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EVOLUZIONE DEL SETTORE NEL 2003

Il settore elettrico ha attraversato, lo scorso anno, il periodo più difficile da

quando nel 1996 il nostro paese ha intrapreso il complesso percorso della libe-

ralizzazione.

Tali difficoltà sono state determinate non tanto dal processo di definizione del-

le nuove regole, quanto dal sovrapporsi di precise circostanze eccezionali alle

debolezze strutturali del settore elettrico italiano.

L’incremento della domanda di energia elettrica degli ultimi anni, particolar-

mente sostenuto se confrontato con l’andamento dell’attività economica e

maggiormente concentrato nelle ore estive con una dinamica superiore alle pre-

visioni, ha messo sotto pressione il settore in una fase particolarmente delicata

del processo di rinnovamento del parco impianti.

Alle problematiche strutturali del settore – presenza di un operatore dominante,

oneroso regime di incentivazione CIP6, dipendenza dalle importazioni – si sono

andati a sommare eventi congiunturali particolarmente sfavorevoli quali: gli alti

prezzi dei combustibili fossili sui mercati internazionali, l’indisponibilità di por-

zioni rilevanti del parco impianti impegnate nei lavori di riconversione e la scar-

sa idraulicità. Le alte temperature dell’estate 2003 hanno ulteriormente aggra-

vato la situazione determinando un incremento aggiuntivo della domanda nelle

ore di punta e una diminuzione della disponibilità di offerta sia da impianti

idroelettrici sia da impianti termoelettrici.

La concomitanza di questi eventi ha determinato, come effetto più visibile, le inter-

ruzioni del servizio di cui il nostro paese è stato oggetto nel mese di giugno 2003.

Contestualmente a questo periodo di emergenza, il settore elettrico ha compiu-

to diverse tappe nel percorso di transizione da un assetto verticalmente integra-

to a un sistema liberalizzato, almeno per quelle attività che non presentano ca-

ratteristiche di monopolio naturale.

Una novità fondamentale ha riguardato l’avvio, per quanto in forma transitoria,

della borsa elettrica quale strumento indispensabile per introdurre, a livello del-

la produzione, un criterio di selezione degli impianti in base a meccanismi di

mercato. Sino a oggi, infatti, nonostante l’attività di produzione fosse libera ai

sensi dell’art. 1 del decreto legislativo 16 marzo 1999, n. 79, il prezzo di gene-

razione era ancora definito in via amministrativa.

Con l’avvio del mercato elettrico dall’1 aprile 2004 è venuto meno da parte del-

l’Autorità per l’energia elettrica e il gas il compito di definizione del costo di

generazione, ora demandato al sistema delle offerte competitive di mercato. In

altre parole, è diminuita la necessità di controllo da parte dell’Autorità sul prez-

zo di generazione dell’energia elettrica che, grazie alla concorrenza tra gli ope-
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ratori nella borsa, dovrebbe assestarsi su livelli maggiormente corrispondenti al

reale costo di generazione.

Tuttavia, la piena operatività della borsa elettrica da un lato ha richiesto un pe-

riodo di transizione che ha caratterizzato il 2003 e i primi mesi del 2004, dal-

l’altro è coincisa con una congiuntura particolarmente sfavorevole dei fonda-

mentali del settore elettrico.

,Le interruzioni del servizio del 26 giugno e del 28 settembre 2003, descritte nel

Capitolo 3, hanno evidenziato in maniera drammatica, in due momenti comple-

tamente differenti tra loro in termini di domanda, gli aspetti di maggiore fragi-

lità del sistema elettrico nazionale e hanno imposto un’attività di regolazione

del settore elettrico parallela a quella di completamento del processo di libera-

lizzazione, ma altrettanto urgente. 

L’interruzione programmata di giugno è avvenuta in un momento di alta doman-

da estiva, un fenomeno resosi particolarmente evidente negli ultimi anni, con il

quale la capacità produttiva nazionale non è stata in grado di tenere il passo;

l’interruzione di settembre, al contrario, determinata da un evento naturale che

ha interrotto gli approvvigionamenti con l’estero, ha dimostrato un’insufficiente

capacità di garanzia di riserva nel territorio nazionale anche in momenti di bassa

domanda. Su entrambi gli episodi, l’Autorità ha ritenuto doveroso aprire due in-

dagini conoscitive propedeutiche all’accertamento di responsabilità dei diversi

operatori del settore per definire i comportamenti che possono aver determinato,

o non efficacemente contrastato, il verificarsi delle interruzioni. 

In questo contesto, l’attività di regolazione ha dovuto necessariamente conciliare

quelle che sono le sue funzioni istituzionali, delineate nella legge istitutiva del 14

novembre 1995, n. 481, con le necessità contingenti del sistema; perciò, nei di-

versi segmenti del settore elettrico, è stato opportuno introdurre, seguendo le Li-

nee guida definite dal Ministero delle attività produttive, provvedimenti in grado

di gestire l’emergenza nel breve termine e normalizzare il settore nel lungo termine.

In particolare, sul lato della produzione è stato introdotto un sistema provviso-

rio di remunerazione della capacità produttiva (capacity payment) cercando di

non gravare sulle tariffe finali dei consumatori già sotto pressione a causa del-

l’incremento dei costi di approvvigionamento dei combustibili.

Sul lato della domanda si è ritenuto opportuno razionalizzare il servizio di inter-

rompibilità. È stata individuata, su richiesta espressa della società Gestore della

rete di trasmissione nazionale S.p.A. (GRTN) con lettera del 16 dicembre 2003,

una potenza di 1 750 MW interrompibile senza preavviso e ulteriori 1 750 MW in-

terrompibili con preavviso; è stata quindi introdotta una remunerazione per i

clienti finali in grado di fornire tale servizio.

Sul lungo periodo, le criticità associate al tema della sicurezza hanno reso ne-

cessario sviluppare una regolazione in grado di favorire gli investimenti. Con la
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definizione delle disposizioni per il periodo regolatorio 2004-2007 e l’approva-

zione del nuovo Testo integrato, sono stati introdotti incentivi agli investimenti

nel settore della trasmissione e della distribuzione aumentando il tasso di remu-

nerazione del capitale investito e introducendo, per i nuovi investimenti nella

rete di trasmissione nazionale, un ulteriore incremento del 2 per cento rispetto

al tasso base. Tale provvedimento, per mantenere un equilibrio tra le esigenze

degli investimenti nel settore e il livello della tariffa elettrica, è stato compen-

sato, in termini di costi, ricorrendo ai recuperi di produttività e di efficienza e

adeguando la vita utile delle infrastrutture riconosciuta ai fini tariffari.

Grazie al ricorso ai contratti bilaterali, ai contratti d’importazione, alle forniture

dell’energia CIP6 e ai contratti per differenze, la società Acquirente Unico S.p.A.ha

affrancato oltre il 60 per cento delle proprie forniture a un livello stabilito con le

modalità vigenti nel precedente periodo regolatorio. Questo provvedimento è risul-

tato necessario in questa fase di transizione in attesa che lo sviluppo del settore

elettrico, e in particolare l’entrata in servizio di nuovi impianti, permetta una dina-

mica di formazione del prezzo nella borsa elettrica più rispondente ai reali costi di

produzione e meno influenzata dalle strategie dell’operatore dominante.

La fase di transizione sta producendo una profonda modifica dell’assetto funzio-

nale del mercato e per comprenderne le fasi evolutive diventa fondamentale ana-

lizzare le relazioni tra i soggetti istituzionali e gli stakeholders. Nei grafici se-

guenti è rappresentata la struttura attuale del sistema elettrico italiano e sono

evidenziate, nel primo, le relazioni economiche tra i diversi segmenti della filiera

elettrica, nel secondo, le relazioni funzionali tra questi e gli attori istituzionali. I

grafici permettono di fornire una chiave di lettura per l’intero Capitolo. 

