi operativi in corso di periodo regolatorio (in sede di
aggiornamento annuale) per tener conto di modifiche dei costi riconosciuti derivanti da eventi imprevedibili
ed eccezionali, da mutamenti del quadro normativo e dalla variazione degli obblighi relativi al servizio
universale, attualmente prevista del TIT”, né |'aggiornamento quadriennale dei costi operativi riconosciuti
cosi come previsto dai documenti di consultazione ad oggi pubblicati consentono di tenere in debito conto i
costi operativi derivanti dagli investimenti di sviluppo se non intaccando le extraefficienze che il
meccanismo di profit-sharing attribuisce al soggetto regolato.

Mentre si pud ritenere che l'effetto volume nel corso del Il periodo regolatorio abbia compensato la
dinamica dei costi operativi relativi ai nuovi investimenti di sviluppo, tale circostanza & venuta meno nel lil
periodo regolatorio con la parziale sterilizzazione del rischio volume, effettuata tra I'altro in modo errato
prendendo a riferimento I'energia soggetta a CTR dell’anno 2007. Tale erroneo riferimento ha condotto ad
un’ulteriore erosione dei costi riconosciuti di Terna (pari allo 0,5% dei costi riconosciuti negli anni 2009,
2010 e 2011).





S§1 Con riferimento al paragrafo 3.8 si invitano gli esercenti a segnalare tramite evidenze oggettive e
documentate l'eventuale sussistenza di situazioni in contrasto con quanto asserito.

Le evidenze richieste sono inserite nell’appendice A al presente documento, che si richiede di mantenere
riservata in considerazione delle regole sulla information disclosure delle societa quotate e del carattere
commercialmente sensibile delle informazioni ivi riportate.

1.3. Determinazione del capitale investito riconosciuto: lag regolatorio e degrado

Pur riconoscendo che il time-lag introduce una distorsione nel meccanismo di riconoscimento dei costi,
I’Autorita propone di sterilizzare tale distorsione solo per gli investimenti successivi al 1 gennaio 2012,
lasciandola immutata per gli investimenti precedenti. Tale scelta, per la quale |'’Autorita non ha applicato
alcuno dei passi previsti dalla metodologia AIRY, risulta incomprensibile, se non in ottica di contenimento
tariffario, in quanto I'onere finanziario per il soggetto regolato c’é tanto per i vecchi quanto per i nuovi
investimenti.

Inoltre, in luogo di un effettiva riduzione del lag regolatorio, I'"Autorita propone di introdurre una
maggiorazione del WACC che si vorrebbe equivalente a tale riduzione. In merito vanno fatte alcune
osservazioni:

e |l valore di 0,7% ipotizzato nel DCO é insufficiente a compensare per intero I'effetto dato dal time

lag.

e || DCO non precisa se la maggiorazione di WACC proposta sara confermata per l'intera vita utile
regolatorio degli investimenti, condizione necessaria per realizzare la pur parziale equivalenza gia
discussa.

e [‘applicazione della maggiorazione del WACC, in quanto correzione di una distorsione, non deve
essere legata all’applicazione del nuovo schema di incentivi proposto, e pertanto deve essere
riconosciuta a partire dalle tariffe 2012

Per i limiti sopra evidenziati, in luogo del riconoscimento del proposto incremento del tasso di
remunerazione, Terna propone l'effettiva riduzione di un anno del lag regolatorio, ovvero a definire le
tariffe dell’anno “n" in modo da remunerare gli investimenti entrati in esercizio al 31 dicembre dell'anno
“n-1". In merito a tale possibilita si ritiene:

e che in presenza di meccanismo di sanzioni per dichiarazioni non rispondenti al vero non sia
strettamente necessario fare riferimento a soli documenti ufficiali sottoposti a revisione contabile;

e che la “complessita insita nella predisposizione e nella gestione di un meccanismo basato su stime
ex ante e controlli ex post degli investimenti effettuati con la parallela predisposizione di
automatismi di acconto/conguaglio” non sia rilevante.

In alternativa a quanto sopra:

e lo 0,7% di remunerazione addizionale andrebbe incrementato fino ad un ammontare pari a 1,1%
(prima della tassazione);

e |a sterilizzazione del time lag per I'intera vita utile dovrebbe essere riconosciuta a tutto lo stock di
RAB, in quanto non risulta comprensibile come I'evidente distorsione finanziaria presente a causa
del time lag, riconosciuta anche dall’Autorita, debba essere sterilizzata per i nuovi investimenti e
lasciata invariata per i vecchi.

In merito all'ipotesi di uniformazione del trattamento degli investimenti relativi al Piano di difesa rispetto
agli altri investimenti effettuati da Terna, non esplicitamente trattata dal DCO 45/11 ma implicitamente

descrivere I'obiettivo, indicare le varie opzioni, illustrare le conseguenze di ciascuna opzione, motivare la scelta
finale.






desumibile tanto dall’allegato B quanto da cido che si comprende dell’allegato A, si ribadisce che Terna la
considera immotivata, inaccettabile ed in contrasto con la normativa vigente.

Infatti, il riconoscimento ex ante dei costi relativi agli investimenti per il Piano di Difesa in base alle stime
comunicate da Terna, e quindi con un lag nullo, risponde ad una specifica previsione di legge. La legge
290/03 prevede infatti che “Il Gestore della rete di trasmissione nazionale, entro il 31 maggio di ogni anno,
presenta, per l'approvazione, al Ministro delle attivita produttive, a valere per l'anno successivo, un
programma per l'adeguamento e I'eventuale miglioramento dei sistemi di difesa per la sicurezza del sistema
elettrico, indicando il relativo impegno economico per l'attuazione. L'Autorita per l'energia elettrica e il gas
determina, con propria delibera, gli opportuni adeguamenti tariffari per la copertura dei costi di
realizzazione del programma”. La ratio della normativa si basa da un lato sul carattere di urgenza degli
investimenti attuati ai fini della sicurezza del sistema elettrico, dall’altro sull’approvazione del piano da
parte del Ministero, che rende vincolante per I'impresa la realizzazione del piano come approvato. Non
sembrano sussistere motivi normativi o fattuali tali da ritenere la norma superata, essa dovrebbe quindi
trovare applicazione anche nel quarto periodo regolatorio.

In riguardo infine all’orientamento espresso al punto 5.8 del DCO, si chiede che il medesimo principio venga
esteso all'intero stock di RAB, la cui remunerazione, in assenza della richiesta estensione, sarebbe
impropriamente ridotta.

1.4. Determinazione del capitale investito riconosciuto: dettagli procedurali per la trasmissione

Come gia rilevato nel documento “Osservazioni TERNA al documento di consultazione n. 29/11”, le scarse
informazioni fornite dall’Autoritad non hanno consentito a Terna di valutare adeguatamente gli impatti della
metodologia proposta, in cid privando Terna della possibilitda di partecipare attivamente al processo di
consultazione.

Terna ribadisce inoltre il proprio diritto a veder rideterminato il CIR per tenere conto della mancata
rivalutazione dello stesso in relazione agli anni 2002 e 2003. Tale mancata rivalutazione ha causato e
continua a causare alla Societa una consistente contrazione dei ricavi riconosciuti.

Nell’acclarata impossibilita di partecipare attivamente al processo di consultazione a causa delle
insufficienti informazioni sulla metodologia proposta, da quel poco che & stato possibile comprendere del
meccanismo vettoriale:

e |’allegato A al punto 1.2 prevede di considerare, fra le immobilizzazioni nette relative agli
investimenti realizzati antecedentemente all’anno 2004, gli investimenti ELAT ante 2004, mentre
non fa menzione delle acquisizioni, realizzate nel corso del 2010 da Retrasm, SET e Dolomiti
Energia, di cespiti originariamente di distribuzione ed attualmente di trasmissione. D'accordo con la
Direzione Tariffe dell’Autoritd ed al fine di non intervenire sulla regolazione all'interno di un
periodo regolatorio, il gruppo Terna ha stipulato accordi con le societd cedenti perché i flussi
tariffari relativi ai cespiti ceduti continuassero ad essere da queste raccolti e girati al gruppo Terna
fino all’lanno 2011 compreso. Nel quarto periodo regolatorio & necessario che i flussi tariffari
correlati ai costi riconosciuti relativi a tali asset siano trasferiti dall’attivita di distribuzione a quella

di trasmissione.

