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1. Introduzione 

L’articolo 13, commi 3 e 4, del decreto legislativo n. 387/03 e il comma 41 della legge n. 239/04 
hanno previsto, per alcune tipologie di impianti, la possibilità di richiedere, al gestore di rete cui 
l’impianto è connesso, il ritiro a prezzo amministrato dell’energia elettrica prodotta e immessa in 
rete (di seguito: ritiro dedicato). Il regime di ritiro dedicato si pone quale alternativa al normale 
regime di vendita dell’energia elettrica ed è riservato: 
a) all’energia elettrica prodotta dagli impianti di potenza inferiore a 10 MVA, qualunque sia la 

fonte;  
b) all’energia elettrica prodotta dagli impianti, di potenza qualsiasi, alimentati dalle fonti 

rinnovabili eolica, solare, geotermica, del moto ondoso, maremotrice ed idraulica, 
limitatamente, per quest’ultima fonte, agli impianti ad acqua fluente;  

c) all’energia elettrica di cui all’articolo 3, comma 12, secondo periodo, del decreto legislativo 
n. 79/99 (eccedenze di cui all’articolo 22, comma 3, della legge n. 9/91 da fonti rinnovabili)1 
purché nella titolarità di un autoproduttore, come definito dall’articolo 2, comma 2, del decreto 
legislativo n. 79/99. 

È  esclusa dal regime di ritiro dedicato l’energia elettrica ceduta alla società Gestore dei Servizi 
Energetici - GSE Spa (di seguito: GSE) nell’ambito delle convenzioni in essere stipulate ai sensi dei 
provvedimenti Cip n. 15/89, n. 34/90, n. 6/92, nonché della deliberazione n. 108/97, limitatamente 
alle unità di produzione nuove, potenziate o rifatte, come definite dagli articoli 1 e 4 della medesima 
deliberazione. 

Le modalità per il ritiro dedicato sono determinate dall’Autorità facendo riferimento a condizioni 
economiche di mercato. L’Autorità ha regolato tali modalità prima con la deliberazione n. 34/05 
(vigente fino al 31 dicembre 2007), poi con la deliberazione n. 280/07. 

In particolare, con la deliberazione n. 280/07 tuttora vigente, l’Autorità ha previsto che il GSE sia 
l’unico soggetto al quale i produttori si rivolgono per stipulare la convenzione che regola il ritiro 
commerciale dell’energia, sostituendo ogni altro adempimento contrattuale (il produttore non dovrà, 
quindi, sottostare alle procedure per l’accesso alla borsa o al servizio di trasporto e dispacciamento 
dell’energia immessa). Il ritiro dedicato non comprende incentivi ma solo semplificazioni derivanti 
dal fatto che il GSE riveste il ruolo di intermediatore commerciale tra i produttori ed il sistema 
elettrico, con regole trasparenti ed uniformi su tutto il territorio nazionale. Nell’ambito del ritiro 
dedicato, il prezzo di ritiro dell’energia elettrica da parte del GSE non è oggetto di negoziazione tra 
le parti, come avviene sul libero mercato, ma è definito dall’Autorità ed è pari al prezzo zonale 
orario che si forma sul mercato del giorno prima (MGP), corrisposto sulla base del profilo orario di 
immissione del singolo produttore. Il ritiro dedicato non trova applicazione per l’energia elettrica 
ammessa alle tariffe fisse onnicomprensive, né per l’energia elettrica ritirata dal GSE nell’ambito 
dello scambio sul posto. 

In più, nella definizione delle condizioni economiche di ritiro, l’Autorità ha ritenuto opportuno 
tener conto delle peculiarità degli impianti di ridotte dimensioni caratterizzati da elevati costi di 
                                                 
1 La limitazione delle eccedenze da autoproduzione alle sole fonti rinnovabili deriva dal comma 1120 della legge 
n. 296/06 (cd. legge finanziaria 2007), vigente a decorrere dall’1 gennaio 2007. In particolare, il comma 1120 della 
legge n. 296/06: 

i. ha abrogato l’articolo 17, commi 1, 3 e 4, del decreto legislativo n. 387/03. Ciò significa che l’energia elettrica 
prodotta dalla parte non biodegradabile dei rifiuti non ha diritto allo stesso trattamento previsto per le fonti 
rinnovabili; 

ii. ha soppresso le parole: «o assimilate» all’articolo 22, comma 1, della legge n. 9/91; ha soppresso l’ultimo periodo 
dell’articolo 22, comma 5, della medesima legge; ha soppresso le parole: «ed assimilate» all’articolo 22, comma 7, 
della legge n. 9/91; ha soppresso le parole: «e assimilate» dalla rubrica degli articoli 22 e 23 della medesima legge. 
Ciò comporta che le eccedenze di energia elettrica prodotta da fonti assimilate non rientrino nell’ambito di 
applicazione del comma 41 della legge n. 239/04. 



 3

esercizio e manutenzione e da limitata produzione annua (impianti con produzioni annue di pochi 
milioni di kWh). A tale scopo ha stabilito l’applicazione di prezzi minimi garantiti per il primo e il 
secondo milione di kWh immessi in rete annualmente da ciascun impianto alimentato da fonti 
rinnovabili di potenza fino a 1 MW, al fine di assicurare la sopravvivenza economica agli impianti 
di minori dimensioni, considerati i benefici in termini ambientali, di tutela del territorio e di 
sviluppo delle risorse marginali o residuali che detti impianti comportano.  

Pertanto, i prezzi minimi garantiti hanno la finalità di assicurare la sopravvivenza economica agli 
impianti di minori dimensioni che sfruttano risorse marginali o residuali che, in quanto tali, non 
potrebbero essere altrimenti utilizzate, garantendo una remunerazione minima, qualunque sia 
l’andamento del mercato elettrico. Ciò implica che i prezzi minimi garantiti debbano essere correlati 
ai costi di gestione degli impianti di produzione di energia elettrica e, in quanto tali, siano soggetti 
ad essere aggiornati nel tempo. 

L’energia elettrica ritirata dal GSE nell’ambito del ritiro dedicato viene da quest’ultimo collocata 
sul mercato: la differenza tra costi e ricavi in capo al GSE è posta a carico della componente 
tariffaria A3 ed è sostanzialmente attribuibile ai prezzi minimi garantiti. 

 

 

2. I prezzi minimi garantiti: definizione ed evoluzione 

2.1   Applicazione dei prezzi minimi garantiti dal 2005 ad oggi 

I prezzi minimi garantiti sono stati introdotti dall’Autorità con la deliberazione n. 34/05 con le 
finalità richiamate nel precedente paragrafo. Tali prezzi, nella deliberazione n. 34/05, non sono stati 
differenziati per fonte.  

Più in dettaglio, i prezzi minimi garantiti si applicano nel caso di impianti idroelettrici con potenza 
nominale media annua fino a 1 MW2 e nel caso di impianti di potenza nominale elettrica fino a 
1 MW alimentati da fonti rinnovabili, ad eccezione delle centrali ibride, limitatamente ai primi due 
milioni di kWh ritirati annualmente da ciascun impianto. Tali prezzi sono applicati sulla base di 
scaglioni progressivi di produzione al fine di coniugare i prezzi ai costi specifici degli impianti in 
esame, tenendo conto dell’effetto scala. Gli scaglioni progressivi, soprattutto nel caso di fonti 
rinnovabili non programmabili, consentono di attenuare gli effetti delle stagionalità nella 
disponibilità della fonte, riconoscendo prezzi medi più alti negli anni di scarsità della fonte, pur 
mantenendo un forte incentivo alla massimizzazione della produzione, del grado di utilizzazione e 
della efficienza degli impianti. Pertanto gli scaglioni progressivi ben si prestano all’esigenza di 
assicurare, anche ai piccoli impianti che sfruttano risorse rinnovabili residuali e marginali, la 
copertura, in condizioni di economicità e redditività, dei costi di gestione che risultano 
particolarmente alti.  

Tali prezzi, per l’anno 2005, erano pari a:  
- fino a 500.000 kWh annui, 95 €/MWh;  
- da oltre 500.000 kWh fino a 1.000.000 kWh annui, 80 €/MWh;  
- da oltre 1.000.000 kWh fino a 2.000.000 kWh annui, 70 €/MWh, 
e venivano aggiornati, su base annuale, applicando ai valori in vigore nell’anno solare precedente il 
quaranta percento (40%) del tasso di variazione annuale dei prezzi al consumo per le famiglie di 
operai e impiegati rilevato dall’Istat, con arrotondamento alla prima cifra decimale secondo il 
criterio commerciale.  

                                                 
2 Per gli impianti idroelettrici la soglia, pari a 1 MW, è riferita alla potenza di concessione di derivazione d’acqua 
anziché alla potenza nominale elettrica dei generatori perché i generatori degli impianti idroelettrici di piccola taglia 
sono spesso sovradimensionati in quanto la disponibilità della fonte idrica è spesso influenzata da consistenti fenomeni 
metereologici e da effetti di stagionalità della fonte stessa.  
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Il criterio degli scaglioni progressivi era già stato applicato fin dal 1999 agli impianti idroelettrici ad 
acqua fluente con potenza di concessione fino a 3 MW ed era stato esteso nel 2002 anche agli 
impianti idroelettrici a bacino con lo stesso limite di potenza3. Tale criterio si è dimostrato efficace 
nel rappresentare gli effettivi profili di costo, consentendo anche di promuovere lo sviluppo di 
risorse marginali con il sostentamento dei piccoli impianti.  

Successivamente, con la deliberazione n. 317/06, l’Autorità ha avviato un procedimento finalizzato 
alle determinazioni di propria competenza aventi ad oggetto, tra l’altro, i costi di produzione di 
energia elettrica da fonti rinnovabili (tra cui la definizione e l’aggiornamento dei prezzi minimi 
garantiti), nonché l’elaborazione di eventuali osservazioni e proposte da trasmettere al Governo e al 
Parlamento ai sensi della legge n. 481/95.  

Con il documento per la consultazione n. 6/07, l’Autorità, anche a seguito di confronti con alcune 
associazioni di produttori, ha proposto di rivedere i valori dei prezzi minimi garantiti e gli scaglioni 
per i quali si applicano, anche sulla base dei costi di produzione dell’energia elettrica da fonti 
rinnovabili. Anche a tal fine, l’Autorità ha richiesto agli operatori interessati di: 
- presentare, nell’ambito della consultazione, una stima dei costi unitari di produzione da fonti 

rinnovabili, in €/MWh, specificando la fonte, il tasso di attualizzazione, il numero di ore di 
funzionamento annuo, il costo di investimento, i costi di operation and maintenance, altri costi 
di gestione eventualmente presenti, il numero di anni di vita utile dell’impianto ritenuti opportuni 
ai fini del calcolo dei costi unitari; 

- di evidenziare ogni altro elemento ritenuto opportuno ai fini della definizione dei costi unitari di 
produzione; 

- di evidenziare i costi unitari di produzione separatamente per le seguenti fonti: idrica, 
geotermica, eolica, biogas, biomasse, rifiuti, solare (tecnologia fotovoltaica). 

Nel corso della consultazione, le associazioni dei produttori da fonti rinnovabili hanno 
prevalentemente evidenziato: 
- da un lato, l’esigenza di conservare la semplicità e l’immediatezza nell’applicazione dei prezzi 

minimi garantiti, mantenendo indifferenziati tali prezzi tra le varie fonti; 
- dall’altro lato, l’esigenza di consentire una maggiore diffusione dei piccoli impianti, con 

produzioni limitate, che sfruttano risorse rinnovabili marginali e che presentano costi di esercizio 
particolarmente elevati. 

Con il successivo documento per la consultazione n. 26/07, l’Autorità, nel consultare le nuove 
regole per il ritiro dedicato che avrebbero dovuto sostituire la deliberazione n. 34/05, ha proposto di 
continuare ad applicare i prezzi minimi garantiti per il primo e il secondo milione di kWh immessi 
in rete annualmente da ciascun impianto alimentato da fonti rinnovabili di potenza fino a 1 MW. 
Nel fare ciò, l’Autorità ha inteso tenere conto di quanto già previsto dalla deliberazione n. 34/05 e 
delle risposte pervenute nel corso della precedente consultazione n. 6/07.  

La deliberazione n. 280/07, che ha sostituito la deliberazione n. 34/05 a partire dall’1 gennaio 2008, 
ha ripreso i medesimi prezzi minimi garantiti inizialmente definiti, prevedendo che tali prezzi, con 
successivi provvedimenti in esito ad opportune analisi sui costi, sarebbero stati differenziati per 
fonte, a partire dalle fonti per le quali vi fossero già dati disponibili, senza che fosse necessaria 
alcuna ulteriore specifica istruttoria. Ciò al fine di tenere conto delle peculiarità dei costi di gestione 
per le singole fonti che chiaramente non potevano essere considerate nella definizione di prezzi 
minimi garantiti medi uguali per tutte le fonti rinnovabili. 

La deliberazione n. 280/07 ha previsto che i prezzi minimi garantiti siano aggiornati applicando, su 
base annuale, ai valori in vigore nell’anno solare precedente, il tasso di variazione annuale dei 
prezzi al consumo per le famiglie di operai e impiegati rilevato dall’Istat, con arrotondamento alla 

                                                 
3 Si vedano in particolare le deliberazioni n. 82/99 e n. 62/02 con le relative relazioni tecniche. 
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prima cifra decimale secondo il criterio commerciale. Con riferimento all’anno 2007, i prezzi 
minimi garantiti avevano i seguenti valori base: 
- per i primi 500.000 di kWh annui, 96,4 euro/MWh; 
- da oltre 500.000 fino a 1.000.000 di kWh annui, 81,2 euro/MWh; 
- da oltre 1.000.000 fino a 2.000.000 di kWh annui, 71,0 euro/MWh; 

La deliberazione n. 280/07 ha altresì precisato che qualora, al termine di ciascun anno solare, il 
prodotto tra i prezzi minimi garantiti e la quantità di energia elettrica ad essi riferita sia inferiore al 
prodotto tra i prezzi zonali orari e la stessa quantità di energia elettrica, il GSE riconosce, a 
conguaglio, i prezzi zonali orari. Ciò per evitare che i prezzi minimi garantiti diventino penalizzanti 
rispetto ai prezzi di mercato dell’energia elettrica. 

Con la deliberazione ARG/elt 109/08, l’Autorità ha iniziato la differenziazione dei prezzi minimi 
garantiti per fonte, partendo dalla fonte idrica, per la quale già erano disponibili numerosi dati.  

In particolare, l’Autorità, ha analizzato i costi di gestione degli impianti mini-idro che sono stati 
messi a disposizione nelle osservazioni al documento per la consultazione n. 6/07 e al documento 
per la consultazione n. 26/07. Tali costi sono stati confrontati e verificati sulla base delle 
pubblicazioni disponibili in materia, in particolare utilizzando uno studio dell’università di Padova, 
l’unico disponibile a quella data, in cui vengono considerati i costi di gestione degli impianti 
idroelettrici di piccola taglia e la loro variabilità in relazione alla dimensione dell’impianto4. 

La deliberazione ARG/elt 109/08 ha previsto che, per l’anno 2008, i prezzi minimi garantiti 
riconosciuti nel caso di impianti idroelettrici di potenza nominale media annua fino a 1 MW, siano 
pari a:  
- fino a 250.000 kWh annui, 136 €/MWh;  
- da oltre 250.000 kWh fino a 500.000 kWh annui, 104 €/MWh;  
- da oltre 500.000 kWh fino a 1.000.000 kWh annui, 84 €/MWh;  
- da oltre 1.000.000 kWh fino a 2.000.000 kWh annui, 78 €/MWh, 
rimandando a provvedimenti successivi l’eventuale revisione dei prezzi minimi garantiti relativi 
agli anni successivi al 2008. 

La deliberazione ARG/elt 109/08 è stata annullata dal Consiglio di Stato, con decisione n. 1444/10, 
confermando la sentenza del Tar Lombardia n. 4209/09, per difetto di adeguata istruttoria in merito 
ai costi di produzione dell’energia elettrica dagli impianti mini-idro e per mancanza di uno specifico 
documento di consultazione al riguardo. Pertanto l’Autorità, con la deliberazione ARG/elt 76/10 ha 
avviato un procedimento finalizzato alla rideterminazione dei prezzi minimi garantiti di ritiro 
dell’energia elettrica prodotta dalla fonte idrica a partire dall’anno 2008 procedendo 
all’acquisizione dei dati relativi ai costi di produzione degli impianti idroelettrici, avvalendosi della 
consultazione e della collaborazione di tutti i soggetti interessati, incluse le associazioni di 
consumatori, nonché, ove occorra, di studi di organismi indipendenti o consulenti esterni. 

Le tabella 1 riassume l’andamento dei prezzi minimi garantiti dal 2005 al 2011, ad esclusione di 
quelli definiti per impianti idroelettrici di potenza nominale media annua fino a 1 MW e 
successivamente annullati. Nelle more della conclusione del procedimento avviato con la 
deliberazione ARG/elt 76/10, anche nel caso di impianti idroelettrici con potenza nominale media 
annua fino a 1 MW si applicano i prezzi minimi garantiti inizialmente definiti dalla deliberazione 
n. 280/07 come evidenziati nella tabella 1. 

 

                                                 
4 Gli altri studi disponibili non sono stati utilizzati perché non focalizzano l’attenzione sugli impianti di piccola taglia, il 
che è invece l’unico ambito di rilevanza per i provvedimenti dell’Autorità. 
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Quantità di energia elettrica ritirata Anno 2005 Anno 2006 Anno 2007 Anno 2008 Anno 2009 Anno 2010 Anno 2011
base annua Euro/MWh Euro/MWh Euro/MWh Euro/MWh Euro/MWh Euro/MWh Euro/MWh

fino a 500.000 di kWh 95,0 95,65 96,4 98,0 101,1 101,8 103,4
oltre 500.000 fino a 1 milione di kWh 80,0 80,54 81,2 82,6 85,2 85,8 87,2
oltre 1 fino a 2 milioni di kWh 70,0 70,48 71,0 72,2 74,5 75,0 76,2

Valori unitari dei prezzi minimi garantiti

Prezzi minimi garantiti definiti e 
aggiornati ai sensi della deliberazione 

n. 34/05

Prezzi minimi garantiti definiti e aggiornati ai sensi 
della deliberazione n. 280/07

 
- tabella 1 - 

 

2.2   Dati statistici relativi agli impianti di produzione di energia elettrica a cui si applicano i 
prezzi minimi garantiti 

Nel 2009, la quantità di energia elettrica ritirata dal GSE nell’ambito del ritiro dedicato è stata pari a 
circa 8,3 TWh (prodotta da 6.349 impianti per circa 5.000 MW), di cui circa 2,67 TWh prodotta da 
5.503 impianti (1.193 MW) che hanno beneficiato dei prezzi minimi garantiti (figura 1), e ha 
comportato un onere residuo in capo alla componente tariffaria A3 pari a circa 77 milioni di euro, 
sostanzialmente attribuibili ai prezzi minimi garantiti.  

Applicazione dei prezzi minimi garantiti nell'anno 2009 
(Totali: 5503 impianti, 1193 MW, 2,67 TWh)
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- figura 1 - 

 

Nel 2010 (dati di preconsuntivo), la quantità di energia elettrica ritirata dal GSE nell’ambito del 
ritiro dedicato è stata pari a circa 10,7 TWh (prodotta da 9.504 impianti per circa 6.770 MW), di cui 
circa 3,41 TWh prodotta da 8.516 impianti (1.960 MW) che hanno beneficiato dei prezzi minimi 
garantiti (figura 2), e ha comportato un onere residuo in capo alla componente tariffaria A3 pari a 
circa 62 milioni di euro.  
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Applicazione dei prezzi minimi garantiti nell'anno 2010 
(Totali: 8516 impianti, 1960 MW, 3,41 TWh)
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- figura 2 - 

Con riferimento all’applicazione dei prezzi minimi garantiti, sia nel 2009 che nel 2010, in termini di 
numerosità prevalgono gli impianti fotovoltaici mentre in termini di quantità di energia prevalgono 
gli impianti idroelettrici. 

 

 

3. I prezzi minimi garantiti applicati a partire dal 2012  

Introduzione 

Il presente provvedimento si contestualizza nell’ambito dei procedimenti avviati con le 
deliberazioni n. 317/06 e ARG/elt 76/10 e si pone l’obiettivo di definire la nuova struttura e i nuovi 
valori dei prezzi minimi garantiti differenziati per fonte, da applicarsi nell’ambito del ritiro dedicato 
per gli impianti idroelettrici con potenza nominale media annua fino a 1 MW e per gli impianti di 
potenza nominale elettrica fino a 1 MW alimentati dalle altre fonti rinnovabili, ad eccezione delle 
centrali ibride, limitatamente ai primi due milioni di kWh ritirati annualmente da ciascun impianto. 