Nella prima parte del Capitolo viene esposto il dettaglio degli approvvigiona-

menti di energia elettrica del paese, redigendo per ciascuna voce il bilancio del

2003. Verranno in particolare indicati: i dati relativi alla generazione conven-

zionale specificando la struttura del mercato elettrico una volta completato il

processo di dismissione degli impianti Enel S.p.A; i dati relativi alla generazione

da fonti rinnovabili specificandone l’eventuale meccanismo di incentivazione; i

dati relativi ai ritiri obbligati da parte del GRTN e infine i dati relativi alla strut-

tura delle importazioni. Nella seconda parte sono descritti il mercato elettrico e

le sue istituzioni evidenziando le azioni dell’Autorità finalizzate al suo funzio-

namento. La terza parte è dedicata alle attività regolate: trasmissione, dispac-

ciamento, distribuzione, misura e vendita al mercato vincolato. Infine, vengono

descritti l’andamento dei prezzi e delle tariffe dell’energia elettrica nel 2003 e

nei primi mesi del 2004, nonché gli oneri di sistema.

Il diagramma dei flussi funzionali ed economici fornisce una schematizzazione

del settore elettrico la cui legislazione rilevante è coordinata dal Ministero delle

attività produttive e la cui regolazione, sulla base delle Linee guida pronunciate
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dallo stesso ministero, è demandata all’Autorità. 

Il segmento degli approvvigionamenti rifornisce il mercato libero e, tramite

l’Acquirente Unico, il mercato vincolato attraverso la partecipazione alla borsa

elettrica o la conclusione di contratti bilaterali. Per l’energia d’importazione e

per l’energia CIP6 ritirata dal GRTN, il Ministero delle attività produttive ha pre-

visto una modalità di cessione estranea alla borsa elettrica basata su un criterio

di assegnazione di tipo pro-quota.

Nel settore della generazione è possibile identificare delle categorie che parteci-

pano in maniera differente al mercato elettrico in termini sia di priorità di di-

spacciamento sia di valorizzazione dell’energia. 

In particolare, il decreto legislativo n.79/99 ha previsto la garanzia di priorità di

dispacciamento per gli impianti indispensabili alla sicurezza nazionale, per gli

impianti alimentati da fonti rinnovabili, per gli impianti qualificati come coge-

nerativi, nonché per gli impianti CIP6.

Questi ultimi cedono la propria produzione direttamente al GRTN che corri-

sponde loro la tariffa CIP6 annualmente aggiornata dalla Cassa conguaglio per

il settore elettrico (CCSE). Le risorse necessarie alla remunerazione degli impian-

ti CIP6, superiori ai ricavi della cessione della loro energia al mercato, vengono

raccolte dalla CCSE grazie all’introduzione, in tariffa elettrica, della componen-

te A3, parte degli oneri di sistema. 

Per i soli impianti rinnovabili di potenza inferiore ai 10 MW e per tutti quelli non

programmabili, il comma 1 dell’art. 20 e il comma 3, dell’art. 13, del decreto 29

dicembre 2003, n. 387, prevedono, provvisoriamente, una remunerazione pari al

prezzo all’ingrosso definito dall’Autorità e, a regime, una remunerazione stabilita

dall’Autorità facendo riferimento a condizioni di mercato. 

Infine la generazione da impianti cogenerativi e da fonte rinnovabile sia nazio-

nale sia d’importazione beneficia dell’esenzione dal pagamento dei certificati

verdi. Grazie a questa prerogativa, nel nuovo assetto di mercato, tali volumi di

energia percepiranno un incentivo indiretto pari al costo evitato di soddisfaci-

mento all’obbligo. Il beneficio, per i soli impianti rinnovabili entrati in esercizio

dopo l’1 aprile 1999, si somma al riconoscimento dei certificati verdi.

Per quanto riguarda la struttura del mercato elettrico, questa è composta da: la

società Gestore del mercato elettrico S.p.A. (GME) che organizza e gestisce il

mercato del giorno prima e il mercato di aggiustamento, sui quali pervengono

le offerte orarie di generazione degli operatori abilitati; il GRTN che gestisce e

organizza il mercato dei servizi di dispacciamento; gli operatori del mercato li-

bero, clienti finali o grossisiti e l’Acquirente Unico che provvede all’approvvigio-

namento dei clienti vincolati. I regolamenti dei mercati nonché le modalità di

approvvigionamento dell’Acquirente Unico sono approvati dal Ministero delle

attività produttive che demanda all’Autorità funzioni di regolazione specifica quali
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FIG. 4.1 DIAGRAMMA DEI FLUSSI ECONOMICI DEL SETTORE ELETTRICO NEL 2003

FONTI CONVENZIONALI

FONTI RINNOVABILI 
E COGENERAZIONE

IMPIANTI INDISPENSABILI

CIP6

IMPORTAZIONI

CCSE

RETE 
DI TRASMISSIONE

GRTN MSD

GME MGP MA

DISTRIBUTORI
DISTRIBUTORI

CLIENTI IDONEI

GROSSISTIACQUIRENTE 
UNICO

CONTRATTI DIFFERENZIALI

CONTRATTI BILATERALI



S E Z I O N E  2 .  C O N C O R R E N Z A  E  R E G O L A Z I O N E  N E I  S E T T O R I  E N E R G E T I C I

100

FIG. 4.1 DIAGRAMMA DEI FLUSSI FUNZIONALI DEL SETTORE ELETTRICO NEL 2003
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so a contratti per differenza simili, nella sostanza, a quelli bilaterali. I contratti

per differenza consistono in un accordo preliminare di prezzo tra il fornitore e

l’acquirente indipendentemente dagli esiti della borsa elettrica; a seguito di un

prezzo di borsa superiore a quello contrattuale, il produttore restituirà all’ac-

quirente la differenza rispetto al prezzo concordato e viceversa in caso di prezzo

di borsa inferiore a quello prestabilito.

L’Acquirente Unico presiede all’approvvigionamento dell’energia elettrica ai

clienti del mercato vincolato, diventando in tal modo operatore nel mercato

elettrico e controparte nei contratti bilaterali e per differenze nonché nelle as-

segnazioni di capacità d’importazione e CIP6. I distributori acquistano dall’Ac-

quirente Unico l’energia elettrica al costo medio di approvvigionamento e la ri-

vendono ai clienti vincolati sulla base delle componenti tariffarie istituite dal-

l’Autorità. Tutti i clienti, vincolati e idonei, pagano al GRTN, attraverso compo-

nenti tariffarie apposite, i servizi di trasmissione. I clienti idonei pagano inoltre

al GRTN i corrispettivi di dispacciamento (corrispettivi di sbilanciamento, corri-

spettivi a copertura dei costi delle unità essenziali per la sicurezza del sistema,

corrispettivi per la remunerazione della capacità produttiva ecc.). 

All’Autorità compete il ruolo di:

• monitoraggio dei mercati liberalizzati; 

• regolazione delle attività che godono di un regime di esclusiva quali la tra-

smissione e la distribuzione, in virtù della loro natura di monopolio naturale;

• regolazione di settori potenzialmente liberi come la misura ma che richie-

dono in questa fase meccanismi di tutela dei clienti finali;

• regolazione della vendita al mercato vincolato. 

Inoltre l’Autorità provvede all’inclusione in tariffa elettrica degli oneri generali

di sistema le cui risorse sono trasferite alla CCSE e da questa al settore di com-

petenza. 
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CARATTERISTICHE STRUTTURALI DELL’OFFERTA DI  ENERGIA ELETTRICA

Struttura della produzione nazionale di energia elettrica

Il fabbisogno di energia elettrica nel 2003 ha fatto registrare un incremento del

2,9 per cento rispetto al 2002, assestandosi a 319 TWh. Dopo anni in cui l’au-

mento dei consumi è stato coperto anche grazie a un maggiore ricorso alle im-

portazioni, la produzione nazionale ha registrato un aumento del 3 per cento,

dovuto in parte ai provvedimenti che, all’indomani dei distacchi programmati

del 26 giugno 2003, sono stati adottati per ripristinare e garantire la continuità

delle forniture di energia elettrica in condizioni di sicurezza. 