1.5. Determinazione degli ammortamenti riconosciuti: dettagli procedurali per trasmissione

Ribadiamo che le scarse informazioni fornite dall’Autoritd non hanno consentito a Terna di valutare
adeguatamente gli impatti della metodologia proposta, in cid privando Terna della possibilita di partecipare
attivamente al processo di consultazione.





1.6. La remunerazione del capitale investito

Il WACC ipotizzato nel DCO non & allineato ai valori di mercato. Alcune scelte adottate dall’Autorita per le
determinanti del WACC sarebbero comprensibili solo alla luce di un eventuale preminente obiettivo
congiunturale di contenimento tariffario, ma tale obiettivo non & stato né enunciato né sottoposto a
metodologia AIR. Come conseguenza, stante che il valore di WACC ipotizzato nel DCO deprime efficienza ed
investimenti a scapito della sicurezza, il mercato puo desumere che I'orientamento in tal senso dell’Autorita
sia strutturale e non contingente, e parimenti attribuire al valore dell’impresa una perdita di tipo definitivo

e strutturale.

Nel seguito le osservazioni di dettaglio sulle scelte adottate per le singoli determinanti il WACC.
1.6.1. Rendimento delle attivita prive di rischio (rf )

Come gia segnalato nel corso della consultazione, I'adozione di un periodo di riferimento annuale per
I'osservazione dei tassi di remunerazione dei titoli di stato, se pur comprensibile in ottica di continuita
regolatoria, appare poco significativa in relazione alla recente dinamica dei mercati, che negli ultimi mesi
dell’anno ha portato a rendimenti sensibilmente superiori.

o Appare chiaro come la stima dei rendimenti su un arco di un anno porti oggi ad una sostanziale
sottostima del costo del capitale e che sia pil idoneo calcolare il tasso privo di rischio mediando il
rendimento del BTP solo degli ultimi mesi, rivedendolo eventualmente a meta del quadriennio
regolatorio per non alimentare ulteriori rischi/opportunita che il soggetto regolato non & chiamato
ad assumersi. A tal proposito 'utilizzo nel calcolo del WACC della media del BTP decennale degli
ultimi 3-6 mesi (pari rispettivamente a 6,3% e 5,7%) sarebbe pili congrua, sebbene ancora lontana
dal valore attualmente riscontrato nel mercato e pari a circa il 7%.

e Infatti, qualora i mercati dei capitali consentissero di ottenere delle fonti di finanziamento adeguate
per coprire 'intera durata degli investimenti, la cosa pil corretta sarebbe quella di remunerare gli
asset in funzione di un proprio WACC, da mantenere invariato per tutta la vita utile degli asset e
creare quindi una sorta di stratificazione dei WACC regolatori in funzione degli asset in esercizio e
delle loro esigenze di rifinanziamento. Poiché, per quanto sia corretta, tale modalita non risulta
implementabile nella pratica a causa della duration dei finanziamenti inferiore alla vita utile degli
asset con periodica necessita di rifinanziamento, il regolatore ha deciso di aggiornare il WACC ogni
4 anni al fine di allineare la remunerazione di tutti gli asset alle condizioni di mercato.
Implicitamente quindi, tale meccanismo prevede che le fonti di finanziamento vengano rinnovate
alla scadenza dei 4 anni con delle nuove fonti finanziarie raccolte alle condizioni di mercato.
L’aggiornamento quadriennale di tali parametri (indipendentemente dall’orizzonte temporale degli
stessi) ne rappresenta la chiara evidenza. Costituisce infatti un fattore di rischio indebitarsi a tassi
predeterminati con una scadenza oltre il periodo regolatorio, quando alla scadenza dello stesso ci si
potrebbe dover confrontare con tassi inferiori che il regolatore coerentemente utilizzerebbe per la
successiva remunerazione quadriennale. A partire da tali considerazioni, & pertanto da sottolineare
come il costo del debito e dell’equity da considerare nel riconoscimento della tariffa siano, per
I'intero importo del capitale di debito e di rischio, quelle delle condizioni di mercato al momento
della review, in modo da riallineare al mercato le eventuali under-performance o over-
performance finanziarie. Indipendentemente dall'ampiezza delle oscillazioni del mercato
finanziario I’Autorita non dovrebbe temere di aumentare o diminuire significativamente il valore
della remunerazione del capitale investito, in quanto solamente mantenendo detta remunerazione
ancorata ai valori di mercato permetterebbe a Terna di continuare ad effettuare la raccolta per
finanziare gli investimenti necessari al paese. Diverso sembra invece |'orientamento dell’Autorita,
che tiene conto soltanto marginalmente di scenari di mercato drammaticamente diversi da quelli
del precedente periodo regolatorio.

e || previsto raggiungimento della leva massima sostenibile per Terna impone che per gli investimenti
successivi non possano essere sostenuti interamente tramite debito. Tale aspetto fa si che per
poter sostenere gli investimenti sara necessario nel futuro fare ricorso al mercato del capitale di
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rischio al fine di poter effettuare degli aumenti di capitale. Tuttavia la remunerazione che
attualmente 'Autorita si & detta disponibile a riconoscere fa si che gli investitori in equity, non
vedendosi sufficientemente remunerati non forniscano sufficienti fonti di finanziamento.

e Sifa presente che rispetto al valore indicato nel DCO 45/11 (5,22%), i valori aggiornati della Banca
d’ltalia per il periodo dicembre 2010-novembre 2011 portano ad un livello del risk free rate pari a
5,24%

1.6.2. Premio per il rischio di mercato (ERP)

In termini di MRP (Market Risk Premium) si evidenzia che tale parametro reagisce in misura pil che
proporzionale alla rischiosita percepita sul mercato dei titoli privi di rischio, e pertanto si dovrebbe tenere
conto di questo effetto per rendere coerente all’attuale condizione di mercato non solo la parte priva di
rischio, ma anche quella relativa al premio richiesto per investire nel portafoglio di mercato. Il
mantenimento del MRP al valore del terzo periodo regolatorio, non sembra coerente con ['attuale
situazione di mercato e con il parametro Risk Free che riflette invece tale situazione. Le osservazioni
storiche in momenti con risk free rate con valori prossimi ai valori attuali confermano ['esigenza
dell'aggiornamento del Market Risk Premium. Pertanto, come gia sostenuto nella risposta al DCO 29/11
riteniamo che un MRP pari al 7% sia congruo e coerente con quanto riconosciuto in relazione al risk free
rate.

1.6.3. Rischio sistematico (6)

Non si condividono le considerazioni a sostegno dell’abbassamento del beta della trasmissione per quanto
segue:

e Rispetto a quanto rilevato nel DCO 29/11 che confermava il valore del precedente periodo
regolatorio, si rileva che non sono occorse variazioni tali da giustificare una riduzione del
coefficiente, anzi come risulta dal confronto del B rilevato sui principali Information Provider
(Bloomberg...) questo risulta leggermente in crescita per via di una ritrovata correlazione con il
mercato.

e Riteniamo inoltre che sia I'introduzione della cosiddetta tariffa binomia che del meccanismo di
compensazione parziale degli effetti derivanti dal /ag regolatorio, non comporti alcuna sostanziale
variazione in termini di correlazione del titolo con I'indice, e pertanto sembra non motivata l'ipotesi
di riduzione del coefficiente .

e Anche ipotizzando una eventuale diminuzione della variabilita dei flussi che comporti di
conseguenza una riduzione della rischiosita percepita, tale riduzione non afferirebbe alla
componente di rischio sistematico e pertanto non diversificabile, che & 'unica componente da
considerare nel § applicato al Capital Asset Pricing Model.