Il presente provvedimento è stato preceduto dal documento per la consultazione n. 9/11 (DCO 
9/11), in cui l’Autorità, in sintesi, ha proposto che: 
a) a decorrere dall’1 gennaio 2012, i prezzi minimi garantiti indicati nel medesimo documento per 

la consultazione si applichino solo all’energia elettrica che non percepisce incentivi (certificati 
verdi o conto energia per gli impianti di produzione da fonte solare), poiché gli incentivi 
dovrebbero mediamente consentire la sopravvivenza economica degli impianti di produzione 
anche in assenza dei prezzi minimi garantiti e in attesa degli indirizzi da parte del Ministro 
dello Sviluppo Economico ai sensi dell’articolo 24, comma 8, del decreto legislativo n. 28/11; 

b) la definizione dei prezzi minimi garantiti avvenga partendo dai costi di gestione delle singole 
tipologie e fonti rinnovabili, come individuati nel Rapporto del Politecnico di Milano allegato 
al medesimo documento per la consultazione (di seguito: Rapporto del Politecnico), e 
applicando ad essi una maggiorazione pari all’8% necessaria al fine di tenere conto delle 
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oscillazioni dei costi di gestione effettivi rispetto a quelli medi assunti come riferimento nel 
medesimo Rapporto; 

c) sia introdotto un valore “base” dei prezzi minimi garantiti convenzionalmente pari a 70 
€/MWh. Tale prezzo è stato definito in linea con il valore medio degli ultimi anni del prezzo di 
cessione dell’energia elettrica ritirata dal GSE nell’ambito del ritiro dedicato; 

d) siano definiti gli scaglioni progressivi e i valori dei prezzi minimi garantiti per le diverse fonti 
rinnovabili limitatamente alle fonti rinnovabili e alle taglie per le quali appare necessario un 
valore di tali prezzi superiore a 70 €/MWh. In particolare, gli impianti per i quali il valore dei 
prezzi minimi garantiti è superiore a 70 €/MWh sono: 
- impianti di produzione alimentati da biogas da fermentatori anaerobici, da biomasse solide 

e da biomasse liquide di potenza fino a 1 MW e per i primi 2.000.000 di kWh annui; 
- impianti di produzione da fonte solare di potenza fino a 20 kW e per i primi 25.000 kWh 

annui; 
- impianti idroelettrici di potenza nominale media annua fino a 250 kW e per i primi 500.000 

kWh annui; 
e) i prezzi minimi garantiti siano aggiornati su base annuale, applicando ai valori in vigore 

nell’anno solare precedente, il tasso di variazione annuale dei prezzi al consumo per le famiglie 
di operai e impiegati rilevato dall’Istat, con arrotondamento alla prima cifra decimale secondo 
il criterio commerciale. Ciò fino a una successiva ridefinizione sulla base di analisi dei costi di 
gestione e dei combustibili; 

f) i nuovi prezzi minimi garantiti si applichino, in sostituzione di quelli attualmente vigenti, a 
decorrere dall’1 gennaio 2012. In particolare, i valori dei prezzi minimi garantiti applicati 
nell’anno 2012 sono i valori indicati nel medesimo documento di consultazione, aggiornati 
applicando quanto previsto alla medesima lettera e). 

L’Autorità, con il DCO 9/11, ha inoltre proposto, in ottemperanza alla sentenza del Consiglio di 
Stato n. 1444/10, le modalità di ridefinizione dei prezzi minimi garantiti di ritiro dell’energia 
elettrica prodotta dalla fonte idrica a partire dall’anno 2008, e le modalità per il calcolo di quanto 
deve riconoscere il GSE a conguaglio per i primi 2 milioni di kWh ritirati annualmente nel periodo 
compreso tra l’1 gennaio 2008 e il 31 dicembre 2011. 

Nell’ambito della consultazione avviata con il DCO 9/11: 
- tutti i soggetti interessati non hanno condiviso la previsione che, a decorrere dall’1 gennaio 

2012, i prezzi minimi garantiti si applichino solo all’energia elettrica che non percepisce 
incentivi (certificati verdi o conto energia per gli impianti di produzione da fonte solare), in 
quanto tale previsione lederebbe il principio di affidamento per gli impianti di produzione 
esistenti. Inoltre, secondo alcuni soggetti, la previsione che gli incentivi dovrebbero 
mediamente consentire la sopravvivenza economica degli impianti anche in assenza dei prezzi 
minimi garantiti non è coerente con le disposizioni previste dall’articolo 24, comma 8, del 
decreto legislativo n. 28/11, secondo cui “sulla base di indirizzi stabiliti dal Ministro dello 
sviluppo economico, l’Autorità provvede a definire prezzi minimi garantiti, ovvero integrazioni 
dei ricavi conseguenti alla partecipazione al mercato elettrico, per la produzione da impianti a 
fonti rinnovabili che continuano ad essere eserciti in assenza di incentivi e per i quali […] la 
salvaguardia della produzione non è assicurata dalla partecipazione al mercato elettrico”; ciò 
perché, secondo l’interpretazione data dai medesimi soggetti, tale disposizione normativa 
comporterebbe un’estensione, e non una riduzione, dell’applicazione dei prezzi minimi 
garantiti; 

- la maggior parte dei soggetti interessati non condivide alcune scelte alla base del Rapporto del 
Politecnico e i valori dei costi di produzione da fonti rinnovabili ivi determinati; 
conseguentemente, non condividono i limiti di potenza, gli scaglioni progressivi e i valori dei 
prezzi minimi garantiti proposti, per le diverse fonti rinnovabili, nel DCO 9/11; 

- i soggetti interessati propongono che la maggiorazione da applicare ai costi di gestione 
individuati nel Rapporto del Politecnico, ai fini della definizione dei prezzi minimi garantiti, sia 
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superiore a quella indicata nel DCO 9/11 (pari all’8%). In particolare, alcuni soggetti 
propongono valori mediamente pari al 10-12%, fino a un massimo del 30%; altri soggetti 
propongono che si assumano, come riferimento, i dati di costo relativi all’impianto marginale; 

- la maggior parte dei soggetti interessati, pur considerando quanto descritto nei due alinea 
precedenti, concorda con la definizione di un prezzo minimo garantito di base in linea con il 
valore medio degli ultimi anni del prezzo di cessione dell’energia elettrica ritirata dal GSE 
nell’ambito del ritiro dedicato; 

- con riferimento al meccanismo di aggiornamento su base annuale dei prezzi minimi garantiti, 
alcuni soggetti interessati concorda con la previsione attualmente vigente e riproposta con il 
DCO 9/11; altri soggetti propongono che venga adottato il tasso di variazione annuale delle 
retribuzioni dei lavoratori del settore elettrico, al fine di garantire una maggiore 
contestualizzazione dei costi afferenti alla gestione operativa degli impianti di produzione; un 
soggetto, infine, propone che, oltre all’applicazione del tasso di variazione annuale dei prezzi al 
consumo per le famiglie di operai e impiegati rilevato dall’Istat, i prezzi minimi garantiti siano 
rivisti su base triennale al fine di tenere conto dell’effettivo andamento dei costi di gestione; 

- con riferimento alle modalità di ridefinizione, dal 2008, dei prezzi minimi garantiti di ritiro 
dell’energia elettrica prodotta dalla fonte idrica, in ottemperanza alla sentenza del Consiglio di 
Stato n. 1444/10, la maggior parte dei soggetti interessati concorda con quanto proposto 
dall’Autorità nel DCO 9/11; un’associazione di categoria ritiene invece che i produttori 
idroelettrici abbiano diritto al mantenimento degli scaglioni progressivi per tutti gli impianti 
con potenza nominale media annua fino a 1 MW (e non solo per quelli di potenza nominale 
media annua fino a 250 kW), poiché il ricorso che ha condotto all’annullamento della 
deliberazione ARG/elt 109/08 era riferito ai valori dei prezzi minimi garantiti e non alla loro 
esistenza o struttura. 

Nei paragrafi successivi vengono descritte le considerazioni e le scelte operate dall’Autorità che 
sono alla base del presente provvedimento. 

 

Considerazioni introduttive sull’applicabilità dei prezzi minimi garantiti 

Come già richiamato nel paragrafo 1, i prezzi minimi garantiti hanno la finalità di assicurare la 
sopravvivenza economica agli impianti di minori dimensioni che sfruttano risorse marginali o 
residuali che, in quanto tali, non potrebbero essere altrimenti utilizzate, garantendo un prezzo 
predefinito, qualunque sia l’andamento del mercato elettrico. 

I prezzi minimi garantiti tengono conto esclusivamente dei costi di gestione (non sono finalizzati al 
recupero dei costi di investimento) e si sommano agli incentivi eventualmente riconosciuti ai singoli 
impianti con l’unica eccezione delle tariffe fisse onnicomprensive (in quest’ultimo caso infatti non 
trova applicazione il ritiro dedicato), come previsto nei precedenti provvedimenti di pari oggetto. 
Inoltre, si ritiene che il dettato dell’articolo 24, comma 8, del decreto legislativo n. 28/11 sia riferito 
ai nuovi strumenti incentivanti che verranno definiti con effetti a partire dal 2013. 

 

Modalità di calcolo dei prezzi minimi garantiti  

Ai fini della quantificazione dei prezzi minimi garantiti differenziati per fonte, l’Autorità, con 
lettere in data 21 giugno 2010, ha richiesto alle associazioni dei produttori e al Consiglio nazionale 
dei consumatori e degli utenti, qualora intendessero fornire elementi utili per i procedimenti sopra 
richiamati, entro il 15 ottobre 2010, l’invio dei dati relativi ai costi medi di esercizio, di 
manutenzione e di combustibile (ove presenti) degli impianti di potenza fino a 1 MW alimentati 
dalle fonti idrica, eolica, solare, biomasse e biogas. Si è inoltre richiesto che tali dati debbano essere 
accompagnati da tutte le ipotesi di calcolo adottate e dalle informazioni necessarie per la 
determinazione dei medesimi, quali, a solo titolo di esempio, il numero di ore di funzionamento, i 
range di potenza utilizzati, le tecnologie impiantistiche considerate, nonché l’elenco dettagliato 



 10

delle singole voci di costo contemplate nell’ambito dei costi di esercizio, di manutenzione e di 
combustibile. I dati richiesti sono stati forniti unicamente da Aper, Federpern e GIFI. 

Inoltre, l’Autorità ha richiesto al Dipartimento Energia del Politecnico di Milano l’elaborazione di 
un rapporto in ordine all’analisi dei costi medi di produzione dell’energia elettrica dalle fonti idrica, 
eolica, solare, biomasse e biogas tramite impianti di potenza fino a 1 MW, dando separata evidenza 
dei costi di investimento, dei costi di esercizio e dei costi di combustibile (ove presenti). A tal fine 
sono stati inoltrati al Politecnico di Milano anche i dati pervenuti dalle sopra richiamate 
associazioni.   

Il rapporto sviluppato dal Politecnico di Milano (di seguito: il Rapporto del Politecnico) è allegato 
al presente documento (di seguito: Allegato A) e costituisce il punto di partenza per il presente 
provvedimento. Si noti che i dati in esso contenuti evidenziano i puri costi di produzione distinti fra 
costi di investimento e costi di gestione (costi di combustibile, ove presenti, e costi operativi) al 
netto di eventuali costi di remunerazione del capitale investito. Per le finalità di cui al presente 
documento, ci si riferisce esclusivamente ai costi di gestione.  

I prezzi minimi garantiti sono definiti partendo dai costi di gestione delle singole fonti, come 
individuati nel Rapporto del Politecnico, e applicando ad essi una maggiorazione pari all’8% (come 
proposto nel DCO 9/11), necessaria al fine di tenere conto delle oscillazioni dei costi di gestione 
effettivi rispetto a quelli medi assunti come riferimento nel medesimo Rapporto.   

Infine, nei casi in cui emerge che i costi di gestione incidono significativamente sul costo 
complessivo di produzione dell’energia elettrica soprattutto nel caso di produzioni limitate, sono 
definiti scaglioni progressivi che permettono di tenere conto dell’effetto scala, eventualmente 
definendo opportuni estremi di tali scaglioni per le diverse fonti rinnovabili. 

 

Definizione di un prezzo minimo garantito “base” 

Dal Rapporto del Politecnico emerge che, per alcune fonti e per alcune taglie, gli attuali prezzi medi 
di mercato sono sufficienti per la copertura, in condizioni di economicità e redditività, dei costi di 
gestione. In questi casi può comunque essere opportuno mantenere il concetto dei prezzi minimi 
garantiti per evitare che la copertura dei costi di gestione venga meno qualora i prezzi di mercato 
dovessero ridursi e per semplificare le condizioni economiche per il ritiro dell’energia elettrica 
prevedendo un prezzo fisso almeno per i primi due milioni di kWh ritirati annualmente da ciascun 
impianto. 

Si definisce quindi un prezzo minimo garantito convenzionalmente pari a 76,2 €/MWh (pari al 
valore dell’ultimo scaglione applicato nell’anno 2011 e in linea con i valori attesi di mercato), da 
applicarsi nell’ambito del ritiro dedicato per gli impianti idroelettrici con potenza nominale media 
annua fino a 1 MW e per gli impianti di potenza nominale elettrica fino a 1 MW alimentati da fonti 
rinnovabili, ad eccezione delle centrali ibride, limitatamente ai primi due milioni di kWh ritirati 
annualmente da ciascun impianto. Naturalmente rimane fermo quanto già previsto nella medesima 
deliberazione n. 280/07, secondo cui qualora, al termine di ciascun anno solare, il prodotto tra i 
prezzi minimi garantiti e la quantità di energia elettrica ad essi riferita sia inferiore al prodotto tra i 
prezzi zonali orari e la stessa quantità di energia elettrica, il GSE riconosce, a conguaglio, i prezzi 
zonali orari. 

Nel seguito vengono presentati gli scaglioni progressivi e i valori dei prezzi minimi garantiti per le 
diverse fonti rinnovabili, limitatamente alle fonti e alle taglie per le quali appare necessario un 
valore di tali prezzi superiore a 76,2 €/MWh. 
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Impianti alimentati da biomasse solide, biomasse liquide e biogas da fermentatori anaerobici 

Dal Rapporto del Politecnico emerge che i costi di produzione dell’energia elettrica sono piuttosto 
elevati per la concomitanza di vari fattori, tra cui elevati costi di investimento, rendimenti energetici 
in genere modesti, significativa incidenza dei costi del combustibile i cui prezzi sono peraltro molto 
volatili. 

Più in dettaglio si osserva che: 
- gli impianti alimentati da biomasse solide, biomasse liquide e biogas da fermentatori anaerobici 

di potenza fino a 1 MW attualmente ammessi ai prezzi minimi garantiti non sono molto 
numerosi (si veda il paragrafo 2); 

- i costi di gestione, ivi inclusi i costi di combustibile, dipendono prevalentemente dal tipo di 
alimentazione e dai costi di manutenzione e non dalla taglia. Addirittura, in alcuni casi, si 
rilevano costi di gestione più elevati nel caso degli impianti di taglia maggiore; 

- gli impianti alimentati da biomasse solide o liquide di potenza inferiore a 1 MW potrebbero 
essere per lo più utilizzati in assetto cogenerativo, pur mantenendo costi di produzione piuttosto 
elevati; 

- gli impianti alimentati da biomasse solide di potenza inferiore a 1 MW ad oggi esistenti sono 
sostanzialmente impianti che utilizzano biomasse legnose, eventualmente sottoposte a 
lavorazioni meccaniche;  

- il biogas e i biocombustibili liquidi hanno entrambe la caratteristica di non essere risorse 
energetiche primarie ma di provenire da processi, più o meno complessi, di trattamento di diversi 
substrati biologici che forniscono combustibili più pregiati di quanto non lo sia la biomassa 
legnosa sottoposta esclusivamente a lavorazioni meccaniche; 

- rispetto al biogas, i biocombustibili liquidi sono generalmente ricavati da materie prime più 
costose, non sono quasi mai caratterizzati da una vera e propria “filiera corta” poiché richiedono 
interventi di raffinazione (si consideri anche che, negli anni 2008-2009, il 30% del fabbisogno è 
stato soddisfatto da importazioni) e la loro resa energetica globale è inferiore; 

- i biocombustibili liquidi sono prodotti relativamente pregiati che appaiono più indicati per 
l’utilizzo in altri settori, diversi da quello elettrico, quali, ad esempio, la produzione di 
biocarburanti per il settore dei trasporti; pertanto i biocombustibili liquidi non possono essere 
considerate risorse marginali5; 

- le biomasse solide potrebbero essere utilizzate per generare energia termica, come peraltro 
previsto dal Piano di Azione Nazionale.  

Le considerazioni sopra esposte conducono a: 
- non introdurre distinzioni, ai fini della definizione dei prezzi minimi garantiti, tra biomasse 

solide, biomasse liquide e biogas da fermentatori anaerobici; 
- valutare il costo medio di gestione sulla base della media aritmetica tra i costi di gestione degli 

impianti alimentati da biogas da fermentatori anaerobici presentati nel Rapporto del Politecnico 
(escludendo il costo di gestione più elevato che appare anomalo rispetto a tutti gli altri), anche 
perché tali impianti sono i più numerosi. Tale costo medio di gestione risulta pari a 105 €/MWh; 

- definire un prezzo minimo garantito non differenziato per scaglioni progressivi e pari a 113 
€/MWh, applicando una maggiorazione dell’8% al costo medio sopra evidenziato.  

Infine, coerentemente con la classificazione definita dalla legge n. 244/07, come successivamente 
modificata e integrata, in materia di tariffe fisse onnicomprensive, si ritiene che in questo insieme 
debbano rientrare il biogas e le biomasse, esclusi i biocombustibili liquidi ad eccezione degli oli 
vegetali puri tracciabili attraverso il sistema integrato di gestione e di controllo previsto dal 
regolamento CE n. 73/09 del Consiglio del 19 gennaio 2009. 

                                                 
5 Si ricorda infatti che i prezzi minimi garantiti hanno, tra l’altro, la finalità di assicurare la sopravvivenza economica 
agli impianti di minori dimensioni che sfruttano risorse marginali o residuali che, in quanto tali, non potrebbero essere 
altrimenti utilizzate.  
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Si evidenzia che, durante la consultazione, non sono emerse osservazioni o dati di costo sufficienti 
per giustificare eventuali modifiche rispetto a quanto proposto nel DCO 9/11. Il presente 
provvedimento quindi conferma quanto proposto in consultazione. 

 

Impianti alimentati da biogas da discarica 

Dal Rapporto del Politecnico emerge che gli impianti alimentati da biogas da discarica presentano 
mediamente costi di gestione prossimi a 30 €/MWh che, quindi, possono essere ampiamente coperti 
dai prezzi di mercato dell’energia elettrica. Non vengono quindi definiti appositi prezzi minimi 
garantiti diversi da quello base. 

Infine, coerentemente con la classificazione definita dalla legge n. 244/07, come successivamente 
modificata e integrata, in materia di tariffe fisse onnicomprensive, si ritiene che in questo insieme 
debbano rientrare il gas da discarica, i gas residuati dai processi di depurazione e biocombustibili 
liquidi ad eccezione degli oli vegetali puri tracciabili attraverso il sistema integrato di gestione e di 
controllo previsto dal regolamento CE n. 73/09 del Consiglio del 19 gennaio 2009. 

Si evidenzia che, durante la consultazione, non sono emerse osservazioni o dati di costo sufficienti 
per giustificare eventuali modifiche rispetto a quanto proposto nel DCO 9/11. Il presente 
provvedimento quindi conferma quanto proposto in consultazione. 

 

Impianti eolici 

Dal Rapporto del Politecnico emerge che gli impianti eolici presentano mediamente costi di 
gestione prossimi a 40 €/MWh, che, quindi, possono essere ampiamente coperti dai prezzi di 
mercato dell’energia elettrica; solo nel caso di impianti di taglia molto limitata i costi di gestione 
sono compresi tra 38 e 83 €/MWh. Non vengono quindi definiti appositi prezzi minimi garantiti 
diversi da quello base. 

Si evidenzia che, durante la consultazione, non sono emerse osservazioni o dati di costo sufficienti 
per giustificare eventuali modifiche rispetto a quanto proposto nel DCO 9/11. Il presente 
provvedimento quindi conferma quanto proposto in consultazione. 

 

Impianti fotovoltaici 

Dal Rapporto del Politecnico emerge che i costi di gestione sono rilevanti, rispetto ai prezzi di 
mercato dell’energia elettrica, solo nel caso di impianti di piccolissima taglia. Il Rapporto del 
Politecnico individua, per le diverse taglie, degli intervalli di variabilità dei costi di gestione, tra cui 
si propone di considerare costi pari ai livelli minimi, viste anche le considerazioni riportate nel 
medesimo Rapporto.  

Si individuano prezzi minimi garantiti a partire dai seguenti costi di gestione ripartiti sulla base di 
scaglioni progressivi: 
- fino a 3.750 kWh annui, 92 €/MWh6;  
- da oltre 3.750 kWh fino a 25.000 kWh annui, 83 €/MWh7. 