Le importazioni, per la prima volta dal 1996, hanno mostrato una leggera dimi-

nuzione (-0,1 per cento), mentre il saldo estero, a causa di una diminuzione delle

esportazioni, è comunque cresciuto, se pur in maniera molto modesta (0,7 per

cento).

In termini di produzione nazionale, per il secondo anno consecutivo, si è assi-

stito a uno sviluppo marcato dalla generazione termoelettrica (4,3 per cento) e

a una ulteriore riduzione della generazione idroelettrica (-6,4 per cento), che

nel 2003, a causa di un andamento idrologico particolarmente negativo, ha fat-

to registrare il valore più basso dal 1990. In costante aumento le altri fonti rin-

novabili che, pur su volumi ancora contenuti, sono cresciute del 17,6 per cento

rispetto all’anno scorso.

Nello specifico della generazione termoelettrica sono aumentati i consumi di

combustibili solidi (12 per cento) e di gas naturale (15 per cento) mentre si è

verificato un forte calo di quelli dei prodotti petroliferi il cui aumento nel 2002,

rispetto al 2001, era influenzato da situazioni contingenti legate alla disponibi-

lità degli impianti. L’incremento della generazione a carbone è determinato sia

dai favorevoli prezzi relativi di questa fonte rispetto agli altri combustibili nel

2003, sia dall’aumento della capacità produttiva conseguita dalle società di

produzione a seguito di lavori di ambientalizzazione e di accordi locali per l’im-

piego di combustibili solidi. La salita dei consumi di gas naturale origina invece

dall’entrata in esercizio di nuovi cicli combinati e dall’incremento di impiego

orario degli impianti, chiamati a produrre per compensare la carente produzione

idroelettrica e la crescente domanda di energia elettrica. 

La stagionalità dei consumi è fortemente cambiata negli ultimi anni e nel 2003

per la prima volta la domanda alla punta nel periodo estivo (53 105 MW) ha su-

perato quella del periodo invernale dell’anno precedente (52 590 MW). Nel di-

cembre 2003, tuttavia, è stato nuovamente registrato il record storico dei con-

sumi: 53 400 MW. Le difficoltà del sistema produttivo a soddisfare le punte di

domanda non sono determinate unicamente da una più forte crescita della ri-
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chiesta alla punta rispetto all’entrata in esercizio di nuovi impianti, ma anche

dalle numerose indisponibilità di breve e lungo periodo alle quali è soggetta la

capacità produttiva.

La verifica effettuata dal GRTN, ai sensi della direttiva del Ministero delle atti-

vità produttive del 26 giugno 2003, ha accertato che al giugno 2003 su una po-

tenza installata lorda di 75 755 MW erano effettivamente disponibili solo

48 047 MW pari al 63,4 per cento del totale installato.

Con il completamento dell’assetto proprietario come disegnato dal decreto legi-

slativo n. 79/99, le società acquirenti si sono progressivamente impegnate a

realizzare il programma di repowering e conversione a ciclo combinato degli

impianti. Nel 2003 sono stati ultimati i lavori di conversione a ciclo combinato

per un’unità della Centrale di Ostigla (Endesa Italia S.p.A) e per due unità della

Centrale del Sermide (Edipower S.p.A.). Enel Produzione S.p.A. ha riattivato due

unità della Centrale di Priolo Gargallo, un’unità a Pietrafitta e un’altra a La Ca-

sella. Infine EniPower S.p.A. ha inaugurato due nuove centrali a Ravenna e a

Ferrera Erbognone per circa 900 MW di potenza; si è inoltre concluso l’amplia-

mento della Centrale di Cassano d’Adda di Aem Milano S.p.A.
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TAV. 4.1 PRODUZIONE LORDA DI ENERGIA ELETTRICA IN ITALIA PER FONTE 1997-2003

GWh

Fonte: Elaborazione AEEG su dati GRTN; per l’anno 2003 stime su dati degli operatori.

1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003(A)

Solidi 20 518 23 311 23 812 26 272 31 730 35 446 39 671

Gas naturale 60 649 70 213 86 217 97 607 95 906 99 413 114 500

Prodotti petroliferi 113 282 107 237 91 286 85 878 75 009 76 997 66 579

Altri 5 600 5 900 5 900 8 800 14 147 15 789 16 700

Totale termoelettrico 200 049 206 661 207 215 218 557 216 792 227 645 237 450

Totale pompaggi 4 965 6 232 6 451 6 688 7 117 7 744 7511

Idroelettrico 41 599 41 213 45 358 44 204 46 810 39 519 36702

Eolico 118 232 402 563 1 178 1 404 1419

Fotovoltaico 6 6 6 6 5 4,1 4.1

Geotermico 3 905 4 214 4 403 4 705 4 506 4 662 5340

Biomassa e rifiuti 820 1 228 1 822 1 906 2 587 3 422 4400

Totale rinnovabili 46 448 46 893 51 991 51 384 55 086 49 012 47 865

Totale 251 462 259 786 265 657 276 629 278 995 284 401 292 826
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FIG. 4.2 CAPACITÀ PRODUTTIVA NEL GIUGNO 2003

C€/kWh

FIG. 4.3 CONTRIBUTO PERCENTUALE DELLE MAGGIORI SOCIETÀ ALLA GENERAZIONE 
NETTA NEL 2003(A)

(A) Incluse l’autoproduzione e l’energia ritirata dal GRTN. 

Fonte: Stime su dati degli operatori.
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Enel Produzione ha contribuito al 46,4 per cento della produzione nazionale

netta, a cui si deve aggiungere il 2,9 per cento di Enel Green Power S.p.A.; se-

condo produttore è Edison S.p.A. che, con le sue controllate, produce il 9 per

cento dell’energia netta; seguono Edipower, 7,6 per cento, Endesa Italia, 6,4

per cento, Tirreno Power S.p.A., 2,3 per cento ed EniPower, 2 per cento. La fi-

gura 4.3 fornisce i contributi percentuali alla generazione netta delle maggiori

società di produzione nazionali. I dati includono l’eventuale generazione in

convenzione CIP6 o altro ritiro obbligato da parte del GRTN, nonché l’eventuale

autoproduzione. Essi sono raccolti sotto un unico gruppo qualora si sia in pre-

senza di società controllate.

Escludendo dal computo della generazione netta imputabile a ciascuna società,

l’energia elettrica prodotta e incentivata nell’ambito delle convenzioni CIP6 o al-

tro tipo di ritiro obbligato da parte del GRTN, nonché l’energia elettrica attribuita

ai pompaggi, il grafico relativo alla produzione nazionale destinata al consumo

cambia in maniera rilevante: secondo fornitore nazionale di energia elettrica, do-

po Enel Produzione con il 43,9 per cento, risulta essere il GRTN con il 20,1 per

cento; seguono Edipower, 8 per cento, Endesa Italia, 6,6 per cento, Edison e con-

trollate, 3 per cento e Tirreno Power, 2,3 per cento. Anche in questo grafico i dati

includono l’eventuale autoproduzione delle diverse società. Il grafico si differen-

zia dal precedente dal momento che illustra il GRTN quale fornitore di energia

elettrica destinata al consumo in relazione al volume di energia ritirata dai diversi

produttori ai sensi dell’art. 3, comma 12, del decreto legislativo n. 79/99.
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FIG. 4.4 CONTRIBUTO PERCENTUALE ALLA FORNITURA DELL’ENERGIA ELETTRICA 
DESTINATA AL CONSUMO NEL 2003(A)

(A) Al netto dell’energia destinata ai pompaggi. Il GRTN figura come produttore.

Fonte: Stime su dati degli operatori.
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È tuttavia importante ricordare che in questa fase di rinnovamento del parco

elettrico rilevanti quote di capacità di produzione sono in fase di ristrutturazio-

ne o repowering.

La tavola 4.2 fornisce una stima dell’incidenza dei lavori di conversione sul to-

tale della potenza installata relativamente a Enel Produzione e alle società crea-

te a seguito del processo di dismissione.