1.6.4. Costo del debito

L'affermazione che le societd regolate sarebbero esposte ad un minor livello di rischio e pertanto
riuscirebbero ad ottenere capitale di debito a tassi di interessi relativamente pili convenienti non é
sostanziata da alcun riferimento fattuale.

Il fatto che il costo del dehito passato, come desumibile dai bilanci, sia stato inferiore a quello riconosciuto
in tariffa non & indicativo dell’andamento futuro, che & legato al valore di mercato.

Terna ritiene che gli obblighi di informazione al mercato cui la Societa & sottoposta in base alla normativa
vigente consentano al regolatore la pill completa informazione riguardo I'andamento della Societa e che
quindi non ci sia bisogno di un’ulteriore informativa oltre a quella prevista per le societa quotate in borsa,
come & invece suggerito al punto 21.6 dell’allegato B al DCO.

1.6.5. Scudo fiscale e aliquota teorica di incidenza delle imposte (tce T)

Si ribadiscono le considerazioni espresse in merito nelle osservazioni al DCO 29/11
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1.6.6. Tasso di inflazione

| valori relativi alla Nota di aggiornamento DEF 2011 riportati nella tabella 1 del DCO 45/11 mostrano come
I'Autorita abbia deciso di utilizzare, quale fonte principale per valutare I'inflazione prospettica da inserire
quale parametro nel calcolo del WACC regolatorio, il deflatore dei consumi contenuto nella nota di
aggiornamento del Documento di Economia e Finanza 2011. Nella scelta di utilizzare il deflatore dej
consumi piuttosto che l'inflazione programmata, che nel medesimo documento e nello stesso periodo
considerato mostra valori sensibilmente inferiori, I’Autorita:

ha introdotto, senza darne evidenza né tantomeno motivazione, una discontinuita rispetto al
passato. Nel precedente periodo regolatorio infatti fu considerato quale principale fonte per
valutare il tasso di inflazione da utilizzare per la fissazione del WACC l'inflazione programmata®;

ha introdotto un oggettivo disallineamento rispetto a quanto previsto dalla recente deliberazione
ARG/gas n. 119/10. Il punto 14.44 della relazione AIR relativa a tale deliberazione chiarisce infatti
che |'Autorita ha definito un livello del tasso di inflazione pari all'1,5% basandosi sulle indicazioni di
natura programmatica contenute nella “Relazione Unificata sull’Economia e la Finanza Pubblica per
il 2010” (presentata dal Ministro dell'Economia e delle Finanze in data 6 maggio 2010). | valori
riportati in quest’ultimo documento non lasciano margini di dubbio sul fatto che, per il servizio di
stoccaggio gas, I’Autorita abbia considerato I'inflazione programmata (che mostra un valore pari a
1,5% per I'intero periodo 2010-2012) piuttosto che il deflatore dei consumi (i cui valori sono pari a
1,4%, 1,8% e 1,9% rispettivamente per I'anno 2010, 2011 e 2012).

ha introdotto una distorsione metodologica, dal momento che lindicatore dell'inflazione
programmata & senz'altro pil adatto rispetto al deflatore dei consumi per rappresentare
I'andamento prospettico dell’inflazione

Va peraltro rilevato che:

| valori relativi alla Commissione Europea riportati nella tabella 1 del DCO 45/11 (nota C) sono
riferiti ad un aggiornamento meno recente (Giugno 2011 vs. Novembre 2011) della medesima fonte
primaria di quelli riportati alla riga successiva (nota D). Non & chiara |a ratio di citare tale previsione
superata, che riporta valori di inflazione pit alti di quelli della medesima fonte pill aggiornata. A
ulteriore conferma di come le previsioni relative all'inflazione siano cambiate, la previsione
dell’OCSE aggiornata a fine Novembre riporta una stima pari a 1,7% per il 2012 e a 1,1% per il
2013,

| valori relativi alla ECB riportati nella tabella 1 del DCO 45/11 (nota D) pur essendo aggiornati in
termini temporali risultano non essere coerenti in termini geografici in quanto relativi all’area Euro;
tale aspetto risulta ancor pil rilevante in un contesto di forte disomogeneita geografica nell’attuale
situazione economica

Come gia segnalato nelle Osservazioni Terna al DCO 29/11, le correnti aspettative di mercato
sull'andamento dell'inflazione sono decisamente inferiori rispetto al valore considerato. Infatti le
quotazioni della breakeven inflation a 3 e 5 anni sono rispettivamente pari a 0,20% e 0,65%", in
passato allineate all'inflazione programmata e a nostro avviso pili attendibili perché oggetto di
scambi monetari su mercati quotati.

% Cid si evince chiaramente dal combinato disposto del punto 17.38 della Relazione AIR alla delibera 348/07 e dal
punto 11.40 del DCO 34/07. In particolare questo ultimo punto chiarisce che il tasso di inflazione di riferimento
considerato ai fini della determinazione del WACC & indicato a pag. 16 del Dpef 2008-2011; in tale pagina sono
riportati i valori della sola inflazione programmata.

3http://www.oecd.org/document/0,3746,en_2649_201185_46462759 1.1 1 1,00.html

* Fonte Bloomberg
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Infine va segnalato che qualora I'Autoritd decidesse di utilizzare il deflatore dei consumi per la
determinazione del WACC, cid determinerebbe un’ulteriore distorsione nel calcolo dell’X-factor (si veda in
merito il punto 3.20 del DCO).

1.6.7. Aggiornamento del WACC a meta periodo regolatorio

S2  Esprimere considerazioni in merito allipotesi di introduzione di un automatismo di aggiornamento
in corso di periodo regolatorio del parametro rf. e alle modalita di attuazione di tale meccanismo

Terna ritiene auspicabile che I'Autorita introduca F'automatismo proposto purché siano rispettate le
condizioni sotto riportate:

tutti i dettagli dellautomatismo di aggiornamento devono essere definiti nel presente
procedimento di consultazione (parametri da adeguare, condizioni che determinano
I'adeguamento, indici di riferimento, tempistica, ecc.), al fine di garantire la necessaria
prevedibilita dei provvedimenti tariffari per gli investitori interessati dal provvedimento;

vi sia un solo adeguamento a meta del periodo regolatorio dei tassi risk-free ed inflazione (i soli
parametri del WACC che la stessa Autorita fa evolvere con le variazioni di breve-medio termine del
mercato), congruentemente con la dinamica di indici di mercato pubblici chiaramente definiti ex-
ante.

Cio consentirebbe a Terna di ricorrere al mercato dei capitali nel corso dei prossimi due anni riducendo il
costo legato al rischio di mancata copertura tariffaria conseguente alle dinamiche degli indicatori citati.

1.6.8. Scenari di riferimento per la fissazione del WACC

Rispetto all’affermazione riportata al punto 8.34, si precisa quanto segue:

Il margine garantito dal meccanismo di ripartizione dei maggiori recuperi di produttivita & nei fatti
eroso tanto dagli ingenti costi sorgenti che I’Autorita non intende riconoscere quanto da alcune
voci di costo strutturali che parimenti I'Autorita non riconosce (si vedano in merito le Osservazioni
Terna al DCO 29/11);

E improprio e fuorviante considerare a stregua di ritorno sul capitale investito la maggiore
remunerazione prevista per sterilizzare il lag regolatorio. E pacifico che tale componente di reddito
sia stata prevista proprio per mitigare una distorsione finanziaria derivante dalla differenza fra le
assunzioni sulla tempistica dei flussi finanziari teorici implicita nel calcolo del WACC riconosciuto e
la tempistica effettiva dei flussi tariffari. Peraltro, come altrove piu diffusamente discusso,
I'applicazione di tale componente solo a partire dagli investimenti entrati in esercizio nel 2010
invece che, come sarebbe pil corretto, all’intero stock della RAB, ne riduce grandemente I'impatto.