                                                 
6 Il costo medio di gestione proposto è il costo medio ipotizzato per un impianto fotovoltaico da 3 kW con un numero di 
ore equivalenti di funzionamento pari a 1250 che, pertanto, produce 3.750 kWh annui. 
7 I costi di gestione medi ripartiti sulla base di scaglioni progressivi derivano dai costi medi per taglia riportati nel 
Rapporto del Politecnico, tenendo conto delle ore annue di funzionamento ivi ipotizzate. In particolare, il costo medio 
di gestione per un impianto fotovoltaico di 20 kW potrebbe essere mediamente assunto pari a 84 €/MWh. Poiché per 
tale impianto è stato considerato un numero medio di ore annue di funzionamento pari a 1250, il costo medio di 
gestione di 84 €/MWh è associato a una produzione di 25.000 kWh all’anno. Per effetto degli scaglioni progressivi, tale 
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Da tali costi, applicando una maggiorazione dell’8%, derivano i seguenti prezzi minimi garantiti: 
- fino a 3.750 kWh annui, 100 €/MWh;  
- da oltre 3.750 kWh fino a 25.000 kWh annui, 90 €/MWh; 
- da oltre 25.000 kWh annui, il prezzo minimo garantito base. 

Si evidenzia che, durante la consultazione, non sono emerse osservazioni o dati di costo sufficienti 
per giustificare eventuali modifiche dei valori dei prezzi minimi garantiti o degli estremi degli 
scaglioni progressivi rispetto a quanto proposto nel DCO 9/11. Il presente provvedimento quindi, in 
relazione a tali aspetti, conferma quanto proposto in consultazione. 

Al fine di evitare ulteriori aggravi gestionali e tenuto conto che i prezzi minimi garantiti sono già 
definiti per scaglioni progressivi di produzione di energia elettrica, non è stata confermata la soglia 
(pari a 20 kW) al di sopra della quale si era proposto di applicare solo il prezzo minimo garantito 
base. 

La figura 3 evidenzia i prezzi minimi garantiti medi che verrebbero conseguentemente riconosciuti. 

Prezzi minimi garantiti medi: 
il caso degli impianti fotovoltaici 
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- figura 3 - 

 
Impianti geotermoelettrici 

Dal Rapporto del Politecnico emerge che gli impianti geotermoelettrici presentano mediamente 
costi di gestione prossimi a 30 €/MWh. Non vengono quindi definiti appositi prezzi minimi 
garantiti diversi da quello base. Peraltro, ad oggi, non esistono impianti geotermoelettrici di potenza 
nominale fino a 1 MW che beneficiano dei prezzi minimi garantiti. 

 

Impianti idroelettrici  

Nel DCO 9/11, sulla base dei dati di costo riportati nel Rapporto del Politecnico, erano stati 
proposti valori dei prezzi minimi garantiti diversi da quello base solo per impianti idroelettrici con 
potenze nominali medie annue fino a 250 kW a partire dai seguenti costi di gestione medi: 

                                                                                                                                                                  
costo medio verrebbe attribuito in misura pari a 92 €/MWh per i primi 3.750 kWh annui e, conseguentemente, in misura 
pari a circa 83 €/MWh per i successivi 20.000 kWh annui. 
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- fino a 250.000 kWh annui, 140 €/MWh8;  
- da oltre 250.000 kWh fino a 500.000 kWh annui, 82 €/MWh9. 

Da tali costi, applicando una maggiorazione dell’8%, derivavano i seguenti prezzi minimi garantiti 
diversi da quello base: 
- fino a 250.000 kWh annui, 150 €/MWh;  
- da oltre 250.000 kWh fino a 500.000 kWh annui, 89 €/MWh. 

Nell’ambito della consultazione sono emerse alcune considerazioni relative: 
- all’effetto delle variazioni, in aumento, dei deflussi minimi vitali che, a parità di potenza di 

concessione, comporterebbero una riduzione (in alcuni casi anche significativa) del numero di 
ore equivalenti (ipotizzato pari a 5000 ore/anno nel Rapporto del Politecnico). A parità di costi di 
gestione totali, pertanto, a fronte della riduzione della producibilità di energia elettrica, aumenta 
il costo unitario di gestione; 

- ai costi del personale utilizzati nel Rapporto del Politecnico, ritenuti più bassi di quelli 
riscontrabili nella realtà, soprattutto nel caso in cui la gestione dell’impianto o di alcuni 
adempimenti ad essa associati siano affidati a società specializzate.   

Sulla base delle considerazioni sopra esposte, si ritiene opportuno adeguare lievemente i prezzi 
minimi garantiti. In particolare, si ritiene opportuno: 
- non aumentare ulteriormente il prezzo minimo garantito riconosciuto fino a 250.000 kWh poiché 

il valore proposto in consultazione era già sufficientemente elevato; 
- introdurre uno scaglione in più10, al fine di evidenziare in modo migliore l’effetto scala; 
- rivedere, in lieve aumento, i valori dei prezzi minimi garantiti riconosciuti tra 250.000 kWh 

annui e 1.000.000 di kWh annui (in modo particolare, per tenere conto dell’effetto scala, quello 
relativo allo scaglione tra 250.000 e 500.000 kWh annui). 

Pertanto, si considerano i seguenti nuovi costi di gestione medi: 
- fino a 250.000 kWh annui, 140 €/MWh;  
- da oltre 250.000 kWh fino a 500.000 kWh annui, 88 €/MWh11; 
- da oltre 500.000 kWh fino a 1.000.000 kWh annui, 76 €/MWh; 

Da tali costi, applicando una maggiorazione dell’8%, derivano i seguenti prezzi minimi garantiti:  
- fino a 250.000 kWh annui, 150 €/MWh;  
- da oltre 250.000 kWh fino a 500.000 kWh annui, 95 €/MWh; 
- da oltre 500.000 kWh fino a 1.000.000 kWh annui, 82 €/MWh; 
- da oltre 1.000.000 kWh fino a 2.000.000 kWh annui, il prezzo minimo garantito base. 

Inoltre, al fine di evitare ulteriori aggravi gestionali e tenuto conto che i prezzi minimi garantiti 
sono già definiti per scaglioni progressivi di produzione di energia elettrica, non è stata confermata 
                                                 
8 Il costo medio di gestione proposto è il costo medio ipotizzato per un impianto idroelettrico avente una potenza di 
concessione da 50 kW con un numero di ore equivalenti di funzionamento pari a 5000 che, pertanto, produce 250.000 
kWh annui. 
9 I costi di gestione medi ripartiti sulla base di scaglioni progressivi derivano dai costi medi per taglia riportati nel 
Rapporto del Politecnico, tenendo conto delle ore annue di funzionamento ivi ipotizzate. A titolo di esempio, dal 
Rapporto del Politecnico si evince che il costo medio di gestione per un impianto idroelettrico avente una potenza di 
concessione da 100 kW è mediamente pari a 111 €/MWh. Poiché per tale impianto è stato considerato un numero medio 
di ore annue di funzionamento pari a 5000, il costo medio di gestione di 111 €/MWh è associato a una produzione di 
500.000 kWh all’anno. Per effetto degli scaglioni progressivi, tale costo medio verrebbe attribuito in misura pari a 140 
€/MWh per i primi 250.000 kWh annui e, conseguentemente, in misura pari a circa 82 €/MWh per i successivi 250.000 
kWh annui. 
10 Lo scaglione inizialmente proposto tra 500.000 kWh annui e 2.000.000 di kWh annui è stato diviso in due: il primo 
tra 500.000 kWh annui e 1.000.000 di kWh annui e il secondo tra 1.000.000 kWh annui e 2.000.000 di kWh annui. 
11 Per effetto del meccanismo degli scaglioni progressivi, tali dati derivano da un costo di gestione medio assunto pari a 
114 €/MWh nel caso di un impianto che produce 500.000 kWh annui (a fronte dei precedenti 111 €/MWh, vds. nota 9) 
e pari a 95 €/MWh nel caso di un impianto che produce 1.000.000 kWh annui. 
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la soglia (pari a 250 kW) al di sopra della quale si era proposto di applicare solo il prezzo minimo 
garantito base. 

La figura 4 evidenzia i prezzi minimi garantiti medi che verrebbero conseguentemente riconosciuti. 
 

Prezzi minimi garantiti medi: 
il caso degli impianti idroelettrici 
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- figura 4 - 

 
 
Modalità di aggiornamento e decorrenza dei prezzi minimi garantiti  

Fino ad una successiva ridefinizione sulla base di analisi dei costi di gestione e dei combustibili, i 
prezzi minimi garantiti sono aggiornati su base annuale, applicando ai valori in vigore nell’anno 
solare precedente, il tasso di variazione annuale dei prezzi al consumo per le famiglie di operai e 
impiegati rilevato dall’Istat, con arrotondamento alla prima cifra decimale secondo il criterio 
commerciale. Ciò è coerente con la finalità e la definizione dei prezzi minimi garantiti e con il fatto 
che i costi definiti nel Rapporto del Politecnico non includono il tasso d’inflazione. 

I nuovi prezzi minimi garantiti si applicano a decorrere dall’1 gennaio 2012, in sostituzione di quelli 
attualmente vigenti (riportati nella tabella 1). In particolare, per quanto sopra detto, i valori dei 
prezzi minimi garantiti applicati nell’anno 2012 sono i valori presentati nei precedenti paragrafi 
(riferiti all’anno 2011), aggiornati applicando il tasso di variazione annuale dei prezzi al consumo 
per le famiglie di operai e impiegati rilevato dall’Istat, con arrotondamento alla prima cifra 
decimale secondo il criterio commerciale. 

 

 
Sintesi dei valori dei prezzi minimi garantiti e ulteriori modalità applicative 

La tabella 2 sintetizza, per le diverse fonti, i valori dei prezzi minimi garantiti per l’anno 2012. 
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Fonte
Quantità di energia elettrica ritirata su base 

annua
Prezzo minimo garantito (**)

[€/MWh]

Biogas e biomasse, esclusi i biocombustibili liquidi ad 
eccezione degli oli vegetali puri tracciabili attraverso il 
sistema integrato di gestione e di controllo previsto dal 

regolamento CE n. 73/09 del Consiglio del 19 gennaio 2009

fino a 2.000.000 kWh 113*(1+ FOI 2011/100)

Gas da discarica, gas residuati dai processi di depurazione 
e biocombustibili liquidi ad eccezione degli oli vegetali puri 

tracciabili attraverso il sistema integrato di gestione e di 
controllo previsto dal regolamento CE n. 73/09 del 

Consiglio del 19 gennaio 2009

fino a 2.000.000 kWh 76,2*(1+ FOI 2011/100)

Eolica fino a 2.000.000 kWh 76,2*(1+ FOI 2011/100)

fino a 3.750 kWh 100*(1+ FOI 2011/100)
oltre 3.750 kWh fino a 25.000 kWh 90*(1+ FOI 2011/100)
oltre 25.000 kWh fino a 2.000.000 kWh 76,2*(1+ FOI 2011/100)

Geotermica fino a 2.000.000 kWh 76,2*(1+ FOI 2011/100)

fino a 250.000 kWh 150*(1+ FOI 2011/100)
oltre 250.000 kWh fino a 500.000 kWh 95*(1+ FOI 2011/100)
oltre 500.000 kWh fino a 1.000.000 kWh 82*(1+ FOI 2011/100)
oltre 1.000.000 kWh fino a 2.000.000 kWh 76,2*(1+ FOI 2011/100)

(**) Con il termine "FOI 2011" si intende il tasso di variazione annuale dei prezzi al consumo per le famiglie di operai e impiegati rilevato dall’Istat nel 2011.

Prezzi minimi garantiti per l'anno 2012                                                                          
riconosciuti per impianti alimentati da fonti rinnovabili di potenza fino a 1 MW (*)

Solare fotovoltaica

(*) La taglia è espressa in termini di potenza nominale elettrica, con l'eccezione degli impianti idroelettrici per i quali è espressa in termini di potenza
nominale media annua (potenza di concessione). Tali potenze sono definite nell'articolo 1 della deliberazione n. 280/07.

Idrica

 
- tabella 2 - 

 

Nel caso di impianti alimentati da fonti rinnovabili non ricomprese nella tabella 2 (quali la fonte 
solare nel caso di impianti solari termodinamici o la fonte maremotrice o moto ondoso, ecc.), in via 
transitoria e fino alla definizione di appositi prezzi minimi garantiti, si continuano ad applicare i 
prezzi minimi garantiti vigenti nel 2011, riportati in tabella 1, aggiornati applicando, su base 
annuale, ai valori in vigore nell’anno solare precedente, il tasso di variazione annuale dei prezzi al 
consumo per le famiglie di operai e impiegati rilevato dall’Istat, con arrotondamento alla prima 
cifra decimale secondo il criterio commerciale. 

Rimane fermo quanto già previsto dalla deliberazione n. 280/07, secondo cui qualora, al termine di 
ciascun anno solare, il prodotto tra i prezzi minimi garantiti e la quantità di energia elettrica ad essi 
riferita sia inferiore al prodotto tra i prezzi zonali orari e la stessa quantità di energia elettrica, il 
GSE riconosce, a conguaglio, i prezzi zonali orari. 

Nel caso in cui i prezzi minimi garantiti vengano applicati a partire da un qualsivoglia giorno 
successivo all’1 gennaio, rimane fermo quanto già previsto dalla deliberazione n. 280/07, secondo 
cui, i valori estremi che individuano ciascuno scaglione delle quantità di energia elettrica 
progressivamente ritirate nel corso dell’anno solare devono essere moltiplicati per il rapporto tra il 
numero dei giorni residui di applicabilità nell’ambito dell’anno solare e il numero complessivo dei 
giorni dell’anno solare. 

Coerentemente con quanto sopra detto, nei casi in cui i prezzi minimi garantiti si applichino alla 
sola parte di energia elettrica immessa in rete ed eccedente quella per cui vengono riconosciute le 
tariffe fisse onnicomprensive12, i valori estremi che individuano ciascuno scaglione delle quantità di 
energia elettrica progressivamente ritirate nel corso dell’anno solare devono essere moltiplicati per 
il rapporto tra la quantità di energia elettrica netta immessa a cui non è applicata la tariffa fissa 
onnicomprensiva e la quantità di energia elettrica netta complessivamente prodotta e immessa in 
rete. Tale rapporto viene definito dal GSE in acconto all’inizio di ogni anno salvo conguaglio alla 
fine dell’anno solare. 
                                                 
12 Una situazione di questo tipo si può presentare, ad esempio, nel caso di impianti oggetto di interventi di 
potenziamento o di rifacimento parziale. 
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4. Applicazione dei prezzi minimi garantiti per gli impianti idroelettrici di potenza 
nominale media annua fino a 1 MW a partire dal 2008  

In ottemperanza alla sentenza del Consiglio di Stato n. 1444/10, l’Autorità è tenuta a rideterminare i 
prezzi minimi garantiti di ritiro dell’energia elettrica prodotta dalla fonte idrica a partire dall’anno 
2008. Al riguardo, nel caso di impianti idroelettrici di potenza nominale media annua fino a 1 MW, 
il GSE riconosce a conguaglio, per i primi 2 milioni di kWh ritirati annualmente nel periodo 
compreso tra l’1 gennaio 2008 e il 31 dicembre 2011, il massimo tra: 
- il prodotto tra i prezzi minimi garantiti indifferenziati per fonte (tabella 1) e la quantità di energia 

elettrica ad essi riferita; 
- il prodotto tra i prezzi minimi garantiti differenziati per fonte come rivisti, per gli impianti 

idroelettrici, nel presente documento e tenendo conto, per gli anni precedenti al 2011, del tasso di 
variazione annuale dei prezzi al consumo per le famiglie di operai e impiegati rilevato dall’Istat 
(tabella 3), e la quantità di energia elettrica ad essi riferita; 

- il prodotto tra i prezzi zonali orari e la stessa quantità di energia elettrica di cui ai precedenti 
alinea. 

Anno 2008 2009 2010 2011

Tasso di variazione annuale dei prezzi 
al consumo per le famiglie di operai e 
impiegati rilevato dall'Istat

3,20% 0,70% 1,60%

Euro/MWh Euro/MWh Euro/MWh Euro/MWh
fino a 250.000 kWh 142,1 146,6 147,6 150,0
oltre 250.000 fino a 500.000 kWh 90,0 92,9 93,5 95,0
oltre 500.000 fino a 1 milioni di kWh 77,6 80,1 80,7 82,0
oltre 1 milione fino a 2 milioni di kWh 72,2 74,5 75,0 76,2

Prezzi minimi garantiti per impianti idroelettrici 

       
- tabella 3 - 

La figura 5 evidenzia la differenza, sulla base di valori 2011, tra: 
- i prezzi minimi garantiti differenziati per fonte come rivisti, per gli impianti idroelettrici, nel 

presente documento (tabella 3); 
- i prezzi minimi garantiti indifferenziati per fonte (tabella 1). 

Prezzi minimi garantiti medi: 
confronto tra i vecchi e i nuovi prezzi minimi garantiti 

per gli impianti idroelettrici 
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1 PREMESSA 


 
1.1 Obiettivi dell’attività 
 
AEEG ha incaricato il Dipartimento Energia del Politecnico di Milano di eseguire una 
valutazione dei costi medi di produzione dell’energia elettrica generata dalle fonti idrica, 
eolica, fotovoltaica, da biomasse e biogas con particolare dettaglio per gli impianti di 
potenza massima fino a 1MW. 
L’analisi ha l’obiettivo di calcolare il costo di produzione dell’energia elettrica dalle diverse 
fonti, evidenziando separatamente le varie voci di costo (investimento, esercizio e 
combustibile ove presente). 
 


1.2 Metodologia e parametri finanziari 
 
1.2.1 Metodologia di calcolo. 
 
La valutazione dei costi dell’energia elettrica prodotta è effettuata secondo la metodologia 
del “levelised cost of electricity” (LCOE) o costo annuo equivalente (CAE) secondo la 
procedura di calcolo riportata nel seguito. 
Secondo l’IEA: “ La nozione di LCOE è uno strumento molto agevole per confrontare i costi 
unitari di diverse tecnologie di generazione elettrica lungo il loro intero ciclo di vita 
economica o in un lasso di tempo determinato. 
LCOE corrisponde ai costi che dovrebbe assumersi un investitore ipotizzando la costanza 
della quantità e dei costi di produzione. In sostanza il tasso di attualizzazione utilizzato nel 
calcolo del LCOE riflette il ritorno sul capitale investito in assenza di specifici rischi 
tecnologici o di mercato. Dato che normalmente tali rischi esistono vi è una divaricazione tra 
LCOE ed i costi reali sopportati da un investitore che operi su mercati elettrici reali, 
ciascuno normalmente caratterizzato da proprie specifiche incertezze. 
Nonostante questi limiti LCOE rimane lo strumento generalmente considerato più 
trasparente per valutare i costi della generazione elettrica ed è ampiamente utilizzato per 
confrontare i costi di diverse tecnologie e per metter a punto modelli od eseguire analisi di 
politica energetica. LCOE approssima meglio i costi reali della produzione elettrica in 
mercati elettrici monopolistici o amministrati con garanzie sui prestiti e con prezzi regolati 
piuttosto che in mercati competitivi e con costi variabili”. 
 
L’ampio sostegno dato dalla BCE (Banca Centrale Europea) e dal sistema bancario 
nazionale al finanziamento delle fonti rinnovabili unito alla periodica revisione dei parametri 
economici da parte del regolatore che tempera le inevitabili incertezze fanno ritenere che le 
fonti rinnovabili si muovano in un quadro di mercato sostanzialmente amministrato e che 
quindi la metodologia LCOE è quasi certamente la più indicata per l’esecuzione di analisi 
economiche. 
 
 Per il calcolo del LCOE è stato implementato un modello di calcolo in cui i dati di input e le 
convenzioni adottate sono: 
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1) fattore di utilizzo: ore equivalenti; 
2) potenza netta dell’impianto: kWe; 
3) costi di investimento  specifici sulla potenza netta: €/kWe; 
4) costi specifici di personale: €/kWe anno; 
5) costo specifico del combustibile: €/kWe anno 
6) costi di manutenzione ordinaria : €/kWe anno; 
7) accantonamenti per i costi di manutenzione straordinaria : €/kWe anno; 
8) costo di assicurazione:  €/kWe anno; 
9) costo di smaltimento rifiuti:  €/kWe anno 
10) costo dei canoni : €/kWe anno; 
11) costo ICI : €/kWe anno; 
12) valore residuo specifico dell’investimento al termine del periodo di attualizzazione 


considerato:  €/kWe anno; 
13) durata del periodo di attualizzazione: 12, 15 anni (durata dei CV pre e post 2008) e 20 


anni per il solo fotovoltaico; 
14) tasso di attualizzazione;  
15) tasso di inflazione; 
16) durata della realizzazione dell’impianto. 
 