S E Z I O N E  2 .  C O N C O R R E N Z A  E  R E G O L A Z I O N E  N E I  S E T T O R I  E N E R G E T I C I

106

Installati 27 808 7 129 4 803 2 898

Indisponibili 2 650 1 796 330 974

Parzialmente disponibili 1 335 703 768 320

Incidenza sul totale 14% 35% 23% 45%

ENEL  EDIPOWER ENDESA TIRRENO 
PRODUZIONE ITALIA POWER

Fonte: Elaborazione AEEG su dati degli operatori.

Nel periodo compreso tra il 2002 e i primi mesi del 2004, il Ministero delle atti-

vità produttive ha autorizzato sia la costruzione di nuove centrali termoelettri-

che per una potenza totale di 12 637 MW, sia la conversione a carbone della

Centrale di Torrevaldaliga Nord (Enel), la trasformazione a ciclo combinato di

quelle di Vado Ligure (Tirreno Power) e di Tavazzano (Endesa Italia), le modifi-

che di Brindisi Nord (Edipower) e Livorno (Enel). Sono state presentate doman-

de di autorizzazione per ulteriori 45 000 MW.

La tavola 4.3 riporta il contributo per fonte alla generazione termoelettrica di

Enel Produzione, Edipower, Endesa Italia e Tirreno Power. Tale mix è destinato

a modificarsi in relazione al completamento dei lavori di riconversione. 

CARBONE OLIO GAS ORIMULSION ALTRI 
COMBUSTIBILE NATURALE COMBUSTIBILI

Enel Produzione 24,4 25,9 45,8 3,8 0,2

Edipower 8,3 46,6 45,1 0,0 0,0

Endesa Italia 20,2 38,4 34,7 6,8 0,0

Tirreno Power 63,4 20,2 16,4 0,0 0,1

TAV. 4.2 INCIDENZA DEI LAVORI DI RICONVERSIONE NEL 2003 SULLA CAPACITÀ 
INSTALLATA 

MW

TAV. 4.3 CONTRIBUTO PERCENTUALE PER FONTE ALLA GENERAZIONE TERMOELETTRICA 
DELLE MAGGIORI SOCIETÀ NEL 2003

Valori percentuali

Fonte: Elaborazione AEEG su dati degli operatori.



Infine la tavola 4.4 riporta la percentuale della generazione rinnovabile su quella

totale delle società. Come è possibile notare il processo di cessione degli impianti

Enel è stato meno incisivo in questo settore dove Enel, includendo anche la quota

relativa a Enel Green Power, è rimasta proprietaria di tutto il parco impianti geo-

termoelettrici e di gran parte della capacità degli impianti idroelettrici.
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TAV. 4.4 PERCENTUALE DELLA GENERAZIONE RINNOVABILE SULLA GENERAZIONE 
TOTALE NEL 2003

Idro >10 MW 11,8 7,9 8,2 0,0

Idro <10 MW 1,8 0,5 0,4 2,6

Altre rinnovabili 3,7 0,0 0,5 0,0

Totale non convenzionale 17,3 8,4 9,1 2,6

Pompaggi(A) 5,3 0,0 0,0 0,0

ENEL EDIPOWER ENDESA TIRRENO 
PRODUZIONE ITALIA POWER

E GREEN POWER

(A) Gli impianti di pompaggio non concorrono per un periodo di due anni a determinare i prezzi nella
borsa elettrica.

Fonte: Elaborazione AEEG su dati degli operatori.

Bilancio degli operatori del settore elettrico

Il bilancio degli operatori elettrici, riportato nella tavola 4.5, rappresenta sinte-

ticamente il ruolo svolto dalle principali tipologie di operatori1 nella determina-

zione dei flussi di energia elettrica dalle fasi della generazione e della importa-

zione, fino a quelle della vendita e del consumo finale. Esso si distingue dai

classici bilanci poiché offre la possibilità di quantificare l’evoluzione della con-

correnza con riferimento alle diverse fasi della filiera.

I cambiamenti del sistema elettrico nazionale hanno richiesto, nel corso degli

anni, un continuo adattamento nella definizione dei comparti e delle categorie

del bilancio. Il bilancio del 2003 ha mantenuto la stessa struttura per operatori

dell’anno precedente, senza significativi cambiamenti nella specificazione delle

nove categorie individuate. Tuttavia, sono state introdotte alcune novità che ri-

guardano soprattutto la struttura per fonti utilizzate dai diversi operatori nella

generazione elettrica e le classi di vendita ai clienti finali del mercato libero. Se-

1 Come per gli anni passati, per operatore si intende l’insieme delle società di genera-

zione, compravendita e trading appartenenti allo stesso gruppo di controllo.



gue una sintetica descrizione dei principali elementi del bilancio, lasciando il

loro approfondimento nei successivi punti del Capitolo. 

Il bilancio 2003 evidenzia una continua e forte concentrazione della generazio-

ne in poche società elettriche: 49,4 per cento per il gruppo Enel; 27,3 per cento

per i principali gruppi concorrenti (Edison, Edipower, Endesa Italia, Tirreno

Power, EniPower); appena il 4,7 per cento per le aziende municipali (tra cui le

principali sono Aem Milano, Aem Torino, Asm Brescia S.p.A., Acea Electrabel

S.p.A. e Agsm Verona S.p.A.). Le rimanenti società di generazione, raccolte in-

sieme nella categoria degli altri produttori, contribuiva alla generazione netta

con l’11,9 per cento. Questo gruppo, costituito da aziende di proprietà essen-

zialmente privata, è molto variegato, contenendo sia generatori relativamente

grandi (Sarlux S.p.A. e gruppo Erg) con generazione netta superiore a 4 TWh,

sia numerose società molto piccole con produzione netta inferiore a 50 GWh. Il

rimanente 6,6 per cento della produzione totale netta è stato generato dagli

autoproduttori, che si distinguono per il fatto di consumare la maggior parte

dell’energia autoprodotta (l’81 per cento nel 2003). La produzione media per

società si riduce rapidamente, di circa un ordine di grandezza, tra le varie cate-

gorie: 138 TWh per il gruppo Enel; 15,2 TWh per il gruppo dei principali con-

correnti; 880 GWh per le aziende municipali; 220 GWh per gli altri produttori e

37 GWh per gli autoproduttori. 

Appaiono significative le differenze nella struttura della generazione elettrica

tra le varie categorie di operatori. Il gruppo Enel ha una struttura per fonti ab-

bastanza equilibrata. Tra i principali gruppi concorrenti primeggia la generazio-

ne a base di gas naturale, con un relativamente basso contributo di energia

idroelettrica. Questa, invece, partecipa per quasi il 50 per cento alla generazio-

ne netta del gruppo delle aziende municipali. Gli altri produttori sono caratte-

rizzati da un forte contributo (53 per cento) della generazione a base di prodot-

ti petroliferi e altre fonti fossili (prevalentemente prodotti e residui di raffine-

ria). Sono concentrate nel gruppo Enel il 60 per cento della generazione idro (di

cui oltre il 99 per cento dell’energia prodotta negli impianti di pompaggio), la

totalità della generazione geotermoelettrica e il 73 per cento della generazione

a base di carbone. È invece più equilibrata la distribuzione della generazione a

base di gas naturale (gruppo Enel 44 per cento; principali gruppi concorrenti 

37 per cento), mentre quella da fonti rinnovabili diverse da idro e geotermoelet-

trica (soprattutto biomasse e rifiuti) è concentrata (75 per cento) nel gruppo

degli altri produttori.

La generazione elettrica sotto convenzione CIP6 risulta trascurabile (meno del 3

per cento della generazione totale netta) sia per il gruppo Enel sia per gli auto-

produttori; la sua incidenza cresce a oltre il 20 per cento per i principali gruppi

concorrenti e supera l’80 per cento per gli altri produttori. Tuttavia, il contributo
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TOTALEGRUPPO
ENEL

PRINCIPALI
GRUPPI

CONCOR-
RENTI

AZIENDE
MUNICIPALI

ALTRI
PRODUTTORI 

AUTO
PRODUTTORI

GROSSISTI
NAZIONALI
INDIPEN-

DENTI

GROSSISTI
ESTERI

CONSORZI
GROSSISTI

CLIENTI
FINALI

TAV. 4.5 BILANCIO DEGLI OPERATORI ELETTRICI NEL 2003 

TWh

Fonte: Elaborazione AEEG in base alle dichiarazioni degli operatori e alle informazioni della banca dati dei clienti idonei. La produzione

nazionale netta include i pompaggi. I trasferimenti includono: l'energia da impianti CIP6; le cessioni delle bande di capacità di importa-

zione e gli scambi. I dati riportati possono differire da quelli presentati in altre tavole per via della origine diversa.