Il valore indicato per il WACC di trasmissione & largamente al di sotto dei valori di mercato, e se confermato
metterebbe a rischio la finanziabilita del Piano di Sviluppo Terna. Si chiede di considerare valori pill aderenti
a quelli richiesti dal mercato.
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2. Ll'incentivazione tariffaria degli investimenti
[ DCO 45/11 afferma I'orientamento dell’Autoritd ad adottare 'lpotesi A4 delineata nel DCO 34/11, ma nei
fatti descrive I'adozione di un’ipotesi peggiorativa e non consultata. L'Ipotesi A4 del DCO 34/11 infatti non
prevedeva, a differenza di quanto prospettato dal DCO 45/11, una riduzione della maggiore remunerazione
riconosciuta alla categoria I3. L'adozione di uno schema di incentivazione tariffaria degli investimenti meno
remunerativo e piu restrittivo rispetto a quelli descritti in tutte le ipotesi consultate & incomprensibile.
Terna é stata in tal modo privata del diritto di partecipare attivamente al processo di consultazione.

Lo scomputo dei benefici attesi dagli investimenti inclusi nella categoria I3 dalle valorizzazioni rilevanti ai
fini del meccanismo di premio e penalita per I'approvvigionamento delle risorse per il servizio di
dispacciamento di cui alla deliberazione dell’Autorita 29 dicembre 2007, n. 351/07 prospettato al punto 9.9
del DCO 45/11 &, come gia accennato in premessa, metodologicamente errato. | benefici attesi degli
investimenti in trasmissione vengono calcolati su un orizzonte temporale ventennale, e non ha senso
commisurare tali benefici pluriennali con interventi sui processi di dispacciamento che hanno effetto
pressoché immediato e durevole.

Anche quanto espresso al punto 9.10 del DCO” & incongruente: a supporto dell’ipotesi non consultata di
riduzione di un punto percentuale della maggiore remunerazione riconosciuta alla categoria I3 si citano:

e |'‘obbligatorieta del meccanismo premio/penale per il rispetto delle tempistiche di realizzazione
degli investimenti, che espone Terna ad un consistente rischio aggiuntivo rispetto al passato;
e |a sterilizzazione della distorsione del lag-regolatorio sui (soli) nuovi investimenti
In altri termini per giustificare un aggravio si adducono la correzione dovuta e largamente parziale di una
distorsione ed un ulteriore significativo aggravio.

Con riferimento alla modifica del meccanismo di incentivazione all’accelerazione degli investimenti e al
meccanismo premi/penalita di cui agli articoli 23 e seguenti della bozza del testo integrato tariffe, si segnala
come la proposta di modifica sia del tutto inaccettabile per Terna anche alla luce del carattere vincolante
dell’adesione al meccanismo ai fini dell’ottenimento della extraremunerazione ora abbassata al 2%.

In particolare, si ribadisce quanto gia affermato in risposta al DCO 34/11 circa la proposta di assoggettare
tutti gli investimenti della categoria I=3 al meccanismo. Tale proposta si pone in contrasto con il principio di
stabilita e continuita regolatoria in quanto la regolazione attualmente vigente prevede il riconoscimento
della extraremunerazione in funzione dei benefici derivanti al sistema dal singolo investimento, come
chiarito anche nella relazione AIR alla deliberazione n.348/07. Pertanto, mentre la classificazione degli
investimenti e quindi la loro extraremunerazione dovrebbe continuare a dipendere dal valore aggiunto che
gli stessi sono in grado di apportare in termini di benefici per il sistema, la scelta degli investimenti da
assoggettare al meccanismo di incentivo all’entrata in esercizio dipende dalla valutazione puntuale e
congiunta di una serie di variabili, quali ad esempio il rischio di ritardi autorizzativi, che sono molto spesso
indipendenti dalla tipologia di investimento.

La proposta contenuta nella bozza del nuovo testo integrato, invece, attraverso I'applicazione automatica
del meccanismo di incentivazione all’entrata in esercizio a tutti gli investimenti della categoria |=3,
penalizza investimenti strategici per il Paese solo perché non realizzati secondo tempistiche fissate ex ante
e modificabili solo al verificarsi di certe condizioni, anche se, una volta realizzati, gli stessi investimenti
apportano comunque i benefici attesi per il sistema. Cio in ultima analisi rischia di generare conseguenze
negative per il sistema in termini di riduzione degli investimenti strategici. Al fine di mitigare tale rischio, si
ritiene necessario prevedere:

*“L’Autorita ritiene inoltre che alla luce delle modifiche regolatorie complessivamente proposte con il presente
documento e in particolare, da un lato l'obbligatorietd del meccanismo premio/penale per il rispetto delle tempistiche
di realizzazione degli investimenti e, dall’altro, la sterilizzazione del lag-regolatorio sui nuovi investimenti, I'entita della
maggiore remunerazione riconosciuta alla categoria I3 possa essere posta pari al 2,0%”.
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¢ |'adesione volontaria al meccanismo di incentivazione solo per una quota parte degli investimenti
della categoria =3 scelta da Terna previa approvazione dell’Autorita, con accesso al meccanismo
incentivante subordinato al raggiungimento di una soglia minima di completamento di milestone,
fn continuita con quanto previsto dalla vigente delibera 87/10;

e in aggiunta ai meccanismi indicati all’articolo 24 della bozza di testo integrato, la possibilita per
Terna di escludere dal meccanismo di incentivazione e premi/penalitd e quindi dall’applicazione
dell’articofo 26 taluni interventi al verificarsi di particolari condizioni di contesto tall da rendere
antieconomica efo non necessaria la realizzazione dell'investimento stesso. Tale possibilita
potrebbe essere limitata ad un orizzonte temporale di 3 anni dall’adesione al meccanismo di
incentivazione e premi/penalita. Tale facolta di recesso senza oneri per Terna appare del resto in
linea con gli orientamenti espressi dall’Autorita con riferimento alle iniziative di investimento nella
generazione di energia elettrica. In materia di connessione alle reti elettriche, FAutorita, nel DCO
37/11, ha espressamente disciplinato la possibilita per il produttore di rinunciare volontariamente
alla realizzazione dell’'impianto senza sostenere oneri purché la rinuncia sia effettuata entro due
anni dalla data di accettazione del preventivo di connessione. In sostanza I’Autorita, nel porre in
capo al produttore che richiede la connessione un corrispettivo per {a prenotazione della capacita
di rete, ha ritenuto di dover prevedere un congruo periodo di tempo per consentire al titolare
dell'iniziativa di valutare, in corso di svelgimento, 'eventuale rinuncia senza per questo sostenere
gli oneri connessi.

Ancora con riferimento al meccanismo di incentivazione all’accelerazione degli investimenti, non si
comprende il motivo che possa avere spinto 'Autorita ad introdurre due ulteriori elementi di aggravio per
Terna:

1. maggiori penalita potenziali in capo a Terna rispetto a quanto previsto nella deliberazione
87/10. E’ del tutto nuova (e non annunciata) ¥introduzione di una maggiorazione del 10% della
penalita {rif. punto 26.2 dell'articolato}.

2. la restituzione che il gestore deve effettuare in casc di penalita € maggiore rispetto a quanto
previsto nella deliberazione 87/10. La restituzione delle maggiorazioni riconosciute dovrebbe
infatti avvenire {in continuitd con quanto previsto nella deliberazione 87/10) tenendo conto
anche del “rapporto tra il valore economico della milestone dafferente lintervento e il valore
economice complessivo delle milestone previste per il medesimo anno”.