I costi d’investimento comprendono i costi di progettazione, di sviluppo del progetto, i costi 
delle opere civili, delle opere elettriche di connessione alla rete e delle pratiche 
autorizzative. 
La vita tecnica degli impianti considerati è mediamente di 20 anni e superiore ai 30 per gli 
impianti idraulici e geotermici; dato che i periodi di attualizzazione considerati sono molto 
inferiori alla vita tecnica degli impianti stessi è stato introdotto il valore residuo calcolato 
ipotizzando una vita economica di 30 anni per gli impianti idroelettrici e geotermici e di 20 
per gli altri; il valore residuo è quindi stato stimato ipotizzando un decremento lineare del 
valore dell’impianto e quindi pari a 8/20 o 18/30 e 5/20 o 15/30 dell’investimento in funzione 
della tecnologia e del periodo considerato.  
I dati impiegati nella seguente analisi sono stati ottenuti da una dettagliata indagine della 
letteratura internazionale e nazionale esistente, per il tramite di interviste a tecnici con 
consolidata esperienza e, quando possibile, verificati con interviste a gestori di impianti.  
Sulla base di tale analisi sono stati individuati ed analizzati 40 impianti ritenuti 
rappresentativi delle tecnologie e taglie più diffuse in Italia: 


o biomasse, 14 casi 
o eolico, 4 casi 
o fotovoltaico, 5 casi 
o geotermico, 2 casi 
o idroelettrico, 15 casi 
 


Le fonti rinnovabili sono generalmente caratterizzate da un’elevata variabilità ed incertezza 
nella valutazione di molte voci di costo. Nei casi in cui gli operatori non hanno sottolineato il 
problema della variabilità dei costi si sono assunti, per il calcolo del LCOE, i valori da essi 
indicati (indentificati come costi medi); in altre circostanze si è invece ritenuto necessario 
definire un intervallo di costi compreso tra le condizioni economicamente più favorevoli 
(costo minimo) e più sfavorevoli (costo massimo). 
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Per gli impianti a biomasse, geotermico ed idroelettrico con potenze installate superiori ad 1 
MW, il costo di investimento è stato suddiviso equamente su 3 anni, durante i quali si 
ipotizza avvenga la realizzazione dell’impianto. In tutti gli altri casi si è assunto che 
l’investimento possa essere realizzato in un anno. 
Il calcolo del costo medio attualizzato di produzione dell’energia elettrica è stato effettuato 
con la seguente relazione:    
 


!"#$ !
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!!
!


!


!!!
!!!!! ! !!


!!!


!!!
! !"!! ! !!!!
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dove, con riferimento ai punti del precedente elenco:  
 
r  tasso di attualizzazione, 14);  
N  durata in anni del periodo analizzato, 13);  
CIi  costo di investimento sostenuto nell’anno i-esimo, 3);  
COi  costo di gestione e manutenzione sostenuto nell’anno i-esimo, 4), da 6) a 11);  
EEi  energia elettrica prodotta nell’anno i-esimo, 1) moltiplicato 2);  
CCi  costo del combustibile sostenuto nell’anno i-esimo, 5); 
VR    valore residuo dell’impianto all’anno N, 12); 
M durata in anni della realizzazione dell’impianto, 16). 
 
Un’ipotesi semplificativa riguarda la produzione di energia elettrica che è stata assunta 
costante in ciascun anno per l’intero orizzonte temporale di riferimento. Tale ipotesi 
implica la disponibilità attesa dell’impianto per un numero di ore equivalenti a piena potenza 
che distribuisce eventuali indisponibilità, in particolare connesse alle manutenzioni 
straordinarie, nei vari anni di funzionamento dell’impianto. 
 
I risultati dei calcoli effettuati per ciascuna tecnologia sono riportati in tabelle utilizzando la 
seguente simbologia: 
 
Ctot coincide con LCOE; 
CI quota di LCOE relativa al costo di investimento; 
CO quota di LCOE relativa al costi operativi; 
CC quota di LCOE relativa al costo del combustibile; 
VR quota di LCOE relativa al valore residuo. 
 
1.2.2  Tasso di attualizzazione e costo del denaro 
Come detto la presente analisi ha come obiettivo la determinazione dei costi del kWh 
generato da varie fonti rinnovabili; in particolare vengono definiti i costi di produzione al 
netto dell’adeguata remunerazione del capitale investito. Pertanto, tale remunerazione 
dovrà essere considerata ai fini della completa definizione dei costi di produzione e per la 
successiva eventuale definizione dei prezzi di ritiro dell’energia elettrica. 
Per questa ragione si è deciso di adottare come tasso di attualizzazione il costo del denaro 
investito nell’impianto. 
Per determinare questo parametro sono state effettuati vari incontri-intervista con i 
funzionari, che seguono il finanziamento delle rinnovabili, di 3 primarie banche italiane. 
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Tutti gli intervistati hanno affermato che, almeno in linea teorica, il finanziamento non deve 
superare l’80% dell’investimento e quindi almeno il 20% deve essere coperto da capitale 
proprio; nonostante ciò tutti gli operatori da noi intervistati che possiedono impianti di 
potenza inferiore ad 1 MW hanno affermato di aver ricevuto prestiti che coprono l’intero 
investimento ad esclusione dell’ IVA. 
I tassi di interesse praticati dai diversi istituti sono molto simili; per i prestiti a tasso variabile  
si fa riferimento al valore dell’ Euribor a tre mesi, da noi assunto pari a 1,05%, (data di 
riferimento 10-novembre-2010) a cui viene aggiunto uno spread  medio del 2,50% per il 
fotovoltaico, considerato il più sicuro e del 3% per le altre tecnologie. 
Il tasso di attualizzazione è quindi stato assunto pari al 3,55% per il fotovoltaico e al 4,05% 
per le altre tecnologie. 
Nel corso delle interviste effettuate nessun operatore ha dichiarato di pagare interessi così 
elevati; in tutti i casi gli interessi variavano tra il 2 e 3%. 
Per la presente valutazione i costi base sono quelli a tasso di attualizzazione 100%, 
inflazione nulla e senza correzione IRAP.  
Non è stato preso in considerazione il costo del capitale circolante. 
 
1.2.3  Assicurazioni 
Come fatto con le banche si sono intervistati anche Broker e compagnie assicurative  così 
da ottenere dati affidabili su questa voce di costo. 
Nella trattazione delle diverse tecnologie si è tentato di presentare i dati di costo in modo 
uniforme; non sempre ciò è risultato possibile data l’eterogeneità dei dati. 
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2 BIOMASSE 


 
Si definisce biomassa qualunque sostanza organica di origine animale ma soprattutto 
vegetale derivante direttamente o indirettamente dalla fotosintesi clorofilliana. 
 Il termine biomasse indica quindi un insieme di sostanze organiche molto  diversificato in 
termini di contenuto di umidità, di zuccheri o lipidi, di sostanze azotate, di lignina o cellulosa. 
In base a queste differenze anche i processi di conversione energetica più idonei per 
sfruttare le diverse biomasse sono estremamente differenziati e potenzialmente molto 
numerosi. Nel presente rapporto tratteremo solo tre tipologie di processi di conversione che 
si ritengono, anche se in misura diversa, i più significativi nel contesto italiano: 


- la produzione di bio gas con generazione elettrica per il tramite di motori alternativi; 
- l’utilizzo di bio combustibili in generatori elettrici con motori alternativi; 
- la combustione di biomasse a bassa umidità in caldaie e la generazione elettrica con 


cicli a vapore.    
 


2.1 Biogas 
Il biogas è prodotto della demolizione della sostanza organica operata dai batteri in assenza 
di ossigeno, in tutti gli ambienti naturali.  
Al processo partecipano diversi gruppi di microrganismi anaerobici acetogenici e 
metanigeni. I primi trasformano la sostanza organica in composti intermedi più semplici 
(acido acetico, anidride carbonica, idrogeno), i secondi agiscono sui composti organici 
intermedi producendo, al termine di una complessa sequenza metabolica, il metano. 
Essendo gassoso, il metano si separa facilmente dalla massa di reazione, accumulandosi 
nelle parti più alte dell’area di digestione da dove è possibile estrarlo.  
Gran parte dell’energia contenuta nella materia organica digerita può essere convertita in 
metano (sino all’80-90%) poiché i batteri ne utilizzano per il loro sviluppo solo una piccola 
frazione.  
Il gas prodotto dalla digestione anaerobica dei batteri è quindi costituito sostanzialmente da 
una miscela di metano e anidride carbonica, con una modesta presenza di ossigeno, azoto 
e alcune impurezze quali ammoniaca, solfuri, fluoruri, silicati, vapor d’acqua che possono 
variare significativamente in funzione del substrato trattato. 
La presenza d’inquinanti gassosi, tra cui l’acido solfidrico, rende spesso necessario un 
trattamento di purificazione del gas prima dell’utilizzo. 
 
2.1.1 Biogas da fermentatori anaerobici 
Quando il biogas viene prodotto tramite impianti di fermentazione anaerobica i substrati più 
comunemente utilizzati sono:  
• fanghi e reflui generati da deiezioni animali;  
• fanghi e reflui provenienti dal trattamento delle acque fognarie urbane; 
• rifiuti agro-alimentari (residui di colture e dell’industria alimentare), 
• frazione umida (organica) della raccolta differenziata dei rifiuti urbani (FORSU); 
• colture dedicate quali mais e triticale. 
 
L’utilizzo del gas prodotto da digestione anaerobica  può comportare alcuni problemi 
operativi che  rendono spesso necessaria un’accurata manutenzione periodica. 
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In generale, un impianto a biogas, può presentare problemi dovuti a: 
• corrosività del biogas, dovuta alla formazione di acido solfidrico; 
• formazione di condensa nelle tubazioni in quanto il gas si produce saturo di acqua 


alla temperatura di processo  superiore alla temperatura ambiente (fermentatori 
mesofili 35°C, termofili 50-60°C); 


• formazione di incrostazioni nelle tubazioni di uscita dei liquami digeriti, negli 
stramazzi, nella zona di aspirazione delle pompe centrifughe e negli scambiatori; 


• esposizione al gelo che può danneggiare la componentistica esterna al fermentatore. 
Prima dell’utilizzo del gas è quindi opportuno prevedere trattamenti di deumidificazione, 
filtrazione e desolforazione. In alcuni impianti una controllata insufflazione di ossigeno 
riesce a far precipitare l’acido solfidrico riducendo o annullando la necessità di desolforare. 
 
Analisi dei costi 
 
Per valutare i costi medi di produzione di energia elettrica da biogas si sono esaminate 
alcune  offerte , con relativa analisi di redditività, la documentazione resa disponibile da 
alcuni costruttori e da interviste svolte durante le visite agli impianti di alcune aziende 
agricole. Altri casi studio sono stati reperiti sul sito del Centro Ricerche Produzioni Animali 
S.p.a. (CRPA) [1]. 
 
Per gli impianti a biogas si sono considerate le seguenti voci di costo: 
-investimento: comprensivo di progettazione, oneri di allacciamento ed installazione 
contatori e impianti ausiliari quali trincee e vasche stoccaggio effluenti (al netto di IVA); 
- personale per gestione e smaltimento effluenti quando svolto in proprio; 
- alimentazione fermentatore per la quota non derivante da rifiuti e reflui aziendali; 
- manutenzione ordinaria; 
- manutenzione straordinaria quando presente; 
- assicurazioni; 
- varie quando presenti. 
 
Non sono stati presi in considerazione oneri fiscali compresa ICI e canoni che in tutti i casi 
esaminati sono risultati assenti o trascurabili; è stato trascurato anche il costo di 
smaltimento del digestato che nei casi esaminati ed anche quelli reperiti in letteratura, può 
essere riutilizzato in campo agricolo come fertilizzante e ammendante, salvo i casi in cui 
non sia possibile per obblighi regionali, in applicazione alla direttiva nitrati, determinando dei 
costi di smaltimento. 
La valutazione di dettaglio ha riguardato i seguenti impianti:  
 
• 100 kW 
Impianto di potenza lorda di 110 kWe  e 100 kWe  netti, con motore a combustione interna 
(MCI) MAN 4 tempi; ore equivalenti 8.000. 
Costo di investimento.  800.000 € , schematicamente  suddiviso in: 
- macchina de-plastificatrice BESC – 120.000 € (nel caso specifico l’impianto deve trattare 
FORSU con presenza di sacchetti di plastica. Per altre applicazioni questa voce potrebbe 
essere trascurata); 
- opere elettromeccaniche per digestione anaerobica – 480.000 €  
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- trattamento biogas e allacciamento cogenerativo – 150.000 €  
- Progettazione – 50.000 € 
Costo di alimentazione del digestore 
 In questo caso, in assenza di ulteriori informazioni, il costo di approvvigionamento del 
substrato è considerato nullo anche se potrebbe risultare negativo nel caso non improbabile 
di un ricavo legato al conferimento del rifiuto. 
Costi  di personale 
L’impianto richiede la presenza di  personale specializzato per un monitoraggio del corretto 
funzionamento del processo di digestione e del motore e per il caricamento della materia 
prima per un impegno di 1 uomo/anno con un costo di 36.000 €/anno.  
Manutenzione  
Per i costi di manutenzione, Biogas Engineering ha fornito un’indicazione di massima su 
due contratti di manutenzione distinti: 
Manutenzione motore  – 0,020 €/kWhe 
Manutenzione impianto di digestione e assistenza al processo – 0,020 €/ kWhe 


Costi di assicurazione 
I documenti non forniscono indicazioni su questo punto ma l’indagine effettuata presso 
compagnie di assicurazione e gestori di impianto indica un costo variabile, in funzione del 
tipo di polizza da 2.000 a 5.000 €/anno. 
 
• 487 kW 
Impianto di potenza lorda di 533 kWe  e 487 kWe netti, MCI MWM a 4 tempi e con un fattore 
di utilizzo di 8.000 ore equivalenti annue; il sistema è dotato di un estrusore per il 
pretrattamento del substrato. 
Costo di investimento 
Viene dichiarato un costo di 2.450.000 € non suddiviso nelle varie voci. 
Costo alimentazione del digestore 
L’alimentazione standard è costituita da 18 ton/g di liquame bovino, 5,5 ton/g di letame 
bovino, di costo nullo, 11,5 ton/g di insilato di mais (40-50 €/ton se comprato 30 €/ton se 
prodotto), 6 ton/g di insilato di loietto (non esiste un prezzo di mercato di questo prodotto 
ma il suo costo è stimabile in 30 €/ton), 2 ton/g di insilato d’erba ( non esiste un prezzo di 
mercato di questo prodotto ma il suo costo è stimabile in 30 €/ton). Al digestore devono 
essere forniti circa 580 kg/anno di micronutrienti dal costo 25 €/kg. 
Costi personale 
Secondo il costruttore l’impianto può essere gestito con un impegno di 1.000 ore/anno da 
personale di media qualificazione (25 €/h). 
Costi di manutenzione 
Viene proposto un contratto “full service” , che include l’assicurazione, del costo di 
0,03€/kW. Mancano indicazioni su eventuali manutenzioni straordinarie presumibilmente 
incluse nel contratto. 
Costi di assicurazione 
Non vengono fornite indicazioni sui possibili oneri di assicurazione ma l’indagine effettuata 
presso compagnie di assicurazione e gestori di impianto indica un costo variabile, in 
funzione del tipo di polizza da 6.000 a 12.000 €/anno. 
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• 521 kW 
Impianto di potenza lorda di 526 kWe  e 521 kWe  netti, MCI Jenbacher a 4 tempi e con un 
fattore di utilizzo di 7.900 ore equivalenti. 
Gli autoconsumi di questo impianto a detta del costruttore sono molto bassi anche perché 
privo di dispositivi di pretrattamento. L’impianto è in costruzione e quindi non sono 
disponibili dati sperimentali. 
Costo investimento 
L’offerta ha un importo complessivo di 1.805.000 € di cui 1.485.000 € dovuti a fermentatore 
e generatore e 320.000 € per la realizzazione di trincee e depositi movimento terra, per le 
pratiche di autorizzazione , l’allacciamento alla rete e la messa in esercizio. 
Costo alimentazione del digestore 
7.000 ton/anno di liquame e 2.000 ton/a di letame bovino sono da considerarsi a costo 
nullo. 
22 ton/giorno insilato di mais ( 40-50 €/ton se comprato 30 €/ton se prodotto). 
Costi personale 
Secondo il fornitore è necessario un impegno giornaliero di 4 ore per 365 giorni all’anno ad 
un costo di 25 €/ora. 
Costi di manutenzione 
Viene proposto un contratto di manutenzione del fermentatore al costo annuo di 32.490 € 
(1,8% costo impianto), un contratto di manutenzione del motore al costo di  0,011 €/ kWh 
(produzione lorda) e di 0,004 €/ kWh (produzione lorda) per la revisione generale periodica 
del motore e del sistema di riscaldamento del fermentatore.  
Costi di assicurazione 
Non vengono fornite indicazioni sui possibili oneri di assicurazione ma l’indagine effettuata 
presso compagnie di assicurazione e gestori di impianto indica un costo variabile, in 
funzione del tipo di polizza da 4.500 a 9.000 €/anno. 
 
• 530 kW 
Impianto di potenza lorda di 588 kWe  e 530 kWe  netti, MCI DEUTZ a 4 tempi e con un 
fattore di utilizzo di 7.800 ore equivalenti . 
Costo investimento 
Il costo complessivo dell’impianto è stato di 2.300.000 € incluse infrastrutture di servizio, 
allacciamento alla rete e la messa in esercizio. Il fermentatore è dotato di un pretrattamento 
elettro meccanico del substrato di alimentazione (BioCrack).  
Costo alimentazione del digestore. 
Il fermentatore è alimentato dalle deiezioni di circa 500 bovini e da 20 ton/giorno di una 
miscela di insilati di mais, sorgo, erba con aggiunta di sfarinati con un costo medio stimabile 
in 38 €/ton. 
Costi personale 
La gestione dell’impianto richiede un impegno giornaliero di 4 ore per 365 giorni all’anno ad 
un costo di 25 €/ora. 
Costi di manutenzione 
L’iniziale contratto di manutenzione, comprensivo di manutenzione ordinaria e straordinaria 
basato sulle ore di funzionamento del motore non è stato considerato conveniente. 
Attualmente gli interventi sono decisi volta per volta ed i costi medi di manutenzione 
ordinaria sono risultati di 30.000 €/anno mentre ogni 60.000 ore è prevista una 
manutenzione straordinaria del costo di 200.000 €. 
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Costi assicurazione 
L’impianto è coperto da un contratto di assicurazione del costo di 2.500 €. 
 
• 901 kW 
Impianto di potenza lorda di 990 kWe  e 901 kWe  netti, MCI Jenbacher a 4 tempi e con un 
fattore di utilizzo di 7.900 ore equivalenti.  
Costo investimento. 
L’impianto ha avuto un costo complessivo (fermentatore, motore, trincee, allacciamenti) di  
4.000.000 €  
Costo alimentazione del digestore. 
I 60 m3/giorno di liquame  sono da considerarsi a costo nullo. 
L'azienda agricola su cui insiste il fermentatoreha grande disponibilità di superficie 
coltivabile e ricorre quindi in misura trascurabile all'acquisto di substrati fermentabili che 
vengono quasi totalmente autoprodotti salvo gli sfarinati. 
Trinciato di mais 34 ton/giorno al costo di 30 €/ton 
Trinciato di triticale 11 ton/giorno, al costo di 15 €/ton 
Sfarinati 3 ton/giorno al costo di 120 €/ton. 
Il costo del combustibile risulta di 0,0792 €/kWh. 
Costi personale 
La gestione dell’impianto richiede un impegno giornaliero di 4 ore per 365 giorni all’anno ad 
un costo di 25 €/ora. 
Costi di manutenzione 
Il gestore dichiara un costo per la manutenzione ordinaria del sistema equivalente a 500 
€/giorno ed ogni 60.000 ore di funzionamento (6,84 anni) è prevista una manutenzione 
straordinaria del costo di 200.000 €.  
Costi di assicurazione 
Attualmente l’impianto non è assicurato. 
 
• 1248 kW 
Impianto di potenza lorda di 1478 kWe  e 1248 kWe  netti, 3 MCI  a 4 tempi, 2 Jenbacher e 1 
Deutz, e con un fattore di utilizzo di 8.000 ore equivalenti.  
Costo di investimento 
L’investimento è valutato in 4.000.000 €, suddivisibile in: 1.500.000 € per fermentatori, 
1.300.000 € generatore, 950.000 € trincee attrezzature e opere civili varie,  150.000 € per 
l’allacciamento alla rete e 100.000 € di progettazione. 
Costo alimentazione del digestore 
Il digestore è alimentato con le deiezioni di 11.000 suini e 7.500 bovini cui si aggiungono 50 
ton/giorno di insilato di mais (40-50 €/ton se comprato 30 €/ton se prodotto). 
Costi personale 
Il costo di personale per la gestione ordinaria dell’impianto è valutato in 60.000 €/anno.  
Costi di manutenzione 
Si prevede un costo per la manutenzione del fermentatore di 70.000 €/anno e per il 
generatore  un contratto di manutenzione “full service” dal costo di 0,02 €/ kWh . 
Costi di assicurazione 
Non vengono fornite indicazioni sui possibili oneri di assicurazione ma l’indagine effettuata 
presso compagnie di assicurazione e gestori di impianto indica un costo variabile, in 
funzione del tipo di polizza da 10.000 a 20.000 €/anno. 
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Spese generali 
In questo unico caso sono dichiarate spese generali per un importo di 20.000 €/anno. 
 