Produzione nazionale netta 137,8 76,2 13,2 33,3 18.4 0,0 0,0 0,0 0,0 279,0

Carbone 26,0 8,8 0,4 0,0 0,6 0,0 0,0 0,0 0,0 35,7

Petrolio 27,6 18,1 1,0 2,0 3,8 0,0 0,0 0,0 0,0 52,5

Gas naturale 48,8 40,4 4,6 8,2 7,9 0,0 0,0 0,0 0,0 109,9

Altre fonti fossili 4,3 2,4 0,2 15,5 4,5 0,0 0,0 0,0 0,0 26,8

Idroelettrica 31,0 6,2 6,5 3,5 1,4 0,0 0,0 0,0 0,0 43,6

di cui pompaggi 7,3 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 7,4

Altre rinnovabili 0,1 0,4 0,6 4,0 0,3 0,0 0,0 0,0 0,0 10,5

di cui CIP6:

da fonti rinnovabili 3,9 0,5 0,9 4,4 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 9,6

da fonti assimilate 0,0 16,8 0,1 23,5 0,4 0,0 0,0 0,0 0,0 40,7

Energia destinata ai pompaggi 10,4 0,0 0,1 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 10,5

Saldo estero 17,6 4,3 1,6 0,6 0,0 10,3 7,9 1,7 7,0 51,0

Contratti Enel 16,7 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 16,7

Assegnato dal GRTN 0,8 2,1 1,2 0,3 0,0 5,0 2,8 1,3 6,0 19,5

Assegnato dai gestori esteri 0,1 2,2 0,3 0,2 0,0 5,3 5,1 0,3 1,0 14,7

Trasferimenti netti -11,6 -10,3 -2,4 -28,8 -5,0 9,2 13,9 7,2 28,0 0,0

di cui:

acquisti CIP6 12,6 6,6 3,9 0,2 0,0 5,5 9,9 1,6 10,6 51,0

Perdite 8,5 4,5 0,8 0,3 0,9 1,2 1,4 0,6 2,2 20,5

Totale risorse 124,9 65,7 11,5 4,7 12,6 18,2 20,4 8,3 32,8 299,2

Vendite e consumi finali 124,9 65,7 11,5 4,7 12,6 18,2 20,4 8,3 32,8 299,2

Mercato vincolato 114,2 38,2 5,9 0,2 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 158,4

Mercato libero 10,7 27,5 5,6 4,6 12,6 18,2 20,4 8,3 32,8 140,7

< 500 MWh 0,3 0,4 0,3 0,3 0,0 1,6 0,2 0,2 0,0 3,3

500 – 5 000 MWh 1,9 7,9 1,2 1,3 0,1 5,1 2,1 2,5 0,2 22,3

5 000 – 50 000 MWh 4,4 12,6 2,2 2,2 3,6 6,2 8,9 3,2 5,8 48,9

> 50 000 MWh 4,2 6,7 2,0 0,9 8,9 5,3 9,2 2,3 26,8 66,3



delle fonti rinnovabili alla generazione in CIP6, minore del 3 per cento per i prin-

cipali gruppi concorrenti, aumenta al 16 per cento per gli altri produttori e al 90

per cento per le aziende municipali, per arrivare al 100 per cento nel caso del

gruppo Enel.

Il saldo estero di 51 TWh evidenzia un calo significativo dei contratti plurienna-

li a favore di Enel (oggi trasferiti all’Acquirente Unico), vale a dire da 22,5 TWh

nel 2002 a 16,7 TWh nel 2003. Del saldo estero di 34,2 TWh allocato al mercato

libero (il 67 per cento del totale), le importazioni assegnate dal GRTN e dai ge-

stori esteri ammontavano, rispettivamente, a 19,5 e 14,7 TWh. I principali bene-

ficiari delle assegnazioni di importazioni elettriche al mercato libero sono stati i

grossisti nazionali indipendenti con il 30 per cento del totale, seguiti dai gros-

sisti esteri e dai clienti finali, rispettivamente, con il 23  e il 21 per cento. I

grossisti dei principali gruppi concorrenti hanno ottenuto il 13 per cento delle

importazioni per il mercato libero. Rispetto al 2002 sono notevolmente dimi-

nuite le importazioni dei grossisti collegati con i consorzi e con le società con-

sortili, mentre sono aumentate quelle dei grossisti delle aziende municipali; in-

sieme rappresentano poco più del 9 per cento delle assegnazioni al mercato li-

bero. Circa il 35 per cento delle assegnazioni effettuate dai gestori esteri è an-

dato ai grossisti esteri collegati con le rispettive società esportatrici; tale valore

aumenta a poco meno del 40 per cento se si comprendono le importazioni di

società incluse nelle altre categorie che sono controllate da, o collegate con,

gruppi esteri. Il 28 per cento delle assegnazioni al mercato libero (9,6 TWh) è

stato destinato ai contratti interrompibili.

I trasferimenti netti sono rappresentati per l’88 per cento da ritiri di energia CIP6

da parte del GRTN con successiva assegnazione tramite asta al mercato libero e,

per le quote residuali, al mercato vincolato. I trasferimenti netti per acquisto e

vendita tra produttori e grossisti e tra grossisti sono ammontati complessivamen-

te a poco più di 7 TWh. Il bilancio evidenzia la significativa correlazione tra tra-

sferimenti netti in cessione e produzione CIP6, a eccezione del gruppo Enel in

quanto nel 2003 era ancora destinatario delle cessioni CIP6 non assegnate a

mezzo asta, a favore del mercato vincolato. La maggior parte dei trasferimenti

netti di energia CIP6 e di rivendite da grossisti è andata ai clienti idonei finali

operanti in proprio e ai grossisti esteri (rispettivamente 48 e 24 per cento).

Sommando la produzione alle importazioni nette e ai trasferimenti interni e toglien-

do le perdite di trasmissione e distribuzione, complessivamente 20,2 TWh, risulta

una disponibilità di risorse per il consumo sul mercato finale pari a 299 TWh. Il bi-

lancio evidenzia come i consumi finali sul mercato libero ancora non raggiungono la

metà dei consumi totali. La fornitura del mercato vincolato da parte dei principali

gruppi concorrenti, attraverso i meccanismi di dispacciamento (Team Energy Mana-

gement, TEM e successivamente STOVE), ha rappresentato il 24 per cento del totale,
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contro il 72 per cento del gruppo Enel. Emerge anche una relazione inversa tra la

fornitura del mercato vincolato e quella del mercato libero in funzione dell’impor-

tanza dei diversi gruppi: l’incidenza delle vendite sul mercato libero infatti aumenta

da meno del 10 per cento per il gruppo Enel, a oltre il 40 per cento per i principali

gruppi concorrenti, raggiungendo quasi il 50 per le aziende municipali.

Risulta molto significativo il ruolo svolto dai clienti finali in qualità di operatori

del mercato per le proprie forniture (essenzialmente tramite importazioni e aste

CIP6); essi rappresentano oltre il 23 per cento dei consumi finali sul mercato li-

bero. Escludendo gli approvvigionamenti in proprio, i maggiori fornitori del

mercato libero sono i principali gruppi concorrenti con quasi il 20 per cento del

mercato libero, seguiti dai grossisti esteri e dai grossisti nazionali indipendenti

con, rispettivamente, il 15 e il 13 per cento delle forniture totali. Seguono in

importanza gli autoproduttori per i propri consumi, con il 9 per cento, mentre il

gruppo Enel copre meno delll’8 per cento dei consumi finali del mercato libero.