Si segnala infine un'importante incongruenza fra quanto espresso al punto 9.17 del DCO 45/11 e quanto
riportato al punto 20.4 dell’Allegato B allo stesso DCO. Nel primo punto citato si afferma un principio
condivisibile di tutela dell’affidamento degli operatori, che porterebbe conseguentemente a non modificare
“le regole applicabili agli investiment! gia realizzati o In fase di realizzazione (ossia gid ammessi alla
categoria 13 come immobilizzazione in corso)”. L'interpretazione Terna di tale principio, che si richiede
all'Autoritd di confermare, & che se nel I}l periodo regolatorio si & cominciato ad investire per un
determinato intervento, stante l'impossibilitda per il concessionario (e Finopportunita per il sistema
elettrico) di interrompere gh investimenti in seguito alle mutate condizioni economiche, tutti gli
investimenti passati e futuri relativi al medesimo intervento devono essere trattati con le regole di
incentivazione correnti nel lll periodo regolatorio. Il punto citato dell’Allegato B per contro sembra legare
rigidamente il meccanismo incentivante all’anno di contabilizzazione degli investimenti, in contraddizione
con il principio sopra espresso. '

In conclusione, preso atto degli orientamentl espressi in merito all'incentivazione tariffaria degli
investimenti di sviluppo, corre purtroppo Vobbligo di smentire guanto espresso al punto 9.14:
impostazione prospettata, unitamente alla valorizzazione inferiore alle richieste di mercato del WACC
riconosciuto costituiranno un grave disincentivo agli investimenti in trasmissione. La conseguente
inevitabile decisione di rallentare gli investimenti limitandoli a quelli sostenibili con il solo
autofinanziamento, se nel brevissimo periodo potra comportare un modesto risparmic al sistema elettrico
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derivante dalla marginale minore remunerazione per Terna, nel medio e lungo termine produrrd un
sensibile aggravio alle tariffe degli utenti finali.

2.1. La regolazione dei sistemi di accumulo

2.1.1. Sistemi di accumulo amovibili

Si condivide l'orientamento di codesta Autorita per quanto riguarda I'orientamento ad introdurre una
nuova categoria di incentivazione per i sistemi di accumulo amovibili.

Allo stesso modo, si condividono alcuni aspetti relativi ai requisiti minimi di accesso allo schema di
incentivazione, ed in particolare:

e Quanto previsto al punto 9.15 al punto a) essendo il PdS la rappresentazione delle necessita di
sistema elettrico approvato da MSE ed AEEG con procedure trasparenti ed il coinvolgimento di tutti
gli stakeholders

e Quanto al punto 9.15 — lettera b) essendo questa un’opportunita, almeno nella prima fase, per
consentire una eventuale riallocazione degli impianti che si rendesse necessaria a fronte della
variabilita dello sviluppo delle rinnovabili ed al fine della massimizzazione dei benefici per il sistema

e Quanto al punto 9.15 — lettere c) e d) essendo i sistemi di accumulo principalmente focalizzati alla
gestione delle FRNP ed integrati nell’ambito di una strategia complessiva di interventi in logica
smart grids cosi come pill volte rappresentato sia nel PdS che in relazioni puntuali inviate a codesta
autorita.

Tanto premesso, si pone all’attenzione di codesta Autorita alcuni elementi di criticitda che potrebbero
compromettere il successo delle iniziative ed i benefici per il sistema derivanti, ed in particolare:

e Procedimento previsto per I'ammissione agli incentivi
e Retribuzione degli investimenti

2.1.2. Procedimento previsto per l'ammissione agli incentivi

Aspetto sostanziale & il meccanismo previsto per I'accesso agli incentivi che prevede l'inclusione di tali
investimenti nell'ambito di “progetti pilota selezionati secondo una apposita procedura, definita con
successivo provvedimento” e che, inoltre, “Ai fini della valutazione dei progetti pilota I'Autoritd intende
preveder la costituzione di una commissione indipendente per la valutazione tecnico economica dei progetti
pilota ... “ cosi come previsto al punto 9.16.

Pur condividendo l'opportunita di una valutazione trasparente nell’ambito di un procedimento di
approvazione formale non si comprende la necessita di una ulteriore commissione ed ulteriore passo di
approvazione rispetto a quanto gia previsto dalla normativa attuale.

Infatti, & da notare che per gli investimenti di trasmissione, diversamente per quanto avviene per quelli di
distribuzione, esiste gid un processo trasparente che garantisce ampia dialettica sia tecnico/economica e
prevede esplicita approvazione da parte del Ministero per lo Sviluppo Economico e dell’AEEG nell’ambito
del PdS.

In aggiunta, non si comprende il ruolo di tale commissione che assumerebbe de-facto una responsabilita di
valutazione ed accettazione di parte del PdS al di sopra di quanto & oggi nelle competenze ministeriali e
dell’Autorita.

Il rischio ulteriore che si vede rispetto a tale applicazione & un allungamento dei tempi di approvazione e
quindi I'introduzione di ulteriori ritardi rispetto ad investimenti che hanno necessita di essere realizzati nel
breve termine per apportare il massimo dei benefici al sistema.

La proposta di TERNA &, quindi, quella di approvare gli investimenti relativi ai sistemi di accumulo
integralmente nell’ambito del piano di sviluppo.

16





2.1.3. Retribuzione degli investimenti

Cogliendo lo spirito della regolazione proposta, orientata alla verifica delle effettive prestazioni di questi
sistemi che costituiscono un elemento di novita ed innovazione, TERNA & disponibile all'introduzione di uno
schema di incentivi e penalita sulle prestazioni, degli impianti a cui sono associati i benefici per il sistema. In
particolare, TERNA & disponibile ad una regolazione simmetrica premi/penalita collegata all’effettiva
disponibilita di capacita resa disponibile su base annuale.

Inoltre, a maggiore trasparenza e garanzia per il sistema, si & altresi disponibili all’effettuazione di prove
annuali anche certificate da soggetto indipendente qualificato, i cui risultati saranno riportati all’autorita in
apposito report per 'accesso al premio o all’applicazione delle penalita.

La proposta di regolazione, performance based, proposta da Terna prevede uno schema di remunerazione
idoneo alle problematiche del contesto e che debba tener conto dei seguenti aspetti:

e Terna, cosi come gli altri TSO nel mondo, si trova a dover affrontare una problematica nuova nella
gestione del SEN;

e esiste un ridotto portafoglio di soluzioni attualmente disponibili sul mercato;

e gli ESSs (Energy Storage Systems) hanno attualmente un limitata storia di esercizio;

e |'efficacia di un ESS si incrementa sensibilmente all’laumentare del numero di ore consecutive di
accumulo, fino a 6-9 ore (valore presente in letteratura e riscontrato da Terna nell’attivita di analisi
interna del fenomeno).

Pertanto, considerando il contesto e volendo incentivare l'investimento in funzione della performance di
esercizio della soluzione, lo schema di remunerazione proposto & costituito da tre componenti (fig. 5):

a) WACCG;
b) AWACC;
c) Premio sull’'efficacia dello stoccaggio (PES).

xu“nuu
LT —

WACC

(a): WACC (b): AWACC (c): PES
(Premiosu efficacia
stoccaggio)

Fig. 5 — Schemna di remunerazione per 'utilizzo dei sistemi di accumulo dell’energia

Le componenti a) e b) rappresentano quote fisse di remunerazione determinate rispettivamente dal costo
del capitale e dalla componente per gli investimenti 14. La componente c) rappresenta una quota di
remunerazione variabile nel tempo in dipendenza del grado di efficacia “misurabile” dell'investimento
realizzato, e come tale pud assumere, in termini di remunerazione, una duplice valenza: premiante o
penalizzante. In particolare, essendo emerso che un sistema di accumulo in grado di immagazzinare ed
erogare un maggior quantitativo di energia apporta un beneficio significativamente superiore rispetto ad
un impianto di pari potenza ma caratterizzato da una minore capacita di accumulo, Terna ritiene che
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I'efficacia di un tale investimento possa essere misurabile mediante il parametro ESA (Efficace Storage
Available), definito dal rapporto:

Cy + 0

ESA =
E;

dove:

e (Cprappresenta il valore in € all’anno 0 dell’investimento (capex);

e O, rappresenta il valore in € all’anno i-imo dei costi operativi associati (opex);

e F;rappresenta I'energia misurata all’anno i-imo al punto di connessione dell’ESS, valutata in termini
di MWh di uscita dall’'ESS imponendo un ciclo completo di carica/scarica, tale misurazione potrebbe
essere certificata anche da un soggetto terzo come rappresentato precedentemente.