In tabella 2.1 è riportata la sintesi dei costi attualizzati per i 6 impianti a biogas. 
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2.1.2  Biogas da discarica 
Nelle discariche, ed in particolare negli impianti destinati allo smaltimento dei rifiuti urbani, il 
metano viene prodotto spontaneamente e rilasciato nell’aria in quantitativi rilevanti. 
Le norme vigenti negli ultimi dieci anni disincentivano drasticamente il ricorso a discarica  e 
pertanto il quantitativo di biogas ricavato da questa fonte dovrebbe tendere ad esaurirsi in 
prospettiva. Nonostante ciò, il contributo delle discariche alla produzione di bio metano 
nazionale è ancora largamente quello più significativo.  
Per la generazione elettrica, anche in questo caso, sono utilizzati principalmente  motori a 
combustione interna che prelevano il biogas direttamente dalla discarica mediante un 
sistema di pozzi di prelievo realizzati nel corpo della discarica così da minimizzare il 
contatto con l’atmosfera. Le difficoltà maggiori per questa tecnologia risiedono nella 
ottimizzazione della gestione della discarica e nella valutazione delle sue capacità 
produttive. I maggiori problemi di esercizio sono legati al trattamento del biogas che deve 
essere filtrato dagli inquinanti  (acidi solfidrico e cloridrico) e al mantenimento di una 
concentrazione di metano sufficiente al funzionamento del motore. 
 
Per gli impianti a biogas  si sono considerate le seguenti voci di costo: 
- investimento: comprensivo di progettazione, oneri di allacciamento ed installazione 
contatori, con l’esclusione del sistema di captazione del gas la cui realizzazione è 
obbligatoria anche in assenza di generazione elettrica (i costi sono al netto di IVA); 
- personale; 
- manutenzione: contratti orari; 
- assicurazioni; 
- canoni. 
 
La valutazione di dettaglio ha riguardato i seguenti  impianti:  
 
• 500 kW 
Impianto da 500 kWe di potenza  netta, MCI a 4 tempi e con un fattore di utilizzo di 6.900 ore 
equivalenti medie sui 12 anni e 6.000 sui 15. La produttività della discarica non è costante 
ma il livello di produzione prossimo al massimo viene mantenuto per alcuni anni (4-6) e 
normalmente dopo 12 anni si è prossimi all’esaurimento.  
Costo investimento 
Il sistema di generazione con tutte le relative utenze, comprensivo di progettazione, pratiche 
di autorizzazione, allacciamento alla rete e la messa in esercizio ha un costo complessivo di 
950.000 € 
Costi personale 
 Questa voce ammonta a 36.000 €/a 
Costi di manutenzione 
Il contratto di manutenzione del generatore ha un costo di 7 € per ora di funzionamento 
indipendentemente dalla potenza erogata dal motore. Mediamente il sistema opera per 
8.200 h/a per un costo complessivo di 57.400 €/a. 
Costi di assicurazione 
Non vengono fornite indicazioni sui possibili oneri di assicurazione che possono essere 
stimati in 3.000 €/anno. 
Canoni 
Il costo di trasporto e lettura ammonta a circa 700 €/a. 
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• 1010 kW 
Impianto da 2 MCI JGS 312 a 4 tempi con potenza unitaria lorda di 625 kW e 605 kW netti. 
Per effetto della variazione di produttività della discarica lo potenza media erogata nei primi 
12 anni di funzionamento è però stimata pari a 1010 kW con un fattore di utilizzo di 7.000 
h/a che dovrebbero ridursi a circa 6.000 h/a in un periodo di funzionamento di15 anni dato 
che la discarica è probabilmente in via di esaurimento.  
Costo investimento 
Il sistema di generazione con tutte le relative utenze, comprensivo di  progettazione, 
pratiche di autorizzazione, allacciamento alla rete e messa in esercizio ha un costo 
complessivo di 2.200.000 € 
Costi personale 
Questa voce ammonta a 41.000 €/a. 
Costi di manutenzione 
Il contratto di manutenzione del generatore ha un costo di 16,30 € per ora di funzionamento 
indipendentemente dalla potenza erogata dal motore. Mediamente il sistema opera per 
8.200 h/a per un costo complessivo di 133.660 €/a. 
Costi di assicurazione 
Non vengono fornite indicazioni sui possibili oneri di assicurazione che possono essere 
stimati in 6.600 €/anno. 
Canoni 
Il costo di trasporto e lettura ammonta a 1.032 €/a. 
 
In tabella 2.2 è riportata la sintesi dei costi attualizzati per i 2 impianti a biogas da discarica. 
 
 
 


 


Tabella 2.2 Sintesi dei costi attualizzati per impianti a biogas da discarica 
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2.2 Biomasse solide 
La biomassa solida è essenzialmente biomassa legnosa ricavabile da diverse essenze quali 
a puro titolo di esempio: pioppo (adatto alle piantagioni a rotazione breve), robinia, salice, 
faggio, pino, abete e varie altre conifere, eucalipto.  
La  materia prima può provenire da residui di lavorazione e di gestione del verde quali: 
- scarti di segherie, falegnamerie; 
- residui di industrie della lavorazione del legno; 
- residui di potature di aziende agricole; 
- manutenzione di boschi, foreste, parchi e del verde (abbattimento di alberi e diradamento, 
o per esempio la potatura delle siepi). 
In alternativa può essere appositamente coltivata. 
 
La biomassa solida è in genere commercializzata sotto forma di cippato o pellet. Il termine 
cippato indica scaglie di legno sminuzzato delle dimensioni di pochi centimetri; il nome 
deriva dal termine inglese “wood chips” ed è un prodotto ottenuto dalla frammentazione di 
legni di vario tipo tramite l’utilizzo di apposite macchine dette cippatrici. 
Per produrre cippato è utilizzato anche legno di bassa qualità come i residui delle potature, 
le ramaglie ed i sottoprodotti delle segherie e il legno proveniente da coltivazioni a breve 
rotazione (Short Rotation Forestry). 
 Inoltre nelle operazioni boschive la “cippatura” presenta alcuni vantaggi, tra i quali il 
recupero di scarti che altrimenti verrebbero lasciati nel bosco (prevenendo così l’innesco di 
incendi) e l’aumento della produttività conseguente all’eliminazione di alcune fasi di 
produzione del legname. 
Il pellet è ottenuto attraverso delle semplici lavorazioni meccaniche, sottoponendo la 
segatura del legno finemente lavorata, ad alte pressioni. Il materiale è poi fatto passare 
attraverso una filiera.  
Il pellet prodotto per estrusione è costituito da cilindretti di diametro 6-8 mm e lunghezza 30-
40 mm. Il calore sprigionato durante le fasi di lavorazione attiva l'effetto legante della lignina 
che conferisce al pellet compattezza e una caratteristica forma a cilindro. Grazie allo 
sviluppo di macchine pellettatrici è stato possibile riutilizzare molti materiali di scarto .  
La biomassa solida può essere bruciata in caldaie per generare, direttamente o 
indirettamente vapore e produrre quindi energia elettrica impiegando un ciclo Rankine. 
Nella presente analisi per taglie inferiore ad 1 MW è stata esaminata una sola tipologia di 
impianto basata su un ciclo a fluido organico, Organic Rankine Cycle (ORC); per taglie 
superiori sono stati analizzati tre impianti con ciclo a vapore. 
Il prezzo della biomassa può variare significativamente sia nel tempo sia in base alla 
regione considerata.  
I prezzi più bassi si riscontrano in Emilia e Piemonte, i più alti in Toscana, Friuli e Trentino.  
Il prezzo medio per il 2009 del cippato ad alta umidità (40 – 45 %), utilizzato dagli impianti 
nel seguito esaminati, è compreso tra 55 e 80 €/ton, in media 70 €/ton. 
Il prezzo medio per il 2009 del cippato a bassa umidità (8 -15 %) è compreso tra 90 e 160 
€/ton, in media 120 €/ton. 
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Analisi dei costi 
 
Per gli impianti alimentati da biomasse solide si sono considerate le seguenti voci di costo: 
-investimento: comprensivo di progettazione, oneri di allacciamento ed installazione 
contatori e impianti ausiliari quali trincee e vasche stoccaggio effluenti (al netto di IVA); 
- personale per gestione e smaltimento effluenti quando svolto in proprio; 
- combustibile; 
- manutenzione ordinaria; 
- manutenzione straordinaria quando presente; 
- assicurazioni; 
- smaltimento ceneri; 
- varie quando presenti. 
 
• 400 kW 
La prima valutazione fa riferimento a un impianto cogenerativo a biomassa con ciclo 
Rankine a fluido organico (ORC) da circa 400 kW di potenza elettrica e 1.800 kW di 
potenza termica resa disponibile all’utenza (es. teleriscaldamento, essiccamento 
combustibile, ecc.). In ingresso l’ORC richiede una potenza termica di 2.400 kW fornita da 
olio diatermico. La caldaia ad olio diatermico, alimentata a cippato,  può raggiungere  una 
potenza termica di 3.000 kW . 
L’efficienza netta del sistema ORC è di circa il 15%. I dati sono ricavati da un documento  
del costruttore e verificati con un’intervista ad un’utilizzatore. La caldaia a biomassa è a 
griglia piatta a spinta da 2.600 kW di potenza termica nominale e di 3.000 kW di potenza di 
picco. Il modulo ORC è il modello ORC TURBODEN 4 “SPLIT” MODUL della ditta Turboden 
srl [2] da circa 424 kW lordi. L’impianto ha un fattore di utilizzo di 8.000 ore/anno. 
Per le valutazione dei costi si sono considerate le stesse  voci utilizzate per il biogas pur 
con qualche inevitabile adattamento: investimento, combustibile, personale, manutenzione 
ordinaria e straordinaria, smaltimento ceneri, assicurazioni. Nel caso di sistemi cogenerativi 
può risultare problematico suddividere correttamente i costi tra energia elettrica e termica 
ma nel caso specifico sia i costi di investimento sia di gestione risultano separati. 
Costo investimento 
L’investimento complessivo per la parte di generazione elettrica è pari a 2.990.000 € 
comprensivo di caldaia (2.000.000 €), ORC (840.000 €), stoccaggi biomassa (150.000 €). 
Costo combustibile 
La caldaia può essere alimentata a cippato ad alta umidità (40% - 45%) con  PCI pari a11 
MJ/kg, del costo di 70 €/ton. 
Costo personale 
Per la gestione dell’impianto e la movimentazione della biomassa è necessario l’impegno di 
2 tecnici per un costo annuo di 72.000 €. 
Costi di manutenzione 
Un modulo Turboden richiede poca manutenzione essendo alimentato da olio diatermico in 
un circuito chiuso e anche il fluido organico lavora in un circuito chiuso, è pulito e non 
corrosivo. Inoltre la turbina opera a basso numero di giri e quindi non richiede riduttore ed è 
un componente molto affidabile, il fermo macchina per manutenzione è in genere associato 
al fermo caldaia. Turboden propone vari pacchetti di manutenzione; per la valutazione dei 
costi si farà riferimento ad un pacchetto Full Maintanance da 15.000 €/anno che comprende 
telecontrollo.  
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Il costo di manutenzione della caldaia è più oneroso ed è stimato in 30.000 €/anno. 
Costi di smaltimento 
I costi di trasporto e smaltimento delle ceneri sono stimati in 15.000 €/anno. 
Costi assicurazioni 
I costi di assicurazione sono fortemente dipendenti dal tipo di polizza e dalle coperture 
richieste. Nel caso specifico si possono stimare costi variabili tra 5.000 e 20.000 €/anno. 
 
• 5005 kW 
Il primo caso di impianti Rankine a vapor d’acqua esaminato si riferisce ad un impianto della 
potenza lorda di 5.500 kW con  il 9% di autoconsumi, una potenza netta di 5.005 kW ed un 
fattore di utilizzo di 7.680 ore/anno. 
Pur non essendo stati autorizzati a fornire indicazioni su proprietari e costruttori si è ritenuto 
interessante analizzare i costi di questo impianto perché è stato realizzato nei pressi di 
un’attività industriale che genera come sottoprodotto grandi quantità di legname e quindi 
usufruisce di costi di combustibile molto interessanti. 
Costo investimento 
L’investimento complessivo è pari a 24.500.000 €; non è disponibile alcuna suddivisione tra 
le varie voci di costo. 
Costo del combustibile, trattamento fumi e lubrificanti 
L’impianto consuma mediamente 70.000 ton/anno di legna che viene pagata 35 €/ton. 
Nelle fasi di avviamento viene impiegato gas naturale e per il trattamento effluenti carboni 
attivi, calce, urea e additivi per un costo complessivo di 235.000 €/anno compresi i 
lubrificanti. 
Costi  di personale 
L’impianto richiede 16 addetti con un costo unitario di 40.000 €/anno. 
Costi di manutenzione 
La manutenzione ha complessivamente costi medi di 350.000 €/anno. 
Costi smaltimento 
Gli oneri per lo smaltimento delle ceneri ammontano a 290.000 €/anno. 
Costi assicurazione 
Gli oneri di assicurazione ammontano a 100.000 €/anno. 
 
• 18500 kW 
Il secondo caso riguarda un impianto di dimensioni molto maggiori: 20 MW di potenza 
elettrica lorda in fase di costruzione; i dati sono di previsione forniti dal costruttore. 
La caldaia è alimentata con cippato di legno da pioppicoltura a rapido accrescimento (oltre 
50% umidità),  un PCI di circa 9,2  MJ/kg e con un fattore di utilizzo di 8.000 ore/anno 
equivalenti. La potenza netta generata dall’impianto è di 18,5 MWe. 
L’impianto è dotato di griglia raffreddata  in lega resistente alle alte temperature e l’aria 
primaria prende parte al raffreddamento preriscaldandosi prima di entrare in camera di 
combustione da fondo griglia. La fornace è  raffreddata ad acqua, circolante in pareti 
membranate parzialmente rivestite da refrattario. Dalla parte inferiore della fornace s’inietta 
l’aria secondaria. Per avviamenti e transitori è previsto l’utilizzo di bruciatori a gas naturale. 
L impianto è dotato di un completo sistema trattamento fumi, composto principalmente da: 
ciclone, reattore a secco, filtro a maniche e reattore catalitico. 
Costo di investimento 
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L’investimento complessivo previsto è di 80.000.000 €. E’ in corso la procedura di bank 
advising necessaria a concordare le modalità di finanziamento. L’avviamento è previsto per 
il terzo trimestre del 2011. 
Costo del combustibile 
L’impianto consuma mediamente circa 200.000 t/anno dal costo di 50 €/ton. 
Il gas naturale e i prodotti chimici per il trattamento delle emissioni hanno costi complessivi 
di 950.000 €/anno . 
Costi di personale 
Il costo del personale, circa 54 addetti ammonta a 2.240.000 €/anno. 
Costi di manutenzione 
La manutenzione ordinaria ha un costo medio di 560.000 €/anno mentre per la straordinaria 
sono previsti accantonamenti di 800.000 €/anno. 
Costi smaltimento 
Gli oneri per lo smaltimento delle ceneri ammontano a 480.000 €/anno. 
Altri costi 
Altri costi dovuti ad assicurazioni, canoni, compensazioni, amministrazione, energia elettrica 
acquistata ecc. ammontano a 1.100.000 €/anno. 
 
• 14000 kW 
I dati resi disponibili dal caso precedente sono dettagliati ma di previsione e quindi si è 
ritenuto utile eseguire una verifica incrociando questi valori con quelli ricavati da una 
intervista ad un alto dirigente di una società che gestisce un impianto di taglia simile, 16,5 
MW lordi e 14 MW netti, e con fattore di utilizzo molto simile, 7600 ore/anno, anche se 
basato su una diversa tecnologia essendo un letto fluido bollente. 
Di questo impianto sono quindi disponibili dati di consuntivo ma incompleti visto che alcuni 
costi, in particolare la manutenzione ed il costo unitario della biomassa non sono stati 
indicati. 
Investimento: 40.000.000 € di cui 22.000.000 € ricevuti a fondo perduto. Per il personale è 
dichiarato un impegno di circa 50 persone con un costo annuo di 2.000.000 €. 
Il consumo di combustibile è di 185.000 ton/anno a cui si aggiungono circa 300.000 € per il 
gasolio usato in fase di avviamento dell’impianto, sfortunatamente non si sono ottenuti dati 
sui costi di trattamento dei fumi. 
I costi di smaltimento delle ceneri ammontano a 300.000 €/anno. 
Relativamente ad altri costi ( assicurazioni,canoni, compensazioni, amministrazione, 
energia elettrica acquistata, ecc.) è stato dichiarato un costo complessivo di 500.000 € che 
potrebbe però essere incompleto in quanto ricostruito a memoria e per quanto concerne la 
manutenzione si è stimato un onere di 280.000 €/anno per l’ordinaria e di 400.000 €/anno 
per la straordinaria. 
Nel complesso, tenendo conto delle differenze di taglia e delle differenti collocazioni e 
tecnologie, i dati raccolti sia previsionali sia di consuntivo appaiono ragionevolmente 
coerenti. 
 
In tabella 2.3 è riportata la sintesi dei costi attualizzati degli impianti a biomassa solida. 
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Tabella 2.3 Sintesi dei costi attualizzati per impianti a biomassa solida 
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2.3 Biomasse liquide 
 Per la generazione elettrica vengono impiegati biocarburanti ricavati da oli vegetali 
sottoposti ad esterificazione e a trattamenti più o meno complessi. 
Anche se si stanno affacciando nuove varietà la cui produttività potrebbe risultare più 
elevata rispetto alle oleaginose attualmente utilizzate, per il momento le colture 
maggiormente impiegate per la produzione di bio combustibili sono: 
- la colza; 
- la soia; 
- il girasole. 
Questi oli, pur avendo poteri calorifici differenti, hanno una massa volumica molto simile pari 
a circa 0,92 kg/dm³. 
I prezzi di questi oli presentano forti fluttuazioni: 
- olio di colza oscilla tra  450 €/ton e 700 €/ton; 
- olio di girasole oscilla tra  650 €/ton e 800 €/ton; 
- olio di soia oscilla tra  450 €/ton e 700 €/ton. 
 
Largamente utilizzato per la produzione di bio combustibili è l’olio di palma, il cui costo 
oscilla tra i 500 e 600 €/ton. Si ritiene che l'olio di palma sia tra i prodotti di base più 
economici per la produzione di biodiesel di buona qualità. 
 
Analisi dei costi 
 Per gli impianti alimentati da combustibili liquidi di origine vegetale si sono considerate le 
seguenti voci di costo: 
- investimento: comprensivo di progettazione, oneri di allacciamento ed installazione 
contatori e impianti ausiliari quali trincee e vasche stoccaggio effluenti (al netto di IVA); 
- personale per gestione e smaltimento effluenti quando svolto in proprio; 
- combustibile; 
- manutenzione ordinaria; 
- manutenzione straordinaria quando presente; 
- assicurazioni; 
- varie quando presenti. 
 
• 250 kW 
I dati sono ricavati da un’offerta di una società d’ingegneria. 
L’impianto è dotato di un generatore mosso da un motore a combustione interna della 
WURZ predisposto per operare in configurazione cogenerativa. Il fattore di utilizzo 
dell’impianto è di 7.000 ore/anno.  
Il motore può essere alimentato con combustibili diversi ma richiede comunque delle 
composizioni specifiche da rispettare nell’utilizzo dei biocombustibili, è ottimizzato per 
funzionare con tre oli vegetali in commercio che sono l’olio di palma, di colza e di soia, 
caratterizzati da alti numeri di acidi oleici e linoleici (facilità di combustione e stabilità). Il 
motore può quindi funzionare direttamente con gli oli in commercio senza aver bisogno di 
altri pretrattamenti. 
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I consumi specifici con i diversi tipi di olio sono i seguenti: 
 


olio palma 309 g/kWhE (PCI = 37,0 MJ/kg) 


olio colza 304 g/kWhE  (PCI = 37,6 MJ/kg) 


olio soia 311 g/kWhE (PCI = 36,8 MJ/kg) 


Il rendimento netto del generatore è pari al 31,5%. 
Costo investimento 
L’investimento complessivo è pari a 445.000 € di cui 325.000 € dovuti al generatore. 
Costo del combustibile 
I costi sono funzione dell’olio combustibile impiegato: colza  450 €/ton – 700€/ton, girasole 
650 €/ton – 800 €/ton, soia 450 €/ton – 700 €/ton.  
Costi  di personale 
L’impianto richiede una supervisione modesta stimabile in 3 ore/giorno di un tecnico di 
media qualificazione il cui costo è valutato pari a 25 €/ora. 
Costi di manutenzione 
Il contratto di manutenzione onnicomprensivo ha un costo di 7 €/ora legato al 
funzionamento del motore che può essere stimato in 7.800 ore. 
Costi assicurazione 
Gli oneri di assicurazione potrebbero oscillare tra i 1.500 € e 3.000 €/a. 
 