Nel 2003 si sono ridotti gli approvvigionamenti dei consorzi, scesi dagli 11 TWh

del 2002 a 8 TWh nel 2003.

Il 47 per cento dei consumi sul mercato libero era concentrato presso i grandi

clienti idonei (con consumi superiori a 50 GWh), il 40 per cento dei quali ap-

provvigionati in proprio. I consumi dei clienti finali medio grandi (compresi tra

5 e 50 GWh) rappresentavano il 35 per cento dei consumi finali sul mercato li-

bero; questi clienti erano riforniti prevalentemente  dai principali gruppi con-

correnti (oltre il 25 per cento), dai grossisti esteri e dai grossisti nazionali indi-

pendenti. Una ripartizione non molto diversa si rileva anche per i clienti finali di

medie dimensioni (con consumi compresi tra 0,5 e 5 GWh) i cui approvvigiona-

menti sul mercato libero sono stati assicurati per il 58 per cento da grossisti dei

principali gruppi concorrenti e da grossisti nazionali indipendenti. Infine, i pic-

coli consumatori (con consumi inferiori a 0,5 GWh) si sono approvvigionati sul

mercato libero per circa il 50 per cento da grossisti nazionali indipendenti. 

I dati indicano un forte calo del contributo dei principali produttori concorrenti

e, soprattutto, dei grossisti esteri con la dimensione delle vendite. A questo ri-

guardo, sebbene tutte le categorie evidenzino una predisposizione a privilegiare

i clienti finali di dimensioni grandi e medio grandi, le differenze tra categorie

sono molto marcate. Meno del 2 per cento delle forniture finali del gruppo Enel

va ai clienti finali con consumi sotto i 5 GWh, contro il 13 per cento dei princi-

pali gruppi concorrenti e delle aziende municipali e il 32 per cento degli altri

produttori. Le differenze sono ancora più notevoli per i clienti finali con consu-

mi minori di 500 MWh.

Per concludere, va rilevato il significativo incremento nel numero di grossisti

(inclusi i distributori idonei) nell’anno scorso, che passano da 229 registrati a

fine 2002 a 349 riportati a fine 2003 (di cui 54 distributori idonei). Tuttavia, i
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dati della tavola 4.6 evidenziano che più della metà dei grossisti non ha effet-

tuato alcuna vendita di energia elettrica né a clienti finali né ad altri grossisti.

Il confronto con i dati analoghi riportati nella Relazione Annuale del 2003 in-

dica che la ripartizione del mercato tra i principali grossisti è cambiata in modo

significativo nel corso dell’ultimo anno, anche se le prime posizioni sono rima-

ste sostanzialmente invariate. Tuttavia i dati disponibili non rivelano importanti

spostamenti nella concentrazione del comparto. Sono aumentati da 4 a 7 i

grossisti con vendite totali maggiori di 5 TWh, ma la loro incidenza sulle vendi-

te totali è solo leggermente cresciuta, passando dal 63 al 66 per cento. Il nume-

ro di grossisti con vendite superiori a 1 TWh è aumentato da 18 a 32, ma il si-

gnificativo rialzo dei volumi totali venduti sul mercato libero (da 105 a 148

TWh) fa sì che la loro incidenza sia salita solo di pochi punti percentuali: da 79

a 84 per cento. 
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TAV. 4.6 VENDITE DEI GROSSISTI SUL MERCATO LIBERO NEL 2003

TWh

Grossisti con vendite > 5 TWh 7 47,8 25,8 73,6

Enel Trade 4,6 16,2 20,8

Edison Energia 16,1 0,8 16,9

EGL Italia 9,7 0,0 9,7

NET 0,7 6,3 7,0

Enel Energia 6,1 0,9 7,0

Energia 6,6 0,0 6,6

EDF Energia 4,0 1,6 5,7

Grossisti con vendite comprese tra 2 e 5 TWh 10 18,7 11,5 30,0

Eni Power Trading 3,9 0,7 4,6

Endesa Italia Power Fuel 0,0 4,5 4,5

Dalmine Energie 3,5 0,1 3,6

Energetic Source 0,3 2,8 3,1

Electra Italia 2,6 0,0 2,7

SIET Società Intermediazione Energia Torino 1,3 1,3 2,6

Trafigura Electricity Italia 0,9 1,5 2,4

Tecnoenergia 2,2 0,2 2,4

Energia e Territorio 1,8 0,3 2,2

Telenergia 2,1 0,0 2,1

Grossisti con vendite comprese tra 1 e 2 TWh 15 10,6 10,0 20,6

Grossisti con vendite < 1 TWh 113 16,1 7,7 23,9

Grossisti senza vendite 204 0,0 0,0 0,0

Totale 349 93,2 55,0 148,3

NUMERO VENDITE  VENDITE  VENDITE 
A CLIENTI  AD ALTRI TOTALI

IDONEI FINALI GROSSISTI

Fonte: Elaborazione AEEG su dichiarazioni degli operatori. Le vendite ai clienti finali non compren-
dono gli autoconsumi degli autoproduttori e gli acquisti in proprio dei clienti finali. Le vendite ad
altri grossisti includono le rivendite.



Ritiri obbligati ai sensi dell’art. 3, comma 12, del decreto legislativo n. 79/99

Il totale della produzione ritirata dal GRTN ai sensi dell’art. 3, comma 12, del

decreto legislativo n. 79/99, per il 2003 è ammontato a 53 882 GWh, pari al

19,3 per cento della generazione nazionale. 

Oltre il 90 per cento dell’energia elettrica ritirata dal GRTN riguarda le conven-

zioni siglate in virtù del provvedimento CIP6. La produzione da CIP6 può essere

a sua volta differenziata in produzione da fonti rinnovabili e produzione da

fonti assimilate. Alla prima fanno capo 9 629 GWh, il 19 per cento dell’energia

prodotta in CIP6, alla seconda 40 722 GWh, ovvero l’81 per cento della stessa.

Ulteriori 2 395 GWh di energia elettrica soggetta a ritiro obbligato da parte del

GRTN provengono da impianti idroelettrici di potenza inferiore ai 3 MW secon-

do le modalità stabilite dalla delibera 18 aprile 2002, n. 62 e infine 1 136 GWh

corrispondono alle eccedenze, le cui modalità di ritiro sono definite dalla deli-

bera 28 ottobre 1997, n. 108.
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CIP6 47 153 49 751 50 351 50 021

di cui assimilata 38 789 41 177 40 722 40 693

di cui rinnovabile 8 365 8 574 9 629 9 328

Minidro delibera n. 62/02 2 769 2 899 2 395 2 389

Eccedenze delibera n. 108/97 3 603 1 450 1 136 843

Totale ritiri 53 525 54 100 53 882 53 315

2001 2002 2003 2004(A)

(A) Previsioni.

Fonte: Elaborazione AEEG su dati GRTN.

TAV. 4.7 RITIRI DI ENERGIA DEL GRTN NEGLI ANNI 2001-2004

GWh

Negli ultimi tre anni a consuntivo non si sono registrate sostanziali variazioni

nei volumi di energia CIP6 ritirata. È invece progressivamente calato il ricorso

alla cessione per eccedenza, mentre i dati relativi agli impianti idroelettrici di

piccola taglia sono maggiormente influenzati dall’idraulicità dell’anno anziché

dal numero di impianti che beneficiano del meccanismo di ritiro.

L’energia assimilata in CIP6 rappresenta nel 2003 il 18 per cento della produzione

termoelettrica nazionale. Dei 40,7 TWh prodotti da impianti assimilati nel 2003,

33,9 TWh sono classificabili come impianti nuovi e hanno percepito, pertanto,

una tariffa data dalla somma di una componente di costo evitato e di una com-

ponente d’incentivazione specifica per tecnologia; 6,7 TWh sono classificabili co-



me impianti esistenti e hanno percepito la sola componente di costo evitato. Que-

sti ultimi rappresentano gli impianti per i quali è scaduto il periodo di incentiva-

zione (8 anni) ma sono ancora valide le convenzioni di ritiro con il GRTN.
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Combustibili di processo, residui 15 902 17 100 16 530 17 237
o recuperi di energia

Combustibili fossili 20 054 18 200 17 433 17 366

Totale 35 956 35 300 33 963 34 603

Impianti esistenti 2 833 5 877 6 759 6 091

Totale 38 789 41 177 40 722 40 694

2001 2002 2003 2004(A)

(A) Previsioni.