Utilizzando il parametro £SA come strumento per valutare I'efficacia dell'investimento, & possibile calcolare
il premio sulla performance attraverso la curva di fig. 6. Tale curva risulta essere una spezzata simmetrica
rispetto ad un valore ESA* di riferimento: valori inferiori rispetto a tale valore determinano premi, valori
superiori determinano penalita. La pendenza di ogni spezzata costituente la curva di remunerazione &
individuata da determinate soglie (valori a; e a; per i premi e valori 8; e 8; per le penalita).

PES
+ XY e \

i I ' 02 01 pgpr B BZ' ‘ ' ESA
-%x% e —————

Fig.6 —Calcolo del premio sull’efficacia dell’investimento

2.1.4. Modalita di erogazione della remunerazione

La remunerazione, individuata secondo i criteri del precedente paragrafo, puo essere erogata con cadenza
annuale, determinando la componente c) legata all’efficacia dell'investimento nei 15 anni di esercizio
mediante misurazione del parametro Ei all’anno 0 per il primo anno di remunerazione, e successivamente
con cadenza triennale per i successivi anni di remunerazione.,

2.2. Storage LAB

In parallelo alla introduzione dei primi sistemi di accumulo su larga scala, si ritiene opportuno qualificare un
progetto di “sperimentazione tecnologie di accumulo per applicazioni utili al Dispacciamento (Storage
Lab)ﬂ‘
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2.2.1. Obiettivi del progetto:

o Valutazione/validazione di tecnologie innovative in fase di “avvio di applicazioni industriali” e/o
emergenti e potenzialmente applicabili in “scala” nel breve/medio termine (2-5 anni)
o Caratteristica & la potenziale discontinuita tecnologica del settore con un profilo di
. investimento a livello internazionale significativo (e.g. DOE, sovereign funds, etc..)
premessa per il successo;
o Finalizzate ad applicazioni di “grid management” con particolare attenzione ad aspetti di
Smart Power Systems ed alla gestione efficiente e sicura delle FRNP;
e Esperienza di settore a livello di sistema per I'introduzione delle tecnologie di Storage:
o Esperienza di funzionamento
Prove di tipo anche in condizioni di stress
Applicazione in logica di Smart Power System
Utilizzo efficiente delle prestazioni caratteristiche delle specifiche tecnologie/soluzioni al
fine di identificare il mix ottimale
Gestione operativa: dispacciamento, affidabilita, disponibilita, etc.
Sviluppo del Know-how
Sicurezza di esercizio degli impianti
Verifica di integrazione con sistemi Terna gia esistenti (es. piano di difesa, etc)

O 0 O

C 0O 0O

Le tecnologie validate saranno anche utilizzate nell’ambito dell’esercizio ordinario del sistema (in accordo
con il PdS) successivamente alla parte sperimentale.

2.2.2. Perimetro

e soluzioni oggetto di sperimentazioni:
o 3/4 tecnologie in ambito chimico
o 2/3 tecnologie in ambito meccanico
o Altre emergenti
e Dimensione del singolo impianto su scala rappresentativa (dell’ordine di 1-2 MW).

2.2.3. Remunerazione

e Stima complessiva dell'investimento dell’ordine dei 35-45 Min € in 3/4 anni;

e Terna presenta progetto di maggior dettaglio ad AEEG e fornisce avanzamenti su base annuale dei
risultati;

e Retribuzione WACC + 4% per la vita utile stimabile in 15 anni.

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

Per quanto gia esposto Terna non pud rispondere puntualmente a questo spunto di consultazione,
ritenendo necessario che I’Autorita confermi per il IV periodo regolatorio tanto il valore quanto il perimetro
degli attuali incentivi 12 e I3, unitamente alle misure atte a sterilizzare |'effetto del lag regolatorio per
I'intero stock di investimenti.
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3. Llaregolazione del servizio di misura

3.1. Modifiche in tema di responsabilita per la raccolta, validazione e registrazione delle misure

Terna recepisce favorevolmente I'intendimento dell’Autorita di rivedere le responsabilita del servizio di
misura in modo tale da renderle indipendenti dalle condizioni di esercizio del punto di connessione, poiché
tali condizioni, con lo sviluppo della generazione distribuita e della sempre pill frequente trasformazione
degli utenti passivi in produttori/consumatori, potrebbero modificarsi pit volte nel tempo, rendendo di
fatto inapplicabili i criteri finora adottati.

Si & altresi favorevoli all’affidamento a Terna della responsabilita dell’erogazione del servizio di rilevazione
e registrazione delle misure nei punti di interconnessione con la rete di trasmissione nazionale e nei punti
di prelievo di clienti finali connessi direttamente alla RTN.

Tuttavia, & importante ricordare che i punti di interconnessione fra RTN ed imprese di distribuzione sono
generalmente sprovvisti di apparecchiature di misura (nel seguito AdM), presenti solo in un centinaio di
casi sui circa 1.500 punti di interconnessione esistenti; questo & il motivo per cui le imprese distributrici
direttamente connesse, attualmente responsabili della registrazione delle misure di tali punti, determinano
il prelievo netto dalla RTN attraverso le misure rilevate in punti di misura (nel seguito PM) installati a valle
del punto di connessione.

Come ordine di grandezza, i PM complessivi presenti nell’anagrafica dei prelievi da RTN sono pit di 5.500
rispetto ai 1500 punti di confine.

Pertanto, in considerazione di quanto sopra e nella prospettiva di affidare a Terna la responsabilita
dell’erogazione del servizio di rilevazione e registrazione delle misure nei punti di interconnessione con la
rete di trasmissione nazionale, si riterrebbe opportuno introdurre un obbligo esplicito di installazione dei
misuratori ai punti di interconnessione tra rete di trasmissione e rete di distribuzione, con riferimento tanto
al perimetro gia esistente quanto alle nuove connessioni.

Tale soluzione garantirebbe:
1. l'omogeneita tra il perimetro della proprieta e quello della responsabilita della rilevazione delle
misura;
2. la corretta determinazione dei prelievi dalla rete di trasmissione nazionale nonché della potenza
disponibile nei punti di interconnessione ai fini della determinazione del corrispettivo del servizio
di trasmissione, come previsto all'articolo 14.1 dell’allegato B.

Nel caso in cui venga, invece, mantenuta I'attuale modalita di determinazione dei prelievi dalla rete di
trasmissione attraverso I'utilizzo della citata metodologia indiretta, si conferma comunque I'interesse a
Terna all’affidamento della responsabilita dell’erogazione del servizio di rilevazione e registrazione delle
misure nei punti di interconnessione con la rete di trasmissione nazionale.

Con riferimento a quanto sopra sarebbe pero indispensabile individuare le responsabilita della misura in
relazione al livello di tensione AAT e AT del punto di connessione, piuttosto che in relazione alla proprieta
della rete con obbligo di connessione di terzi. Nello specifico, si conferma che gli impianti che attualmente
concorrono alla determinazione delle energie prelevate dalla rete di trasmissione, sopra elencati, sono tutti
connessi in AAT e AT.