• 999 kW 
L’impianto è dotato di un generatore con motore  a combustione interna MWM adattabile ad 
operare in assetto cogenerativo. 
I dati studio sono ricavati da un’offerta del costruttore. 
Il motore può essere alimentato con combustibili diversi (olio di palma, soia, colza, girasole). 
La potenza netta del motore è di 999 kW ed il suo consumo specifico, con riferimento  
all’olio di colza (PCI = 37,6 MJ/kg), è di 241 g/kWhe. 
Costi d’investimento 
Il costo complessivo di investimento è stimato in 825.000 € di cui 510.000 € dovuti al 
generatore. 
Costo del combustibile 
I costi sono funzione dell’olio combustibile impiegato: colza  450 €/ton – 700€/ton, girasole 
650 €/ton – 800 €/ton, soia 450 €/ton – 700 €/ton.  
Costo del personale 
L’impianto richiede l’impegno di un uomo per anno equivalente di personale specializzato 
per un monitoraggio giornaliero del corretto funzionamento del motore per un costo 
stimabile in 48.000 €/anno. 
Costi di manutenzione 
Viene offerto un contratto di “full service” con un importo orario (ore di esercizio 
dell’impianto indipendentemente dalla potenza erogata) pari a 23 €/ora . Avendo l’impianto 
un fattore di utilizzo di 7.000 ore anno equivalenti si può stimare un tempo di funzionamento 
effettivo di 7.800 ore. 
Costi di assicurazione  
Non sono previsti costi di assicurazione che possono essere comunque stimati tra i 2.500 e 
i 5.000 €/a. 
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In tabella 2.4 è riportata la sintesi dei costi attualizzati di impianti alimentati a biocombustibili 
liquidi. 
 
 
 
 


 
 


Tabella 2.4 Sintesi dei costi attualizzati per impianti a biocombustibili 
liquidi 
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2.4 Effetto della cogenerazione sul costo dell’energia elettrica 
Salvo il caso molto particolare del biogas da discarica l’energia elettrica generata dai vari 
tipi di biomasse è relativamente costosa per la concomitanza di vari fattori: elevati 
investimenti, rendimenti generalmente modesti, significativa incidenza dei costi del 
combustibile i cui prezzi sono spesso molto volatili. 
In particolare, come già accennato, i sistemi ORC e i generatori a biomasse liquide di 
piccola taglia paiono del tutto inadatti per la pura generazione elettrica mentre potrebbe 
esserci un certo interesse per un loro utilizzo in assetto cogenerativo pur con varie cautele 
nella gestione complessiva della produzione. 
E’ stato quindi eseguita, per i casi seguenti, la valutazione del costo del kWhe ipotizzando di 
realizzare un sistema di cogenerazione che debba cedere calore a:  


• una rete di teleriscaldamento al prezzo di 0,06 €/ kWht  
• una utenza industriale al prezzo di 0,04 €/ kWht  


A differenza delle valutazioni economiche eseguite per gli impianti di pura generazione 
elettrica nel caso di sistemi cogenerativi l’analisi dei costi è stata eseguita su un periodo di 
attualizzazione di 20 anni in quanto si ritiene che un investimento di questo tipo debba 
avere una prospettiva temporale non strettamente legata alla durata degli incentivi. 
 
• ORC 400 kWe  
Investimento complessivo 3.940.000 € (l’impianto di generazione elettrica è stato 
completato con  caldaia a gas con bruciatore, camino e accessori, centrale termica  
comprensiva di opere civili, tubazioni, impianti di pompaggio, espansione e accessori, 
deposito aggiuntivo per lo stoccaggio della biomassa, impianto elettrico, centrale termica e  
sistema di regolazione complessivo) di cui una quota di 2.463.200 € attribuita al generatore 
elettrico ed una quota di 1.476.800 € al generatore termico della potenza di 1884 kWht. 
L’impianto termico è utilizzato per 3.000 ore annue equivalenti per il teleriscaldamento e 
7.500 ore annue per l’utenza industriale. I relativi costi di personale, manutenzione ed 
assicurazioni sono pari al 10% di quelli del generatore elettrico; rinunciando probabilmente 
alla possibilità di raggiungere la potenza termica di picco di 3.000 kWt, di cui non si prevede 
l’utilizzo, si ipotizza di utilizzare un cippato con PCI di 9,2 MJ/kg il cui costo è stimato in 50 
€/ton (in linea con il costo di combustibile degli impianti a ciclo Rankine esaminati). 
Riguardo alle ore di funzionamento della generazione elettrica sono state considerate:  


• 6.000 e 3.000 ore/anno equivalenti nel caso di teleriscaldamento 
• 7.500 ore/anno per l’utenza industriale 


Per il teleriscaldamento la quota di costo di combustibile attribuita alla generazione termica 
è di 0,029 €/kWht che porta ad un costo di produzione del calore pari a 0,06 €/kWht, vedi 
tabelle 2.5 e 2.6. Pertanto la quota del costo del combustibile da attribuire alla generazione 
elettrica è pari a 0,06 €/kWhe nel caso di 6.000 ore/anno di funzionamento, 0,00 €/kWhe con 
3.000 ore/anno. 
Per la cogenerazione industriale la quota di costo di combustibile attribuita alla generazione 
termica è di 0,028 €/kWht che porta ad un costo di produzione del calore pari a 0,04 €/kWht, 
vedi tabella 2.7. Pertanto la quota del costo del combustibile da attribuire alla generazione 
elettrica è pari a 0,00 €/kWhe. 
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• 250 kWe 
Investimento complessivo 625.000 € (l’impianto di generazione elettrica è stato completato 
con  caldaia a gas con bruciatore, camino e accessori, centrale termica  comprensiva di 
opere civili, tubazioni, impianti di pompaggio, espansione e accessori, serbatoi aggiuntivi, 
impianto elettrico, centrale termica e  sistema di regolazione complessivo) di cui una quota 
di 400.000 € attribuita al generatore elettrico ed una quota di 225.000 € al generatore 
termico della potenza di 320  kWht . L’impianto termico è utilizzato per 3.000 ore annue 
equivalenti per il teleriscaldamento e 7.500 ore annue per l’utenza industriale. I relativi costi 
di personale e assicurazioni sono pari al 10% di quelli del generatore elettrico, quelli di 
manutenzione invece il 5%; avendo incrementato la capacità dei serbatoi si ritiene possibile 
operare con combustibile acquisito a costi mediamente più vicini ai prezzi minimi, nel caso 
specifico 470 € tonnellata.  
Per il teleriscaldamento la quota di costo di combustibile attribuita alla generazione termica 
è di 0,032 €/kWht che porta ad un costo di produzione del calore pari a 0,06 €/kWht, vedi 
tabelle 2.5 e 2.6. Pertanto la quota del costo del combustibile da attribuire alla generazione 
elettrica è pari a 0,116 €/kWhe nel caso di 5.000 ore/anno di funzionamento, 0,098 €/kWhe 
con 3.000 ore/anno. 
Per la cogenerazione industriale la quota di costo di combustibile attribuita alla generazione 
termica è di 0,029 €/kWht che porta ad un costo di produzione del calore pari a 0,04 €/kWht, 
vedi tabella 2.7. Pertanto la quota del costo del combustibile da attribuire alla generazione 
elettrica è pari a 0,102 €/kWhe. 
 
• 999 kWe 
Investimento complessivo 1.325.000 € (l’impianto di generazione elettrica è stato 
completato con  caldaia a gas con bruciatore, camino e accessori, centrale termica  
comprensiva di opere civili, tubazioni, impianti di pompaggio, espansione e accessori, 
serbatoi aggiuntivi, impianto elettrico, centrale termica e  sistema di regolazione 
complessivo) di cui una quota di 775.000 € attribuita al generatore elettrico ed una quota di 
550.000 € al generatore termico della potenza di 1005  kWht . L’impianto termico è utilizzato 
per 3.000 ore annue equivalenti per il teleriscaldamento e 7.500 ore annue per l’utenza 
industriale. I relativi costi di personale e assicurazioni sono pari al 10% di quelli del 
generatore elettrico, quelli di manutenzione invece il 5%; avendo incrementato la capacità 
dei serbatoi si ritiene possibile operare con combustibile acquisito a costi mediamente più 
vicini ai prezzi minimi, nel caso specifico 470 € tonnellata. 
Per il teleriscaldamento la quota di costo di combustibile attribuita alla generazione termica 
è di 0,038 €/kWht che porta ad un costo di produzione del calore pari a 0,06 €/kWht, vedi 
tabelle 2.5 e 2.6. Pertanto la quota del costo del combustibile da attribuire alla generazione 
elettrica è pari a 0,094 €/kWhe nel caso di 6.000 ore/anno di funzionamento, 0,075 €/kWhe 
con 3.000 ore/anno. 
Per la cogenerazione industriale la quota di costo di combustibile attribuita alla generazione 
termica è di 0,031 €/kWht che porta ad un costo di produzione del calore pari a 0,04 €/kWht, 
vedi tabella 2.7. Pertanto la quota del costo del combustibile da attribuire alla generazione 
elettrica è pari a 0,082 €/kWhe 
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I dati delle tabelle 2.5, 2.6 e 2.7 mostrano che operando in assetto cogenerativo i costi 
dell’energia elettrica generata sia dall’impianto ORC sia dai motori alimentati con 
biocombustibili, pur rimanendo piuttosto elevati, tendono ad allinearsi con quelli degli altri 
impianti a biomassa. 
 
 
 


 
 


 


 
 
 
 


Tabella 2.5 Sintesi dei costi attualizzati per impianti cogenerativi a biomassa 
biocombustibili liquidi 


Tabella 2.6 Sintesi dei costi attualizzati per impianti cogenerativi a biomassa (3000 ore/anno) 
biocombustibili liquidi 
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Tabella 2.7 Sintesi dei costi attualizzati per cogenerazione industriale a biomassa  
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3 EOLICO 


 
Con il termine energia eolica si intende l'energia cinetica dei venti. Tipicamente vengono 
considerati i venti ad una altezza tra i 10 e i 120 metri dal suolo, sebbene esistano studi 
anche per lo sfruttamento delle correnti d'aria in alta quota. 
L'energia eolica è in realtà un altro tipo di energia che ha origine dal Sole, dato che il moto 
delle masse d'aria è in ultima analisi innescato dall'irraggiamento solare. Le caratteristiche e 
le tecniche di sfruttamento di questa fonte sono però molto diverse da quelle dell'energia 
usualmente indicata come solare, per cui le due tipologie sono mantenute distinte. 
La fonte eolica è distribuita su tutto il pianeta, ma con potenzialità estremamente 
disuniformi, sia a livello sovranazionale e nazionale, sia anche a livello regionale. La 
previsione delle potenzialità di un sito è una attività complessa e che incide 
significativamente sui costi degli studi di fattibilità degli impianti eolici; così come è molto 
difficile prevedere l'effettiva produzione degli impianti una volta realizzati, data la variabilità 
e scarsa predicibilità dei venti nel breve periodo. 
I dispositivi – detti “aerogeneratori” o “turbine eoliche” – utilizzati per l'estrazione di energia 
dal vento sono sostanzialmente evoluzioni dei mulini a vento creati dall'uomo fin 
dall'antichità. La tipologia attualmente più utilizzata è quella ad asse orizzontale, in generale 
(più dell’80% del totale) a tre pale per gli aerogeneratori di potenza superiore ai 50 kW, 
multipala per quelli di piccolissima potenza. Sono ancora in funzione ed in commercio 
aerogeneratori ad asse orizzontale mono e bipala, ma si tratta perlopiù di esemplari di 
vecchia generazione. 
Esistono anche varie tipologie di aerogeneratori ad asse verticale, i cui vantaggi di avere 
piccole inerzia e non richiedere il brandeggio non sono allo stato attuale compensati dai 
rilevanti svantaggi, particolarmente quelli strutturali e di ingombro per macchine di grande 
potenza, cosicché essi hanno per il momento diffusione limitata. 
Altre tipologie (ad esempio gli aerogeneratori “kite”) sono a tutt’oggi solo in fase di studio. 
Gli aerogeneratori più piccoli vengono di solito utilizzati come macchine singole, quelli da 
qualche centinaio di kW in su invece raccolti in gruppi (da due a qualche decina di 
macchine) chiamati “parchi eolici” o “fattorie del vento”. 
Una estesa descrizione degli aspetti tecnologici degli aerogeneratori può essere reperita in 
[1] e [2]. 
Per la presente analisi sono stati quindi considerati solo aerogeneratori ad asse orizzontale, 
rispettivamente multipala per potenze sotto i 50 kW, tripala per potenze superiori. Le ore di 
produzione annua sono state ipotizzate pari a 1.800. 
Gli scenari investigati sono i seguenti: 


− aerogeneratori tra 2 e 50 kW, rappresentati da una macchina “media” di potenza 30 
kW; 


− aerogeneratori tra 100 e 300 kW, rappresentati da una macchina “media” di potenza 
150 kW; 


− aerogeneratori da varie centinaia di kW, rappresentati da una macchina “media” di 
potenza 650 kW; 


− aerogeneratori di potenza superiore al MW, rappresentati da una macchina “media” 
di potenza 2 MW. 
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Analisi dei costi 
 
Per gli impianti eolici si sono considerate le seguenti voci di costo: 
-investimento: comprensivo di progettazione, oneri di allacciamento ed installazione 
contatori e impianti ausiliari (al netto di IVA); 
- manutenzione ordinaria; 
- assicurazioni. 
Per la valutazione del costo del kWh si considera un numero annuo di ore produttive pari a 
1.800 per tutte le taglie di impianto. Non sono state considerati fattori di utilizzo inferiori 
ritenendo che per produttività significativamente più basse abbia poco significato installare 
un impianto. 
 
• 30 kW  
Per questa prima classe di taglie di potenza, sono stati reperiti dati in letteratura. L'unica 
voce di costo reperibile sui siti Web è quella relativa al costo d'investimento, mentre nella 
letteratura sono disponibili anche dati sul costo della manutenzione ordinaria e dello 
smaltimento a fine vita utile. Come per i casi seguenti, i costi assicurativi sono stimati 
partendo da dati di letteratura ove disponibili e sulle indicazioni fornite da un broker 
assicurativo sulla base dell’esperienza e della taglia di impianto. 
Costo d'investimento  
Il costo medio d’impianto è pari a 112.000 €, con una ampia escursione tra costo minimo e 
massimo al variare della taglia. I costi specifici variano indicativamente tra 3.000 e 4.500 
€/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione ordinaria per un impianto di questa taglia è compreso fra 60 
e 135 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo medio per le assicurazioni è pari a 345 €/a. 
 
• 150 kW  
Per questa seconda classe di taglie di potenza, sono stati reperiti dati, relativi al solo costo 
d'investimento, su siti Web [7][8].  
Costo d'investimento  
Il costo medio d’impianto è pari a 325.000 €. I costi specifici variano indicativamente tra 
2.076 e 2.234 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione ordinaria per un impianto di questa taglia è compreso fra 42 
e 67 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo medio per le assicurazioni è pari a 975 €/a. 
 
• 650 kW 
Per questa classe di taglie di potenza è molto difficile reperire dati di letteratura, pertanto il 
costo d'investimento è stato stimato sulla base dei dati relativi a macchine da 900 kW, per le 
quali sono stati reperiti dati in letteratura prodotta da associazioni del settore [2].  
Costo d'investimento  
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Il costo medio d’impianto è pari a 1.200.000 €. I costi specifici variano indicativamente tra 
1.530 e 2.170 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione ordinaria per un impianto di questa taglia è compreso fra 31 
e 65 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo medio per le assicurazioni è pari a 3.900 €/a. 
 
• 2000 kW 
La taglia di potenza superiore al MW è attualmente la più diffusa, con aerogeneratori di 
potenza tra 1,5 e 2,5 MW per applicazioni sulla terraferma (“onshore”) e fino a 3,6 MW per 
applicazioni in mare aperto (“offshore”). Per questa classe è disponibile la maggior quantità 
di dati di letteratura con un buon livello di dettaglio [1][2]. La fonte [1] analizza la situazione 
europea (con maggioranza di dati su Germania e Danimarca), la fonte [2] pone il fuoco sulla 
situazione italiana. 
Si constata una notevole differenza tra la situazione di costo in Italia e quella degli altri 
Paesi europei, per quanto riguarda il costo di investimento, ma soprattutto i costi operativi 
(manutenzione, canoni). 
Il costo d'investimento medio è pari a 2.967.000 € (normalmente più elevato in Italia che in 
altri paesi europei), quello di manutenzione ordinaria a 78.000 €/a  (anche in questo caso 
più elevato in Italia), ed  i costi legati alle assicurazioni sono dell’ordine dei 9.000 €/a. 
 
Costo d'investimento  
Il costo medio d’impianto è pari a 2.967.000 €. I costi specifici variano indicativamente tra 
1.227 e 1.740 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione ordinaria per un impianto di questa taglia è compreso fra 20 
e 58 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo medio per le assicurazioni è pari a 9.000 €/a. 
 
 
 
In tabella 3.1 è riportata la sintesi dei costi attualizzati di impianti eolici. 
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4 FOTOVOLTAICO  


 
I pannelli fotovoltaici, per la conversione di energia emessa dal sole sotto forma di 
radiazioni elettromagnetiche in energia elettrica, possono essere classificati in base al 
materiale di cui sono costituite le celle. Tra i semiconduttori utilizzati si possono citare: 
silicio, arseniuro di gallio, solfuro di cadmio, tellururo di cadmio. Di questi è il silicio a 
presentare le caratteristiche tecniche ed economiche idonee all’impiego su larga scala, di 
conseguenza gli altri materiali citati non saranno presi in considerazione nel seguito. I 
pannelli solari al silicio possono presentarsi come moduli con due tipi di struttura. 


• moduli a film sottile: il silicio viene deposto in forma amorfa (tipicamente 
microsferica) su un supporto flessibile; 


• moduli cristallini: il silicio può presentarsi in una struttura non flessibile 
monocristallina o policristallina. 


La seconda categoria è quella più presente sul mercato ed è a questa che si riferisce 
l’analisi dei costi di seguito presentata.  
 
Per identificare i costi è stata effettuata una ricerca bibliografica [1-5]. I risultati di tale 
ricerca sono stati poi messi a confronto con i dati ottenuti da interviste a fornitori e gestori di 
impianti. 
Per quanto riguarda i costi legati alla copertura assicurativa degli impianti è stato contattato 
anche un broker assicurativo. Si precisa che la stima riportata si riferisce a coperture di: 


• danni materiali e diretti 
• danni indiretti 
• furto 


in termini e condizioni standard di mercato relativi alla fase di esercizio dell'impianto. 
L'indicazione fornita non è supportata da alcuna quotazione ufficiale, ma unicamente 
risultato dell'esperienza acquisita nel settore di riferimento. Infatti, per una stima precisa dei 
costi occorre fornire anche dati specifici sui siti di installazione che possono essere i più 
diversi, comportando innumerevoli combinazioni delle tre coperture sopra elencate. Il costo 
effettivo potrà essere altresì influenzato dall'andamento della sinistrosità durante le attività 
di montaggio dell'impianto stesso oltre che dall'orientamento del mercato delle assicurazioni 
nel momento in cui emergerà l'esigenza assicurativa. 
I costi sono riferiti a cinque taglie di impianto (3 kW, 20 kW, 100 kW, 200 kW, 1000 kW) e 
sono state valutate due possibili durate degli investimenti (12 anni, 15 anni). Dato che non è 
stato possibile reperire valori univoci delle singole voci di costo sono stati riportati sia il 
valore massimo che il valore minimo disponibili. I costi, per potenze fino a 20 kW, sono 
relativi ad impianti completamente integrati nelle strutture architettoniche. 
Per gli impianti di potenza di alcuni kW, realizzati in posizioni non facilmente raggiungibili, i 
costi di manutenzione, dovuti alla pulizia periodica dei pannelli, possono risultare elevati; 
queste situazioni non sono nel complesso molto frequenti. Più numerosi sono i micro 
impianti i cui costi di manutenzione sono allineti ai valori minimi riportati nelle seguenti 
tabelle. Inoltre non rare sono le situazioni particolarmente favorevoli in cui il proprietario 
dell'impianto ha la possibilità di provvedere autonomamente alla pulizia dei pannelli; per 
questi casi non sono ovviamente disponibili dati di costo che comunque si può ritenere che 
risulterebbero molto contenuti.  
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Queste informazioni sono riportate nelle tabelle seguenti che riassumono, al variare della 
taglia, le singole voci di costo inserite e il costo dell’energia elettrica conseguente. 
Si è inoltre assunto che il funzionamento annuale degli impianti fotovoltaici sia di 1250 ore 
all’anno, in base a quanto riportato in letteratura [6]. 
 