Fonte: Elaborazione AEEG su dati GRTN.

TAV. 4.8 DETTAGLIO DEI RITIRI DI ENERGIA DA FONTI ASSIMILATE NEGLI ANNI 2001-2004

GWh

Come riportato nella figura 4.5, il 75 per cento circa dell’energia CIP6 prodotta

da impianti a fonti assimilate è concentrato in cinque società. Alle prime dieci

compete l’85 per cento dell’energia assimilata sotto incentivazione.

FIG. 4.5 FONTI ASSIMILATE: PERCENTUALE DELLA GENERAZIONE CIP6 SUL TOTALE 2003 
(40 722 GWh) PER SOCIETÀ DI PRODUZIONE

Fonte: Elaborazione AEEG su dati degli operatori.
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I dati nei tre anni a consuntivo relativi agli impianti CIP6 rinnovabili nuovi mo-

strano una marcata crescita della generazione. In particolare la produzione da

impianti a biomassa e RSU ha comportato i maggiori sviluppi nel triennio. Que-

sto è l’unico settore che sembra confermare la crescita anche nelle previsioni per

il 2004, segno che l’entrata in funzione di nuovi impianti supera in producibilità

lo scadere di convenzioni di impianti entrati in funzione negli anni passati. 

A differenza della generazione degli impianti assimilati, quella da fonte rinno-

vabile risulta maggiormente ripartita su più produttori. I primi cinque raccolgo-

no il 55 per cento circa della produzione e i primi dieci meno del 65 per cento.

Nel 2003 l’energia rinnovabile che percepiva l’incentivazione CIP6 corrisponde-

va a quasi il 20 per cento della produzione rinnovabile nazionale.

Il CIP6 nel 2003 ha determinato  un costo complessivo di 1 647 milioni di euro

di cui 1 033 imputabili all’incentivazione di fonti assimilate e 614 all’incentiva-

zione di fonti rinnovabili. Tali oneri sono a carico della componente tariffaria

A3, con l’eccezione dei ricavi determinati dalla vendita di certificati verdi da

parte del GRTN ai soggetti a obbligo stimabili in circa 190 milioni di euro. I ri-

cavi dalla cessione dei certificati verdi, tuttavia, per i clienti del mercato vinco-

lato non si sono tramutati in una diminuzione complessiva degli oneri di incen-

tivazione per le energie rinnovabili dal momento che i costi di acquisto dei cer-

tificati sostenuti dalle società soggette a obbligo sono stati compensati attra-

verso l’introduzione in tariffa elettrica della componente VE (vedi oltre).
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Impianti idroelettrici a serbatoio, 640 1 362 1 450 1 317
a bacino e ad acqua fluente > 3 MW

Impianti ad acqua fluente < 3 MW 550 486 394 210

Impianti eolici e geotermici 2 880 3 111 3 847 3 374

Impianti fotovoltaici, a biomasse, RSU 2 023 2 735 3 656 4 126

Impianti idroelettrici potenziati 735 203 199 192

Totale impianti nuovi 6 828 7 897 9 546 9 219

Impianti esistenti(B) 1 537 677 83 109

Totale ritiri rinnovabili CIP6 8 365 8 574 9 629 9 328

2001 2002 2003 2004(A)

(A) Previsioni.
(B) Impianti per i quali è scaduto il periodo di incentivazione (8 anni) ma sono ancora valide le conven-

zioni di ritiro con il GRTN.

Fonte: Elaborazione AEEG su dati GRTN.

TAV. 4.9 DETTAGLIO DEGLI IMPIANTI RINNOVABILI NUOVI IN CONVENZIONE CIP6 
PER GLI ANNI 2001-2004

GWh



Nella tavola 4.10 vengono riportati il costo unitario di incentivazione per singola

tipologia d’impianto e il ricavo unitario della cessione di energia elettrica da parte

del GRTN nel mercato libero e nel mercato vincolato nel 2003. La tavola seguente

riporta l’ammontare totale delle erogazioni in CIP6, i ricavi totali delle cessioni e,

in ultimo, i costi finali del meccanismo di incentivazione da recuperare in tariffa.

Dall’1 aprile 1999 alla produzione di nuovi impianti rinnovabili entrati in eser-

cizio viene riconosciuta l’incentivazione derivante dall’introduzione del mecca-

nismo dei certificati verdi. La produzione da certificati verdi rappresenta nel

2003 meno del 3 per cento della produzione nazionale di energia rinnovabile,

anche se tale percentuale è destinata a crescere negli anni futuri.

Certificati verdi

Il 31 marzo 2004 si è concluso il secondo anno di vigenza del sistema di incen-

tivazione delle energie rinnovabili basato sul meccanismo dei certificati verdi.

Rispetto all’anno scorso il mercato non ha mostrato particolari evoluzioni: la

domanda di certificati verdi, ovvero la quota d’obbligo di produttori e importa-

tori di energia, è leggermente aumentata, così come l’offerta di energia rinno-

vabile da parte di produttori non compresi nel meccanismo di incentivazione
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FIG. 4.6 FONTI RINNOVABILI: PERCENTUALE DELLA GENERAZIONE CIP6 SUL TOTALE 2003 
(9 629 GWh) PER SOCIETÀ DI PRODUZIONE

Fonte: Elaborazione AEEG su dati degli operatori.
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Fonte: GRTN.

TAV. 4.10 DETTAGLIO INCENTIVAZIONI CIP6 PER TIPOLOGIA D’IMPIANTO NEL 2003

Fonte: Elaborazioni AEEG su dati GRTN.

TAV. 4.11 COSTI TOTALI DELLE INCENTIVAZIONI CIP6 NEL 2003

Milioni di euro

Impianti assimilati 3 281,4 2 248,3 1 033,1

Impianti rinnovabili 1 341,9 531,6 196,2 614,0

Totale CIP6 4 623,2 2 779,9 196,2 1 647,0

TOTALE REMUNERAZIONE TOTALE RICAVI DA CESSIONE TOTALE COSTO DA 

AGLI IMPIANTI ENERGIA CERTIFICATI RECUPERARE IN TARIFFA

VERDI

Fonti assimilate 80,58

di cui impianti che utilizzano combustibili di processo, residui o recuperi di energia 98,50

di cui combustibili fossili 71,54

di cui impianti esistenti 60,07

Fonti rinnovabili 139,36

di cui impianti idroelettrici a serbatoio, a bacino e ad acqua fluente > 3 MW 120,74

di cui impianti ad acqua fluente < 3 MW 96,00

di cui impianti eolici e geotermici 120,50

di cui impianti fotovoltaici, a biomasse, RSU 175,82

di cui impianti idroelettrici potenziati 86,80

di cui impianti esistenti 60,88

Media remunerazione energia da impianti CIP6 91,82

CESSIONI DI ENERGIA – RICAVI GRTN DA VENDITE DI ENERGIA CIP6

Mercato libero 52,54

Mercato vincolato 63,12

Media prezzi di cessione 55,21

RITIRI DI ENERGIA - REMUNERAZIONE DEGLI IMPIANTI



CIP6. I volumi dei certificati verdi non relativi a produzione CIP6 trattati nella

sede del GME sono irrilevanti; il prezzo di cessione dei certificati non ha ancora

mostrato alcuna dinamica di mercato e si è nuovamente assestato su quello fis-

so di vendita dei certificati verdi intestati al GRTN. 

Il disegno del meccanismo, infatti, prevede che, in caso di scarsità di offerta di cer-

tificati da parte dei produttori da fonti rinnovabili, il GRTN emetta certificati verdi

a fronte dell’energia prodotta da impianti CIP6 entrati in funzione dopo l’1 aprile

1999. Coprendo la domanda di certificati, il GRTN si configura come operatore

marginale del mercato e in quanto tale ne determina il prezzo. Il prezzo di col-

locamento del GRTN è fisso e corrispondente al costo di incentivazione degli

impianti a fonte rinnovabile in CIP6 al netto dei ricavi determinati dalla cessio-

ne di energia. 