3.2. Transitorio

In linea con gli articoli 19.1, 19.2 e 12.6 del DCO 45/11, si ritiene opportuno che anche quanto previsto
all'articolo 19.5 d) trovi applicazione a partire dal 2013, mantenendo Iattuale responsabilita
transitoriamente per I'anno 2012.
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A tale proposito si evidenzia che I'articolo 19 commi 1) e 2) e 'articolo 19 comma 5) sembrano essere in
contraddizione in merito alle tempistiche di introduzione della nuova regolazione del servizio di misura.

Infatti, il periodo transitorio & necessario a garantire il completamento di tutte le attivita di cui all’articolo
19 del DCO, nonché allimplementazione dei flussi informativi tra Terna e I'imprese distributrici e
all’adeguamento dei sistemi informativi necessari a garantire:

e aggiornamento e la comunicazione delle anagrafiche dei punti di misura;

e comunicazione della misura ai fini delle attivita dei servizi di trasmissione e distribuzione (comma
2.1 del TIT) e del servizio di dispacciamento (Deliberazione n. 107/09 , aggregazione delle misure
dell’energia elettrica e determinazione del prelievo residuo di area);

e aggiornamento, manutenzione e comunicazione delle anagrafiche e delle misure ai fini di quanto
previsto all’articolo 4.13 dell'allegato C, nonché per quanto relativo alle attivitad di trasmissione e
distribuzione di cui al comma 2.1 del TIT, e alle attivita di dispacciamento di cui alla Deliberazione n.
107/09 (rettifiche di misure per sessioni SEM 1 e SEM 2) e relativi obblighi di storicizzazione;

e definizione degli obblighi di comunicazione verso gli utenti di dispacciamento ai sensi di quanto
previsto alla deliberazione n. 107/09;

e aggiornamento delle convenzioni per il servizio di aggregazione delle misure e per il servizio di
trasmissione dell’energia elettrica;

e raccolta, rilevazione e validazione della misura dell’energia prodotta, nel caso di impianti di potenza
superiore a 20 kW,

3.3. Modifiche in merito alle responsabilita di installazione e manutenzione dei misuratori dei
punti di immissione e prelievo sulla rete di trasmissione nazionale (RTN)

Nell’articolo 4.1 b) dell’allegato C al DCO 45/11 viene posta in capo a Terna l'installazione e la
manutenzione dei misuratori con riferimento ai nuovi punti di immissione sulla RTN.

Nell’ articolo 4.1 a) del medesimo allegato viene invece mantenuta in capo all’impresa distributrice
I'installazione e la manutenzione dei misuratori con riferimento ai nuovi punti di prelievo anche con
riferimento alla RTN.

Si ritiene opportuno porre in capo a Terna l'installazione e la manutenzione dei misuratori anche degli
impianti di cui all’articolo 4.1 a) per renderle indipendenti dalle condizioni di esercizio del punto di
connessione; tali condizioni, infatti, con lo sviluppo della generazione distribuita e la sempre pit frequente
trasformazione degli utenti passivi in produttori/consumatori, potrebbero modificarsi pit volte nel tempo,
rendendo di fatto inapplicabili i criteri finora adottati.

Inoltre, sempre nell'ambito delle attivita di razionalizzazione della regolazione del servizio di misura
dell’energia elettrica di cui all’articolo 19 del DCO 45, si ritiene opportuno valutare l'introduzione
dell’obbligo di installazione dei misuratori ai punti di interconnessione tra rete di trasmissione nazionale e
rete di distribuzione in capo alla societa Terna.

3.4. Remunerazione del servizio di misura

Si ritiene che con riferimento all’allargamento del perimetro delle responsabilita di Terna in relazione al
servizio di misura I’Autorita debba individuare 'opportuna copertura dei costi dei seguenti servizi:
1. rilevazione e registrazione delle misure di tutti i punti di interconnessione con la rete di
trasmissione nazionale
2. installazione e manutenzione dei misuratori dei punti di immissione e prelievo

Nel caso in cui inoltre, come gia auspicato, 'Autorita ritenesse opportuno introdurre in capo a Terna
I'obbligo di installazione dei misuratori ai punti di interconnessione tra rete di trasmissione nazionale e rete
di distribuzione, andrebbe individuata I'opportuna copertura anche di questi costi.
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4. Corrispettivi per il servizio di trasmissione

Nell’articolo 14 dell’Allegato B del DCO 45/11 viene evidenziato che ciascuna impresa distributrice che
preleva energia elettrica dalla rete di trasmissione nazionale riconosce al gestore del sistema di
trasmissione un corrispettivo determinato applicando:

a) la componente CTRp, espressa in centesimi di euro/kW, fissata nella tabella [..], alla potenza
disponibile nei punti di interconnessione;

b) la componente CTRg, espressa in centesimi di euro/kWh, fissata nella tabella [..], all’energia
elettrica netta prelevata dall'impresa medesima dalla rete di trasmissione nazionale.

Il gestore del sistema di trasmissione individua la potenza disponibile nei punti di interconnessione tra RTN
e reti di distribuzione e trasmette, entro il 30 settembre di ciascun anno, all’Autorita le relative informazioni
aggiornate.

Come noto, i punti di interconnessione fra RTN e reti di distributori di riferimento sono circa 1.500, ma a
causa dell’assenza generalizzata di apparati di misura su tali punti (come descritto in precedenza) oggi il
CTR distributori viene valorizzato su circa 5.500 punti di misura a valle.

Essendo la componente CTR; determinata sull’energia associata ai circa 5.500 PM sopra descritti, si ritiene
opportuno riferire anche la componente CTR; alla potenza disponibile nei suddetti 5.500 punti.

Con riferimento alle modalita di individuazione della potenza disponibile nei punti di interconnessione tra
RTN e reti di distribuzione, Terna condivide I'eliminazione dell’attivita di perizia finalizzata alla certificazione
di tale parametro e conferma la proposta delle due possibili modalita di calcolo gia illustrate in sede di
osservazioni al DCO 42/11, di seguito riportate per comodita:

Modalita 1

Ogni impresa distributrice dichiara annualmente la potenza installata in ciascuno dei punti di misura di
propria competenza; il corrispettivo unitario in quota potenza sarebbe calcolato facendo il rapporto tra 1)
la somma dei costi riconosciuti di capitale (CAPEX e ammortamenti) ed una quota parte dei costi operativi
riconosciuti e 2) la somma delle potenze installate; ciascun distributore verserebbe annualmente a Terna in
rate mensili un corrispettivo pari alla quota di sua competenza della somma delle potenze installate. Il
limite di tale approccio € la difficolta nel controllare la veridicita e la uniformita interpretativa delle
dichiarazioni dei Distributori, con possibili conseguenti dispute sulla correttezza della ripartizione fra
Distributori della quota di costi riconosciuti di trasmissione remunerata in quota potenza.