Analisi dei costi 
Per gli impianti fotovoltaici si sono considerate le seguenti voci di costo: 
- investimento: comprensivo di progettazione, oneri di allacciamento ed installazione 
contatori e inverter al netto di IVA per tutte le taglie superiori ai 3 kW; 
- manutenzione; 
- assicurazione. 
 
• 3 kW 
Costo d'investimento  
Sono stati riscontrati i costi d’investimento specifici compresi tra 5.482 e 6.509 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione per questi impianti è compreso fra 80 e 135 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo annuo per le assicurazioni varia tra 35 e 67 €/kW. 
 
• 20 kW 
Costo d'investimento  
Sono stati riscontrati i costi d’investimento specifici compresi tra 4.125 e 5.500 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione per questi impianti è compreso fra 80 e 100 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo annuo per le assicurazioni varia tra 25 e 35 €/kW. 
 
• 100 kW 
Costo d'investimento  
Sono stati riscontrati i costi d’investimento specifici compresi tra 3.692 e 4.500 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione per questi impianti è compreso fra 55 e 65 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo annuo per le assicurazioni varia tra 15 e 22 €/kW. 
 
• 200 kW 
Costo d'investimento  
Sono stati riscontrati i costi d’investimento specifici compresi tra 3.125 e 4.000 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione per questi impianti è compreso fra 40 e 45 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo annuo per le assicurazioni varia tra 16 e 22 €/kW. 
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• 1000 kW 
Costo d'investimento  
Sono stati riscontrati i costi d’investimento specifici compresi tra 3.050 e 3.800 €/kW. 
Costo di manutenzione 
Il costo annuo di manutenzione per questi impianti è compreso fra 37 e 40 €/kW. 
Costo di assicurazione 
Il costo annuo per le assicurazioni varia tra 6 e 12 €/kW. 
 
In tabella 4.1 è riportata la sintesi dei costi attualizzati per impianti fotovoltaici. 
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5 GEOTERMICO  


 
L’energia geotermica è l’energia immagazzinata in forma di calore sotto la crosta terrestre. 
Questa enorme quantità di energia deriva principalmente dal processo di formazione 
primordiale dell’universo: dal centro della terra, la cui temperatura è stimata superiore a 
5.000 °C, si origina quindi un flusso termico verso la superficie.  
 
Il flusso termico terrestre ha normalmente valori dell’ordine di 65 mW/m2 in corrispondenza 
della crosta terrestre e 101 mW/m2 in corrispondenza della crosta oceanica, ma può 
assumere in particolari casi valori localmente molto più elevati. In queste zone anche la 
velocità con la quale la temperatura nel sottosuolo aumenta al crescere della profondità, 
sintetizzata da una grandezza chiamata “gradiente geotermico” , normalmente pari a 25-
30°C/km, può essere molto più elevata, fino a raggiungere valori prossimi a 10 volte il 
valore medio, nel qual caso si parla di “anomalia geotermica”.  
Le zone caratterizzate da anomalia geotermica sono dunque intrinsecamente favorite nello 
sfruttamento dell’energia geotermica; in generale però il sottosuolo può sempre essere 
utilizzato come sorgente termica anche se con modalità differenti in funzione del sito e 
dell’applicazione: nel seguito si farà riferimento unicamente alla generazione di energia 
elettrica da sorgente idrotermale, escludendo dunque la generazione di energia elettrica da 
sistemi di tipo EGS (Engineered Geothermal Systems, è un sistema geotermico nel quale il 
serbatoio geotermico è stato creato artificialmente o quantomeno le caratteristiche di tale 
serbatoio sono state migliorate artificialmente), in quanto attualmente non sono ancora 
commercialmente maturi. 
 
In un sistema idrotermale, è presente un serbatoio geotermico, cioè un acquifero “caldo” a 
profondità e temperatura dipendenti dal sito, che fornisce il fluido geotermico. A seconda 
delle condizioni presenti nel serbatoio, il fluido può arrivare in superficie sottoforma di 
vapore oppure acqua calda, oppure eventualmente una miscela di acqua e vapore. Le 
proprietà del fluido in superficie condizionano la scelta della tecnologia da adottare per la 
generazione di energia elettrica: centrale a vapore nel caso il fluido sia costituito 
prevalentemente da vapore, e centrale con ciclo binario nel caso il fluido sia costituito 
prevalentemente da acqua. Da questo brevissimo accenno alla tecnologia di sfruttamento 
dell’energia geotermica, strettamente legata alle condizioni geologiche locali,  è già evidente 
come il costo di generazione dell’energia elettrica sia dipendente in modo molto marcato 
dalle caratteristiche del sito considerato (in primo luogo profondità e temperatura del 
serbatoio), e risulti dunque basso nelle zone intrinsecamente favorite mentre raggiunga 
valori molto più elevati nelle aree generiche o non particolarmente favorite:  è perciò 
impossibile determinare un unico valore di costo di produzione rappresentativo della 
generazione di energia elettrica da fonte geotermica. Nel seguito, trattando in dettaglio la 
struttura dei costi, saranno evidenziati i principali elementi di variabilità. 
 
L’Italia è caratterizzata dalla presenza di regioni particolarmente favorite per lo sfruttamento 
dell’energia geotermica: nella zona di Larderello, viene prodotto vapore surriscaldato da un 
serbatoio a profondità relativamente contenuta.  Ad oggi, sono installati in Italia impianti per 
la generazione di energia elettrica alimentati a vapore, mentre non sono in esercizio alla 
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data della scrittura di questo rapporto impianti a ciclo binario, che potrebbero tuttavia 
trovare idonea localizzazione in alcune aree italiane.  
 
In tutti i casi (sia impianti a vapore sia a ciclo binario) gli impianti geotermici sono costituiti 
da: 
- un sistema di pozzi in comunicazione con il serbatoio geotermico; nel caso più 


generale si tratta di un “doppietto geotermico” cioè una coppia di pozzi con funzione 
rispettivamente di produzione e reiniezione, ma un numero superiore di pozzi può in 
alcuni casi essere adottato 


- un sistema di convogliamento del fluido geotermico dai pozzi alla centrale di 
produzione di energia elettrica, comprensivo dell’eventuale trattamento del fluido 
prima dell’utilizzo 


- una centrale di produzione dell’energia elettrica, comprensiva del sistema di 
cessione del calore all’ambiente, rimozione e trattamento degli eventuali 
incondensabili 


 
Anche la composizione del fluido geotermico può essere molto diversa a seconda del sito: il 
fluido è costituito prevalentemente da acqua o vapore, con altre specie chimiche presenti, 
che influenzano la scelta dei materiali da adottare (il fluido geotermico è tipicamente 
corrosivo e chimicamente aggressivo) e l’eventuale sistema di trattamento degli effluenti. 
L’utilizzo del fluido geotermico, in dipendenza della sua composizione, può comportare 
alcuni problemi operativi quali corrosione e soprattutto incrostazione dei componenti a 
contatto con il fluido. 
 
Analisi dei costi 
Per il calcolo del costo di produzione sono stati considerati impianti di taglia rispettivamente 
pari a: 
 
- 20 MW per l’impianto a vapore 
- 5  MW per l’impianto a ciclo binario 
 
Nel primo caso, si è fatto riferimento alla taglia più diffusa tra gli impianti in esercizio [1], che 
in generale è compresa tra circa 10 e 60 MW,  mentre nel caso binario, non essendoci 
impianti né in esercizio né in costruzione in Italia, si fa riferimento agli impianti europei 
localizzati in Austria e Germania, compresa tra 1 e 5 MW, e si considera nella fattispecie la 
taglia di 5 MW. 
 
Nel seguito verranno prima brevemente richiamati alcuni concetti fondamentali inerenti i 
costi degli impianti geotermici, validi sia nel caso di impianto a vapore che a ciclo binario; 
successivamente saranno considerati i valori numerici specifici per i due casi. 
 
 
Costo di investimento 
 
Per quanto riguarda il costo di investimento, a livello concettuale, è necessario considerare 
la somma dei seguenti costi principali: 
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- costo di esplorazione e identificazione della risorsa 
- costo di perforazione  
- costo per il sistema di convogliamento del fluido e l’eventuale pompa 


sommersa 
- costo per l’impianto di produzione di energia elettrica 
- costo per eventuale impianto di trattamento degli effluenti gassosi 
- costo di allacciamento alla rete elettrica 
 
cui vanno poi aggiunti i costi necessari per l’ottenimento di permessi e concessioni.  
 
Particolarmente importante, e dipendente dal sito, è il costo di perforazione, che è 
generalmente funzione della profondità (lo sfruttamento di serbatoi geotermici più profondi 
comporta costi maggiori) e del tipo di roccia da perforare. In Europa, il costo di perforazione 
con la tecnologia attualmente disponibile è compreso tra 1.600-2.400 €/m [5] 
Il costo di impianto è invece funzione della “qualità termodinamica” del fluido, spesso 
identificata dalla temperatura della risorsa [2] (fluidi a più alta qualità consentono costi 
specifici di impianto inferiori) e della composizione chimica del fluido, che determina i 
materiali da adottare per i componenti (nei casi più critici è necessario ricorrere all’adozione 
di titanio).  Lo sfruttamento di serbatoi geotermici più profondi, che comporta un costo di 
perforazione maggiore, consente in generale di disporre di un fluido geotermico a 
temperatura più elevata, e con un parziale effetto benefico sul costo di impianto specifico; le 
aree più favorite sono caratterizzate dalla presenza di serbatoi con fluidi geotermici di 
elevate caratteristiche termodinamiche a profondità contenute.  
 
La ripartizione tra le varie voci del costo totale è ovviamente anch’essa molto diversa da 
caso a caso: la tabella 5.1 riassume la suddivisione del costo totale stimata da diversi 
autori. Si osservi che nel caso di un futuro sviluppo dei sistemi EGS, il costo di perforazione 
(comprensivo dei costi di creazione del serbatoio artificiale) sarebbe più elevato, giungendo 
anche al 70% del costo totale [5]. 
 


Tab 5.1 ripartizione delle singole voci di costo del costo di investimento 
 
Riferimento bibliografico [6] [4] [9] [2] 
anno 2010 2009 2008 2005 
 % % % % 


Esplorazione e validazione della risorsa 10 - 15 25 10 10 


Perforazione 20 - 35 40 25 23 


Impianto di convogliamento e trattamento fluido geotermico 10 - 20 
35 50 


11 


Impianto di produzione energia elettrica 40 - 60 54 


Altri costi (permessi, etc.)   15 2 
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Costi operativi 
Tra i costi operativi, particolare attenzione deve essere posta ai costi di manutenzione: per 
avere una stima realistica di tali costi è certamente necessario distinguere i costi di 
manutenzione dei pozzi dai costi di manutenzione dell’impianto di produzione di energia 
elettrica; tuttavia difficilmente in letteratura si trova questa suddivisione di costi e talvolta 
non è nemmeno chiaro se il costo di manutenzione dei pozzi e del campo geotermico è 
compreso nel valore riportato.  
I valori di costo di manutenzione reperibili in letteratura sono variabili in una fascia molto 
estesa: ciò è certamente ascrivibile alle diverse situazioni in cui pozzi e impianti si trovano a 
seconda delle condizioni idrogeologiche del sito. Una caratteristica peculiare degli impianti 
geotermici riguarda la produttività dei pozzi che può essere decrescente nel tempo, 
rendendo necessarie opere di manutenzione (qui considerate come manutenzione 
straordinaria) che possono arrivare sino alla perforazione di nuovi pozzi di produzione 
sostitutivi di quelli ormai divenuti improduttivi. Particolari problemi possono poi essere 
causati da incrostazioni, sia nei pozzi che nelle linee di adduzione del fluido geotermico o 
nei componenti dell’impianto. 
 
Tra i costi operativi sono inoltre da considerare assicurazione e canoni. 
 
Il costo derivante dalla copertura assicurativa degli impianti è stato stimato contattando un 
broker assicurativo . Si precisa che la stima riportata si riferisce a coperture di: 
• danni materiali e diretti 
• danni indiretti 
 a termini e condizioni standard di mercato relativi alla fase di esercizio dell'impianto. 
L'indicazione fornita non è supportata da alcuna ufficiale quotazione ma è unicamente il 
risultato dell'esperienza acquisita nel settore di riferimento. Il costo effettivo potrebbe essere 
altresì influenzato dall'andamento della incidentalità durante le attività di montaggio 
dell'impianto stesso oltre che dall'orientamento del mercato assicurativo nel momento in cui 
emergerà l'esigenza assicurativa. 
 
I canoni per gli impianti geotermici sono fissati dal D.L. 11/2/2010 n. 22, e sono dovuti per 
impianti di potenza superiore a 3 MW, nella misura di 0,13 c€/kWh da corrispondere ai 
comuni, e 0,195 c€/kWh da corrispondere alle regioni. Sono inoltre dovuti canoni per 
permessi di ricerca e coltivazione del campo geotermico, di entità invero modesta,  per 
semplicità  non evidenziati nella presente analisi. 
 
Fattore di utilizzo  
A differenza di alcuni altri impianti a fonte rinnovabile, la cui producibilità è in generale 
funzione delle particolari condizioni meteorologiche, gli impianti geotermici operano in 
condizioni sostanzialmente costanti (l’unico effetto delle condizioni ambiente si ha sulla 
temperatura di condensazione) e sono caratterizzati da fattori di utilizzo estremamente 
elevati.  
 
I dati di costo riportati nel seguito derivano principalmente da dati riportati in letteratura, che 
nella stragrande maggioranza dei casi sono riferiti a impianti USA. Poiché per qualsiasi 
voce di costo è riscontrabile una variabilità all’intermo di una certa fascia, per ciascun 
impianto il costo dell’energia elettrica prodotta è calcolato in tre casi: caso base, calcolato 
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con parametri il più possibile rappresentativi di un ipotetico caso “tipico” italiano; caso con 
costo massimo, calcolato considerando i valori massimi delle voci di costo, e caso con 
costo minimo, calcolato considerando i valori minimi della fascia di costo. In aggiunta, per il 
fattore di utilizzo nel caso del costo massimo è stato considerato il valore inferiore della 
fascia di variabilità, mentre per il costo minimo il valore superiore della fascia. 
 
• 20 MW 


 
Fattore di utilizzo  
I fattori di utilizzo degli impianti a vapore sono in generale superiori a 0,9: quale valore 
rappresentativo per il caso base si è assunto il valore 0,92, come suggerito in [4], che 
corrisponde ad un numero annuo di ore di funzionamento pari a 8.060. Per gli altri casi si 
sono  considerati valori pari a 0,9 (7.884 ore/anno) [8] e 0,96 (8.400 ore/anno) [4]. 
 
Costo di investimento  
Per il costo di impianto si utilizza il valore complessivo pari a: 4.000 €/kW, stimato in [3] e 
rappresentativo della realtà italiana per impianti di nuova concezione che sfruttino risorse a 
profondità dell’ordine di 3.000-4.000 m. I costi di investimento dichiarati in letteratura per gli 
impianti a vapore sono compresi nella fascia 1.600 – 5.000 €/kW . 
 
Costo del personale 
Il costo annuo del personale è calcolato ipotizzando n° 2 addetti, ciascuno al costo annuo di 
40.000 €. 
 
Costo di manutenzione ordinaria 
Il costo di manutenzione ordinaria è imputato alla manutenzione del solo impianto di 
produzione di energia elettrica; purtroppo, non essendo disponibile alcun dato relativo al 
caso degli impianti italiani, si è dovuto necessariamente fare ricorso alla letteratura. Il 
rapporto californiano [8] suggerisce di utilizzare un costo di O&M annuo, indipendente dalla 
quantità di energia prodotta, e pari a 54.38 $/kW; cautelativamente si è però assunto per i 
calcoli nel caso base il valore 9 €/MWh, così come riferito in [6], che corrisponde al caso di 
impianti a vapore con costo di O&M in fascia bassa; tale valore fornisce nel caso base un 
costo annuo di manutenzione di poco superiore a 50 €/kW, dunque compatibile con lo 
studio californiano; anche per il caso a costo di generazione elettrica minimo, si è 
mantenuto il valore 9 €/MWh, variando però il numero di ore annue di funzionamento. Per il 
caso a costo di generazione elettrica massimo, si è considerato un valore annuo pari a 150 
€/kW, che sommato al costo di manutenzione straordinario relativo alla manutenzione dei 
pozzi fornisce un valore in linea con quanto suggerito in [2].  
 
Costo di manutenzione straordinaria 
Il costo di manutenzione straordinaria è imputato alla necessità di effettuare manutenzione 
sui pozzi nel caso la produttività di questi diminuisca. Nel caso in esame si è assunto un 
valore compreso fra 2% e 5% del costo di perforazione iniziale ipotizzato. 
 
Costo di assicurazione 
Per l’impianto in esame il costo annuo è pari a 160.000 €. 
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Costo di smaltimento rifiuti 
In letteratura non si è trovato nessun dato disponibile relativamente a questa voce; tuttavia 
un certo costo potrebbe essere associato allo smaltimento delle sostanze separate 
dall’impianto  (solitamente presente) per la rimozione di mercurio e H2S. 
 
Costo dei canoni 
Il costo dei canoni è calcolato in ragione di 0,13 c€/kWh da corrispondere ai comuni, e 
0,195 c€/kWh da corrispondere alle regioni. 
 
• 5 MW 


 
Fattore di utilizzo  
I fattori di utilizzo degli impianti a ciclo binario sono in generale superiori a 0,8: quale valore 
rappresentativo per il caso base si è assunto il valore 0,92, identico a quello assunto per il 
caso a vapore, come ritenuto rappresentativo in [4], che corrisponde ad un numero annuo di 
ore di funzionamento pari a 8.060. Per gli altri casi si sono  considerati valori pari a 0,8 
(7.000 ore/anno) [8] e 0,94 (8.235 ore/anno) [8]. 
 
Costo di investimento  
Non essendo in esercizio impianti a ciclo binario in Italia, non è stato possibile fare 
riferimento a dati rappresentativi della situazione attuale. Il costo di impianto totale viene 
quindi stimato come somma dei principali  costi, assumendo una localizzazione 
dell’impianto in zona rappresentativa di una condizione mediamente favorita. Il costo totale 
è calcolato considerando una coppia di pozzi, l’impiego di pompe sommerse e l’adozione di 
un impianto binario a fluido organico ORC simile a quelli installati in Austria e Germania. I 
costi di investimento dichiarati in letteratura [2, 5, 7] per gli impianti a ciclo binario sono 
compresi nella fascia 1.900 – 6.300 €/kW; a questo proposito si può osservare che i costi 
attesi in Europa, soprattutto nel caso di impianti situati in Europa centrale, sono 
sensibilmente superiori a quelli caratteristici degli impianti americani (e più precisamente 
californiani). 
 
Costo del personale 
Il costo annuo del personale è calcolato ipotizzando n° 2 addetti, ciascuno al costo annuo di 
40.000 €. 
 
Costo di manutenzione ordinaria 
Il costo di manutenzione ordinaria è imputato alla manutenzione del solo impianto di 
produzione di energia elettrica; per i costi O&M di un impianto binario il rapporto californiano 
[8] indica un valore annuo, indipendente dalla quantità di energia prodotta, pari a 47.44 
$/kW; nel caso in esame si è assunto per il caso base un valore stimato sulla base delle 
informazioni disponibili per gli impianti ubicati in prossimità di Monaco di Baviera (Molasse 
Basin), leggermente inferiore al valore rappresentativo degli impianti californiani; essendo 
tale valore già abbastanza basso rispetto alla possibile fascia di variazione, tale valore è 
stato mantenuto anche nel caso a costo di generazione elettrica minimo, mentre per il caso 
a costo di generazione elettrica massimo, si è assunto il valore annuo di 100 €/kW, 
corrispondente alla fascia alta riportata in letteratura. 
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Costo di manutenzione straordinaria 
Il costo di manutenzione straordinaria è imputato alla necessità di effettuare manutenzione 
sui pozzi nel caso la produttività di questi diminuisca. Nel caso di impianti a ciclo binario la 
manutenzione richiesta è generalmente meno impegnativa che nel caso degli impianti a 
vapore, e si è dunque assunto un valore pari al 2% del costo di perforazione iniziale, sulla 
base dei dati disponibili per i pozzi ubicati nella zona al confine tra Austria e Germania 
(Molasse Basin). Nel caso a costo di generazione elettrica minimo, tale costo è stato 
dimezzato, ritenendo che, nei casi più favorevoli, la manutenzione richiesta dai pozzi sia 
inferiore al caso base. 
 
Costo di assicurazione 
Per l’impianto in esame il costo annuo è pari a 65.000 €. 
 
Costo di smaltimento rifiuti 
Il costo di smaltimento degli eventuali rifiuti è ritenuto trascurabile nel caso degli impianti 
binari a ciclo ORC. 
 