Modalita 2

Per ognuno dei circa 5.500 PM Terna prende a riferimento un valore di potenza convenzionale, il calcolo di
tale potenza potrebbe essere effettuato secondo differenti modalita, assumendo come base di calcolo
I'anno 2009:

e considerando I'energia complessiva nel mese di dicembre e trasformandola in potenza media;

e prendendo I'energia complessiva nell’anno 2009 (somma dei 12 mesi) e trasformandola in potenza
media;

e prendendo l'energia rilevata alle ore 11 (dalle 10:45 alle ore 11) del terzo mercoledi del mese di
dicembre (ora di picco annuale della domanda) e utilizzandola per la determinazione della potenza
massima convenzionale di riferimento;

e prendendo I'energia massima rilevata nell’anno (nel quarto d’ora di massimo picco) e utilizzandola
per la determinazione della potenza massima convenzionale di riferimento

Un limite di questo approccio & la possibilita che il riferimento preso porti a variazioni nella ripartizione dei
costi fra distributori rispetto alla metodologia attualmente in essere.
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Si segnala infine la necessita di definire con maggiore chiarezza le modalita di gestione del transitorio
previste per le tariffe 2012 che, come da indicazione del DCO stesso, saranno ancora formulate in base
all'energia con meccanismo di integrazione dei ricavi ex Delibera ARG/elt 188/08. In particolare, si chiede di
definire con chiarezza i criteri per la fissazione dell'energia di riferimento soggetta a CTR, al fine di non
incorrere nuovamente, come in tutti ghi anni di applicazione del meccanismo di integrazione dei ricavi
{2009-11), nella mancata copertura dello 0,5% dei costi riconosciuti.
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5. Conclusioni

Terna desidera evidenziare che le osservazioni contenute nel presente documento sono da considerarsi
meramente preliminari e parziali tenuto conto dell'insufficienza delle informazioni fornite da codesta
Autorita nell’ambito del procedimento di rewiew tariffaria, con riguardo segnatamente ai presupposti e ai
dati, anche numerici, a fondamento del quadro regolatorio proposto, al fine di valutare, nel loro complesso,
le opzioni di intervento poste in consultazione.

Fermo restando quanto sopra, Terna, in uno spirito di leale collaborazione e rispetto nei confronti di
codesta Autorita, ritiene opportuno e doveroso, comunque, trasmettere, entro il termine impartito, e
limitandosi ai temi di maggiore rilevanza, il proprio punto di vista sulle proposte formulate ed evidenziarne i
profili di criticita rilevahili gia sulla base delle informazioni di cui dispone, senza che cid possa essere inteso
in alcun modo come acquiescenza ai profili della regolazione tariffaria per il periodo 2012-2015 non
direttamente commentati nel presente documento

In considerazione di quanto sopra, Terna formula le presenti osservazioni e proposte con riserva di
completare ed integrare la propria analisi a seguito degli esiti dell’istanza di accesso agli atti di codesta
Autorita, che verra formalmente presentata da Terna immediatamente a valle dell’invio del presente
documento.

Pertanto, al fine di consentire un’adeguata partecipazione di Terna al procedimento sulle tariffe, con il
presente documento si chiede formalmente la concessione di una proroga dei termini assegnati
dall’Autorita per I'invio delle osservazioni sul DCO 45/11 in forma completa e definitiva.
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RISPOSTA DI TIRRENO POWER S.p.A. AL DOCUMENTO DI CONSULTAZIONE n° 45/11
DIFFUSO DALL’AUTORITA’ PER L’ENERGIA ELETTRICAE IL GASIL 06/12/11

“Criteri per la definizione delle tariffe per I'erogazione dei servizi di trasmissione,
distribuzione e misura dell'energia elettrica per il periodo 2012-2015"

Prot.n. 7295/11 - 19 dicembre 2011





Il presente documento contiene le osservazioni e i commenti della societa 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' Autorita.

Incentivazione della rete di trasmissione nazionale

In linea generale, occorre rilevare che la remunerazione stabilita dall'attuale documento per gli
impianti di rete appare piu che congrua per investimenti che rientrano nel perimetro di attivita
regolate e che, pertanto, non sopportano rischi di mercato. A tal proposito, &€ 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 attivita & esposta a fattori di rischio senza dubbio piu elevati di quello
proprio dei settori regolati. D'altro canto, non ci si puo 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’opportunita 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 attivita e strettamente vincolata agli obiettivi tipici dell'oggetto del mandato. Del tutto
irragionevoli risultano, peraltro, i riferimenti alla corretta remunerazione degli azionisti di Terna
che, e 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 del’'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'Autorita, potrebbe ben scegliere di rivolgersi a
opportunita 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'Autorita.

Sul tema dello sviluppo di sistemi di accumulo a batteria, in primo luogo appare utile evidenziare che
recenti studi! 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
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Il LUEC (Levelized Unit Electricity Cost) é 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.

! RSE, L'accumulo di energia elettrica (Milano, 2p11
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In particolare, occorre notare che i costi dei sistemi di accumulo a batteria risultano piu elevati
rispetto a quelli che si sostengono per I'approvvigionamento dei medesimi servizi mediante il ricorso
agli impianti termoelettrici tramite il Mercato dei Servizi di Dispacciamento (di seguito: MSD). Infatti,
si puo stimare che la fornitura di servizi di dispacciamento da parte di impianti CCGT sia piu
competitiva rispetto a quella ottenuta tramite batterie di circa 163 - 344 €/MWh?, 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: e 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 mondos3.

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 gia gravano i

pesanti oneri legati all'incentivazione delle fonti rinnovabili.

Analogamente a quanto si € gia verificato per queste ultime, infatti, vi & il concreto rischio che
decisioni di politica economica affrettate e non adeguatamente supportate da studi di fattibilita
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 puo
trascurare la circostanza che il sistema elettrico nazionale e gia dotato di una notevole capacita di
accumulo che, attualmente, e 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.

Z ’analisi considera I'attualspreadsul costo pieno complessivo ottenuto da impia@®3T sul MSD (pari a 50.7
€/MWh) e quello che sarebbe necessario per remuappieno i diversi sistemi a batteria per laitora di servizi
analoghi.

3 “Dai dati riportati da Terna sembrerebbe che nel @@1 fossero nel mondo poco pit di 300 MW instalfaer cui i
130 MW che il gestore della RTN intende install@ardtalia risulterebbero addirittura pari a circal 40% del totale
mondiale. Secondo i dati invece contenuti nell'lgyeStorage Activities in the United States EleittricGrid
pubblicato nel maggio 2011 dall’Electricity Advigo€ommittee la capacita di sistemi di accumulougdidf mediante
batterie installata nel mondo sarebbe pari a cits0 MW, di cui poco meno di 110 MW installati nekjtati Uniti”
(Ref. Osservatorio Energia n.148).
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Fig. 2 - Produzione da apporti da pompaggi (GWh)
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Sotto diverso profilo, la possibilita dello sviluppo di capacita di accumulo fa sorgere non poche
preoccupazioni in termini di equilibrio del sistema. Come noto, infatti, I'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. Cio appare senza dubbio singolare in considerazione del fatto che tali sistemi svolgono

servizi del tutto congruenti con modalita analoghe.

La previsione che Terna possa realizzare sistemi di accumulo risulta particolarmente critica in
quanto, oltre a lasciare al Gestore la facolta 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'amovibilita che le batterie devono rispettare per
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accedere al meccanismo di incentivazione, rappresenta un forte controsenso: e chiaro, infatti, che
laddove Terna decida di realizzare le batterie (assicurandosi gia elevati ricavi) sarebbe del tutto
disincentivata ad investire in progetti di sviluppo della rete in tali punti. Cio 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 possibilita 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 pud 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 piu
competitivo e, quindi, maggiormente efficiente. Diversamente, la previsione di un'asta competitiva
aperta ai produttori (e da cui Terna dovrebbe essere esclusa) per 1'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
I'anno 2011 che, attualmente, non risulta essere stato ancora approvato dal Ministero dello Sviluppo
Economico. In tale contesto, dunque, risulta singolare che l'Autorita abbia espresso la propria

intenzione di prevedere delle tariffe per la remunerazione di attivita non ancora ufficialmente
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ratificate. Analogamente, stupisce che Terna, con insolita celerita, 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 I'emanazione del Piano di Sviluppo.

Conclusioni

Da tutto quanto esposto, Tirreno Power non puo che esprimere la forte preoccupazione per gli effetti
sul mercato elettrico che generebbe 'affidamento a Terna dello sviluppo di impianti di accumulo. Da

quanto detto, puo 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 I'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
redditivita (gia 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 I'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 puo 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.
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