Costo dei canoni 
Il costo dei canoni è calcolato in ragione di 0,13 c€/kWh da corrispondere ai comuni e 0,195 
c€/kWh da corrispondere alle regioni. 
 
La scarsità di dati disponibili e la bassa numerosità di impianti in esercizio in Europa fa sì 
che non sia stato possibile stimare alcun costo legato al consumo dell’eventuale pompa 
sommersa: tale consumo sarebbe in ogni caso fortemente dipendente dalle caratteristiche 
del sito, in funzione della permeabilità del serbatoio geotermico, delle dimensioni del pozzo 
e della temperatura del fluido geotermico. 
 
In tabella 5.2 è riportata la sintesi dei costi attualizzati di impianti geotermici. 
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6 IDROELETTRICO 


Si definisce energia idroelettrica l’energia elettrica resa disponibile ai morsetti di un 
generatore elettrico di un impianto idroelettrico. Gli impianti idroelettrici sono in grado di 
convertire l’energia potenziale gravitazionale delle masse d’acqua in energia elettrica, 
mediante conversioni intermedie in diverse forme di energia quali: energia cinetica, di 
pressione e meccanica di rotazione della turbina. L’albero della turbina è rigidamente 
calettato sull’albero di rotazione di un alternatore sincrono trifase o, negli impianti di 
pompaggio, su quello di un generatore asincrono. 
Un impianto idroelettrico è costituito da opere civili e idrauliche quali: la diga o la traversa di 
sbarramento, il sistema di presa, la vasca di carico, le opere di convogliamento e di 
restituzione, le condotte forzate e l’edificio di centrale. Oltre a queste opere sono necessari 
macchinari elettromeccanici quali: le turbine idrauliche, i generatori, i quadri elettrici e i 
sistemi di controllo e regolazione. 
Non in tutti gli impianti sono presenti tutte le opere indicate. Gli impianti a basso salto non 
hanno solitamente la condotta forzata, mentre molti impianti ad alto salto, specie se di 
recente realizzazione, non hanno il canale di derivazione. 
Gli impianti idroelettrici vengono in genere classificati, in funzione della durata d’invaso 
dell’impianto in: impianti a serbatoio, a bacino e ad acqua fluente. Gli impianti a serbatoio 
prendono il nome dal serbatoio di regolazione stagionale, essi hanno una durata di invaso 
maggiore o uguale a 400 ore. Gli impianti a bacino sono provvisti di un serbatoio di 
modulazione settimanale o giornaliera con durata di invaso inferiore a 400 ore ma superiore 
a 2. Infine, gli impianti ad acqua fluente sono in genere posizionati sul corso d’acqua del 
quale sfruttano la portata e possono avere un serbatoio con durata di invaso sempre 
inferiore alle 2 ore. 
 
Dati statistici 
Nel seguito vengono presentati i dati reperiti in letteratura e relativi alla produzione e ai costi 
di generazione di energia elettrica da fonte idroelettrica, tali dati sono stati desunti da 
rapporti tecnico-statistici elaborati prevalentemente dai seguenti enti: International Energy 
Agency (IEA), European Small Hydropower Association (ESHA), Associazione Produttori 
Energia da fonti Rinnovabili (APER), Federazione Produttori Idroelettrici (FEDERPERN 
Italia). 
 
Dati IEA 
Sono stati desunti dal rapporto annuale sulle fonte rinnovabili presentato dall’International 
Energy Agency nel corso dell’anno 2010, essi si riferiscono in particolare a statistiche per 
l’anno 2008 [1]. 
L’energia elettrica prodotta nel 2008 da fonte idroelettrica a livello mondiale è stata pari a 
3288 TWh, tale produzione è di poco superiore al 16% dell’energia elettrica 
complessivamente prodotta a livello mondiale nel corso dello stesso anno. 
A livello mondiale circa il 2,1% del fabbisogno di energia primaria è coperto da fonte 
idroelettrica. 
La tabella 6.1 evidenzia che circa i due terzi dell’energia mondiale da fonte idroelettrica è 
prodotta dai primi dieci paesi nella classifica dei maggiori produttori mondiali. Nella tabella 
6.2 sono invece riportate le potenze installate negli stessi paesi della tabella precedente. 
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Tabella 6.1 – Energia prodotta da fonte idroelettrica nel Mondo.  
Paese produttore Energia prodotta 


[TWh] 
Quota della produzione mondiale 


[%] 
Cina 585 17,8 
Canada 383 11,5 
Brasile 370 11,2 
Stati Uniti d’America 282 8,6 
Federazione Russa 167 5,1 
Norvegia 141 4,3 
India 114 3,5 
Venezuela 87 2,6 
Giappone 83 2,5 
Svezia 69 2,1 
Italia* 42,9 1,3 
Resto del Mondo 1007 30,8 
Mondo 3288 100,0 


*Dati calcolati su statistiche GSE, l’Italia non fa parte dei dieci maggiori produttori e va 
considerata nel Resto del Mondo.  


 
 


Tabella 6.2 – Potenza installata per Paese produttore nel Mondo.  
Paese produttore Potenza installata [GW] Quota della potenza installata [%] 


Cina 149 16,1 
Stati Uniti d’America 100 10,8 
Brasile 77 8,3 
Canada 73 7,9 
Giappone 47 5,1 
Federazione Russa 47 5,1 
India 36 3,9 
Norvegia 29 3,1 
Francia 25 2,7 
Italia 21 2,3 
Resto del Mondo 320 34,6 
Mondo 924 100 


 
Secondo il World Energy Council (WEC) il potenziale idroelettrico tecnicamente sfruttabile è 
pari a 16400 TWh all’anno, risulta quindi che solo circa il 20% di questo potenziale è 
attualmente sfruttato. L’Europa sfrutta circa il 29% del suo potenziale, mentre l’Italia ne 
utilizza circa il 45%. 
Come mostrato nella seguente tabella i costi d’investimento per la costruzione di nuovi 
impianti variano a seconda della taglia e della tipologia d’impianto considerato. La 
suddivisione proposta da IEA è riportata nella seguente tabella 6.3. 
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Tabella 6.3 – Costi di investimento per la realizzazione di impianti idroelettrici.  
Categoria Potenza Tipo Utilizzo Costi investimento 


[M$/MW] 
Piccolo < 10 MW Fluente Base 2 – 4 
Medio 10 – 100 MW Fluente Base 2 – 3 
Medio 100 – 300 MW Diga e serbatoio Base e picco 2 – 3 


Grande > 300 MW Diga e serbatoio Base e picco < 2 
 
I costi di generazione dell’energia elettrica variano notevolmente e dipendono 
principalmente dalla quantità di energia elettrica prodotta annualmente e dalla durata di vita 
dell’impianto. Tali costi sono generalmente compresi tra 50 e 100 $/MWh per gli impianti 
medio-grandi. 
I costi per il funzionamento e per la manutenzione degli impianti sono variabili tra i 5 e i 20 
$/MWh per impianti nuovi di media o grossa taglia, mentre sono compresi tra 10 e 40 
$/MWh per gli impianti di piccola taglia, ovvero con potenza installata inferiore ai 10 MW. 
Da tali dati si desume che i costi annuali per un impianto idroelettrico con potenza installata 
inferiore ai 10 MW sono compresi nella fascia tra i 60 ed i 140 $/MWh all’anno.  Gli impianti 
più piccoli, con taglia fino ad 1 MW, presentano costi più elevati: essi sono valutabili nella 
fascia tra 100 e 140 $/MWh anno. 
 
Dati ESHA 
I dati riportati sono stati dedotti dal rapporto [2]. I dati energetici riportati nel rapporto sono 
relativi all’esercizio dell’anno 2004, mentre i dati relativi ai costi si riferiscono all’esercizio 
2003. I dati si riferiscono ad impianti con potenza installata fino a 10 MW e ai paesi 
appartenenti all’Europa dei 25. 
Il rapporto afferma che il 17% dell’energia elettrica mondiale è ricavata da fonte 
idroelettrica, la stessa presenta una potenza installata complessiva di 720 GW. Il dato è in 
linea con quello pubblicato da IEA. 
Il contributo degli impianti idroelettrici di piccola taglia alla produzione di energia elettrica 
mondiale si attesta attorno all’1 – 2 %, con una potenza installata di 61 GW. Tale contributo 
è dello stesso ordine di grandezza di quello fornito da altre fonti rinnovabili. 
L’Europa ha una potenza idroelettrica installata di 13 GW, la produzione di energia elettrica 
da fonte idroelettrica è del 19% dell’energia elettrica totale mentre risulta essere l’84% 
dell’energia elettrica prodotta da fonte rinnovabile. 
L’energia elettrica generata con impianti idroelettrici di potenza inferiore ai 10 MW è, in 
Europa, il 2% dell’energia elettrica prodotta. 
Nei territori dell’Europa dei 15 vi sono 14.000 impianti idroelettrici di piccola taglia, la media 
della potenza installata è per questi impianti di 700 kW. Nei 10 Paesi che si sono uniti 
all’Europa nel 2004 (EU-10) vi sono 2.800 impianti idroelettrici di piccola taglia, la potenza 
media di questi impianti è di 300 kW. Nel 2004 il 21% degli impianti di piccola taglia era 
installato in Italia, il 17% in Francia e il 16% in Spagna. 
I costi d’investimento per la realizzazione di un impianto dipendono da numerosi fattori 
quali: il salto geodetico, la portata, le caratteristiche geologiche e geografiche del sito, la 
tipologia di turbine, le opere di ingegneria civile, i permessi da richiedere e le procedure 
amministrative da adottare per ottenere le diverse autorizzazioni. Impianti con bassi salti ed 
elevate portate richiedono in genere costi d’investimento maggiori, a tal proposito il rapporto 
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afferma che i costi decrescono rapidamente all’aumentare del salto disponibile e si 
stabilizzano al di sopra dei 15 metri di salto. 
I costi di produzione dipendono sostanzialmente dalla vita utile dell’impianto e dalla capacità 
di produzione dello stesso, tra questi costi vanno considerati anche quelli legati ai canoni di 
concessione per l’utilizzo dell’acqua. Tali costi sono molto variabili e dipendono dal Paese in 
cui l’impianto è realizzato, vedi tabella 6.4. I costi operativi e di manutenzione variano tra 
1,5% e 5% dei costi d’investimento. 
 
Tabella 6.4 – Costi d’investimento e di produzione per impianti idroelettrici di piccola taglia 


(<10 MW) in alcuni Paesi dell’Europa e medie nei Paesi EU-15 ed EU-10. 


Paese 
Media costi di 


produzione 
[€cent/kWh] 


Costi investimento 
[€/kW] 


Media costi operativi 
e di manutenzione 


[€cent/kWh] 
Spagna 3,5 – 7 1500 0,9 
Austria 3,6 – 14,5 2500 0,4 
Svezia 4 – 5 1800 – 2200 1,4 
Repubblica Ceca 2 – 3 660 – 2000 - 
Lituania 2,5 – 3 2200 – 2500 - 
Slovenia 4 – 7,9 1500 – 2200 - 
Polonia 3 500 - 2500 - 
Europa dei 15 5 – 15 1200 – 3500 - 
Europa dei 10 2,4 – 3,2 1200 – 2200 - 
 
 
Dati APER 
Sono reperibili negli studi [3, 4] sui costi operativi degli impianti idroelettrici con potenza di 
concessione fino ad 1 MW. I dati sono stati desunti dai bilanci di quattro anni di esercizio, 
compresi tra il 2006 e il 2009, e sono relativi a 30 produttori e a 65 impianti con potenza di 
concessione compresa tra 51 e 988 kW. 
 
Tabella 6.5 – Componenti dei costi di esercizio e di manutenzione (€/anno) per impianti con 


potenza installata inferiore ad 1 MW. 
Taglia impianto 


[kW] 
0-100 100-200 200-300 300-400 400-500 500-600 600-700 700-800 800-


900 
Canoni 2.988 5.863 6.315 8.908 10.580 16.361 11.150 29.074 27.293 


Sorveglianza/cond
uzione 


20.000 23.311 26.991 28.602 32.125 44.000 50.577 60.000 60.000 


Assicurazioni 1.307 5.139 5.773 6.714 6.560 4.830 6.207 7.309 14.415 
Altri costi esercizio 1.871 6.702 7.880 16.985 8.103 6.184 4.909 3.652 15.389 


Manutenzione 
ordinaria 


1.634 9.226 6.735 8.338 15.232 13.379 22.135 14.187 24.468 


Manutenzione 
straordinaria 


1.155 10.968 10.991 4.434 16.403 8.661 3.691 3.992 16.438 


Spese gestione 
amministrativa 


35.781 25.051 28.227 43.218 41.796 44.000 51.341 62.263 60.000 


Altre spese -- 3.638 9.931 7.766 13.195 5.081 100.643 34.590 6.426 


Totale costi  64.736 89.898 102.843 124.965 143.994 142.496 250.653 215.067 224.429 
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Nelle precedente tabella 6.5 sono riportati i costi di esercizio e di manutenzione relativi ai 65 
impianti considerati, suddivisi per taglia di impianto, così come riportata nell’allegato 2 dello 
studio. Alcuni valori alla voce “Totale costi” sono stati corretti rispetto a quanto riportato 
nella tabella originale, per essere coerenti con i valori riportati alle altre voci. L’entità della 
correzione è stata sempre inferiore ai 2 euro. 
 
Dati FEDERPERN 
FEDERPERN ha eseguito uno studio [5] che considera due tipologie di impianti: quelli con 
salto geodetico medio superiore agli 80 metri, denominate ad alto salto e quelle con salto 
geodetico medio inferiore agli 80 metri e denominate a basso salto. 
Nella seguente tabella 6.6 sono riportate le voci di costo considerate nello studio, al variare 
della taglia e della tipologia di impianto. 
Come si vede dalla tabella è stata aggiunta la voce “accantonamenti”. Tale voce considera 
gli accantonamenti che annualmente il produttore deve prevedere per ripristinare lo stato di 
fatto preesistente alla costruzione dell’impianto, al termine della sua vita utile.  
 
Tabella 6.6 - Componenti dei costi di esercizio e di manutenzione (€/anno) per impianti con 


potenza installata fino ad 1 MW. 
Taglia [kW] 50 100 200 400 1000 
Tipologia AS BS AS BS AS BS AS BS AS BS 
Materie 


prime e di 
consumo 


2.850 3.400 3.050 3.500 4.400 4.400 5.000 5.000 11.000 10.000 


Servizi 42.210 55.898 69.067 81.980 94.582 104.275 109.002 131.403 147.040 182.125 


Personale 5.000 5.000 7.500 7.500 12.000 12.000 39.000 43.000 68.000 68.000 


Oneri diversi 
di gestione 


5.342 6.186 8.968 10.553 15.426 18.475 37.578 35.206 85.506 79.601 


Accantonam
enti 


5.083 6.625 10.167 14.000 16.750 19.625 25.500 29.042 37.833 48.250 


Totale costi  60.485 77.090 98.752 117.513 143.158 158.775 216..080 243.650 349.379 387.976 


  
Analisi dei costi 
 
La forte discrepanza tra i dati di costo riscontrati in letteratura sono in parte ascrivibili alle 
specificità di ciascun impianto analizzato dai diversi enti. 
I dati forniti da IEA tengono conto della situazione mondiale che, per certi aspetti quali per 
esempio le condizioni orografiche o alcune voci di costo, può risultare diversa da quella 
europea (ESHA) e da quella italiana (APER, FEDERPERN). 
Il confronto effettuato ha però evidenziato che i dati riportati in [3-5] sono sostanzialmente 
rappresentativi della situazione italiana e sono stati quindi utilizzati per il calcolo del costo 
dell’energia elettrica generata. La rappresentatività dei dati è stata confermata anche da 
un’intervista con un operatore del settore. 
 
Nel seguito gli impianti sono stati caratterizzati in base alla potenza di concessione, a cui è 
stato associato un fattore di utilizzo pari a 5.000 ore/anno. 
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Si sono considerate le seguenti voci di costo: 
- investimento; 
- personale; 
- manutenzione; 
- assicurazione; 
- canoni; 
- ICI. 
 
Il calcolo è stato eseguito per impianti ad alto salto (AS) e basso salto (BS); tra le due 
tipologie l’unico costo differente è l’investimento, mentre per gli altri costi si sono adottati 
valori identici. 
 
• 50 kW  
Costo di investimento 
Per gli impianti AS è stato assunto pari a 400.000 €, mentre per gli impianti BS a 550.000 €. 
Costo di personale 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 8.000 €. 
Costo di manutenzione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 21.000 €. 
Costo di assicurazione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 1.500 €. 
Costo dei canoni 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 3.700 €. 
Costo ICI 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 1.150 €. 
 
• 100 kW  
Costo di investimento 
Per gli impianti AS è stato assunto pari a 700.000 € mentre per gli impianti BS a 1.000.000 
€. 
Costo di personale 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 8.500 €. 
Costo di manutenzione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 33.300 €. 
Costo di assicurazione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 3.000 €. 
Costo dei canoni 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 8.600 €. 
Costo ICI 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 1.900 €. 
 
• 200 kW  
Costo di investimento 
Per gli impianti AS è stato assunto pari a 1.250.000 €, mentre per gli impianti BS a 
1.600.000 €. 
Costo di personale 
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Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 8.800 €. 
Costo di manutenzione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 49.400 €. 
Costo di assicurazione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 4.000 €. 
Costo dei canoni 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 12.600 €. 
Costo ICI 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 3.000 €. 
 
• 400 kW  
Costo di investimento 
Per gli impianti AS è stato assunto pari a 2.100.000 €, mentre per gli impianti BS a 
2.300.000 €. 
Costo di personale 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 9.000 €. 
Costo di manutenzione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 60.000 €. 
Costo di assicurazione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 6.000 €. 
Costo dei canoni 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 25.200 €. 
Costo ICI 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 4.400 €. 
 
• 600 kW  
Costo di investimento 
Per gli impianti AS è stato assunto pari a 2.580.000 €, mentre per gli impianti BS a 
3.000.000 €. 
Costo di personale 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 9.000 €. 
Costo di manutenzione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 70.200 €. 
Costo di assicurazione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 7.200 €. 
Costo dei canoni 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 33.600 €. 
Costo ICI 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 5.400 €. 
 
• 1000 kW  
Costo di investimento 
Per gli impianti AS è stato assunto pari a 3.500.000 €, mentre per gli impianti BS a 
4.000.000 €. 
Costo di personale 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 9.000 €. 
Costo di manutenzione 
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Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 81.000 €. 
Costo di assicurazione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 9.000 €. 
Costo dei canoni 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 56.000 €. 
Costo ICI 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 8.000 €. 
 
• 5000 kW  
Costo di investimento 
Per gli impianti AS è stato assunto pari a 16.500.000 €, mentre per gli impianti BS a 
19.000.000 €. 
Costo di personale 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 30.000 €. 
Costo di manutenzione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 180.000 €. 
Costo di assicurazione 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 30.000 €. 
Costo dei canoni 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 175.000 €. 
Costo ICI 
Per entrambe le tipologie di impianto si è assunto il valore annuale di 25.000 €. 
 
• 8000 kW  
Costo di investimento 
E’ stato analizzato solo un impianto a basso salto, il cui costo d’investimento è pari a 
24.000.000. 
Costo di personale 
E’ assunto il valore annuale di 700.000 €. 
Costo di manutenzione 
I costi di manutenzione sono trascurabili in quanto svolta quasi totalmente dal personale. 
Costo di assicurazione 
E’ assunto il valore annuale di 50.000 €. 
Costo dei canoni 
E’ assunto il valore annuale di 41.000 €. 
Costo ICI 
Dichiarata trascurabile dal gestore. 
 
In tabella 6.7 è riportata la sintesi dei costi attualizzati per impianti idroelettrici. 
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Conclusioni 
 
Gli impianti di produzione di energia elettrica alimentati con le fonti rinnovabili più diffuse, 
quali quelle esaminate nel presente rapporto, sono ormai ben standardizzati in termini 
impiantistici, ma presentano grandi differenze per quanto concerne la localizzazione, le 
modalità di gestione e la disponibilità della fonte primaria. Tali differenze hanno una forte 
influenza sui costi di generazione che causano incrementi considerevoli rispetto alle 
situazioni più favorevoli.  
Si sottolinea che i costi minimi riportati nel presente rapporto, non sono da attribuire a 
situazioni eccezionali legate a condizioni estremamente favorevoli, ma sono solo la 
conseguenza di scelte di localizzazione e di investimento oculate  e di buone pratiche di 
gestione; gli impianti che presentano i più bassi costi di generazione sono quindi da 
considerarsi un campione rappresentativo nel panorama Italiano e pertanto si ritiene che 
analoghi risultati siano effettivamente conseguibili a livello generalizzato. 
Si riporta una sintesi complessiva delle stime dei costi di produzione dell’energia elettrica e 
dei costi operativi per i casi analizzati nella seguente tabella. 
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