Il costo diretto del sistema di incentivazione introdotto con il meccanismo dei

certificati verdi relativamente all’obbligo del 2003 può essere stimato in 263 mi-

lioni di euro. Il prezzo relativo ai certificati del GRTN è ammontato a 82,4 €/MWh

mentre per la valutazione dei certificati verdi degli impianti alimentati con fonti

rinnovabili (IAFR) si sono adottati i criteri per la stima dalla compensazione alle

società fornitrici del mercato vincolato come riportato dalla relazione tecnica del-

la delibera 5 febbraio 2004, n. 8. Si è pertanto ipotizzato un valore pari al 92 per

cento del certificato GRTN per i produttori IAFR e un valore corrispondente a 29,5

€/MWh per i certificati che si stima vengano venduti tra società appartenenti al

medesimo gruppo del soggetto a obbligo (certificati autoprodotti).
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TAV. 4.12 COSTI DEL MECCANISMO DI INCENTIVAZIONE DEI CERTIFICATI VERDI
RELATIVAMENTE ALL’OBBLIGO 2003

GRTN 82,4 2 151 177

Produttori IAFR 75,8 1 040 79

Certificati verdi autoprodotti 29,5
3 451

260 8

Totale 76,4 3 451 263

PREZZO CERTIFICATO DOMANDA DI OFFERTA DI COSTO DI ACQUISTO €
VERDE €/MWh CERTIFICATI GWh CERTIFICATI GWh PER IL SISTEMA 

ELETTRICO MIL. DI €

Il costo del certificato verde ricade in prima istanza sui produttori e sugli im-

portatori di energia convenzionale, al netto delle esenzioni riportate di seguito.

Gli operatori soggetti a obbligo provvederanno quindi a inglobare nei propri

prezzi di offerta in borsa o nei propri contratti bilaterali il costo di copertura dei



certificati verdi. Nel corso del 2002 e del 2003, dal momento che il mercato vin-

colato si approvvigionava a prezzi amministrati è stato necessario introdurre

nella tariffa elettrica una componente, denominata VE, che permettesse alle so-

cietà di recuperare i costi legati all’acquisto dei certificati verdi relativi alla pro-

duzione destinata al mercato vincolato. Negli stessi anni il prezzo di cessione ai

clienti idonei era comprensivo dell’onere dei certificati verdi. Mentre in regime

CIP6 i prezzi e le tariffe di remunerazione agli impianti rinnovabili erano stabi-

liti in via amministrata, con i certificati verdi il costo finale del sistema viene

definito dal mercato e dalle strategie di offerta di energia elettrica dei soggetti

a obbligo.

Ai costi diretti dei certificati verdi, tuttavia, si devono aggiungere i costi indi-

retti determinati dalla maggiore valorizzazione dell’energia di cui beneficiano le

categorie che sono esentate dall’obbligo, stimabile nel 2 per cento del prezzo

dei certificati. Nel 2002 e 2003 tali costi indiretti sono circoscritti ai volumi di

energia importata certificata come rinnovabile, circa 38 TWh, ai quali, da que-

st’anno si dovranno aggiungere i volumi di energia rinnovabile e di energia da

impianti di cogenerazione.

La domanda di certificati verdi per l’anno 2003 è data dalla percentuale d’obbli-

go, il 2 per cento, applicata ai quantitativi di energia elettrica non rinnovabile

prodotta e importata, al netto delle esenzioni, nell’anno 2002. I dati provvisori

del GRTN relativi alle autocertificazioni dei soggetti a obbligo indicano una

quota di domanda di certificati verdi per il 2003 pari a 3 455 GWh ed elencano

42 operatori, di cui 28 produttori, 13 importatori e un produttore-importatore.

La domanda di 3 455 GWh corrisponde pertanto al 2 per cento dei volumi di

energia prodotta e importata nel 2002. Si tratta di 172 755 GWh, ovvero il 51,6

per cento del consumo interno lordo del paese. Rispetto al 2002, la domanda

di certificati verdi è aumentata sia in termini assoluti, sia in termini percentua-

li in relazione al consumo interno lordo. Essa nel 2002 era di 3 232 GWh e l’e-

nergia soggetta a obbligo rappresentava il 49,4 per cento del consumo interno

lordo.

Le ragioni dell’incremento della domanda finale di certificati verdi in assenza di

modifiche della quota d’obbligo del 2 per cento sono da ascriversi all’effetto

combinato della crescita della generazione termoelettrica (con contemporanea

diminuzione della produzione da fonti rinnovabili) e della diminuzione delle

esenzioni sulla cogenerazione, a seguito dell’applicazione di criteri più rigorosi

per la qualificazione degli impianti cogenerativi introdotta dall’Autorità con

delibera 19 marzo 2002, n. 42. La diminuzione dell’incidenza di queste due

esenzioni (rinnovabili e cogenerazione) è stata sufficiente a compensare il forte

incremento di  quelle concesse alle importazioni. Nella tavola successiva si for-

nisce una stima dei volumi delle esenzioni sul consumo interno lordo nazionale.
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TAV. 4.13 DOMANDA DI CERTIFICATI VERDI IN RELAZIONE AL CONSUMO INTERNO LORDO 
E STIMA DELLE ESENZIONI

GWh

2001 2002

Fonte: Elaborazione AEEG su dati GRTN.

Consumo interno lordo (A+B-C) 327 372 334 998

(A) Produzione lorda 278 995 284 401

(B) Import 48 927 51 519

(C) Export 549 922

Energia sotto obbligo certificati verdi 161 620 172 755

Domanda di certificati verdi 3 232 3 455

Esenzioni da obbligo di cui: 165 752 162 243

Servizi produzione 12 354 12 935

Franchigia primi 100 GWh per i produttori in obbligo 3 400 4 200

Rinnovabili 55 088 49 013

Esenzioni all’import 30 272 38 284

Esenzioni al termoelettrico (cogenerazione e franchigia 100 GWh) 57 523 50 069

Energia prodotta da pompaggio 7 115 7 743

Struttura delle importazioni

Il saldo estero per il 2003 è ammontato a 50 968 GWh quale differenza tra le

importazioni, 51 486 GWh, e le esportazioni, 518 GWh. Le importazioni hanno

garantito il 16,1 per cento del fabbisogno nazionale. Per il 2004, a seguito di

una riduzione della capacità di importazione determinata da esigenze legate al-

la sicurezza, è probabile che tale volume, già leggermente diminuito nel 2003

rispetto al 2002, potrà essere oggetto di un’ulteriore contrazione.

Nel periodo 2003-2004 la struttura delle importazioni è cambiata in alcuni suoi

aspetti sia di carattere quantitativo (la capacità di interconnessione è stata ridotta

per questioni di sicurezza), sia di carattere qualitativo (la procedura e le modalità

di assegnazione della capacità agli operatori hanno subìto alcune variazioni).

Per quanto concerne la capacità, dal dicembre 2003, a seguito di una segnala-

zione da parte del GRTN, la disponibilità dell’interconnessione è stata ridotta da

6 400 MW a un massimo, relativo al periodo invernale limitatamente alle ore

diurne, di 6 050 MW. Negli altri periodi dell’anno, come riportato nella tavola



4.14, la capacità è stata ulteriormente limitata sino a un minimo di 4 250 MW.

Tale provvedimento, di natura temporanea, è reso opportuno da valutazioni ri-

guardanti la sicurezza, in attesa della realizzazione di interventi di miglioramen-

to concordati tra il GRTN e i gestori delle reti di trasmissione nazionali esteri. 
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TAV. 4.14 DISPONIBILITÀ DELLA CAPACITÀ DI IMPORTAZIONE NEL 2004

MW 

Fonte: GRTN.

FRANCIA SVIZZERA AUSTRIA SLOVENIA TOTALE

Inverno giorno 2 650 2 800 220 380 6 050

Inverno notte 2 450 1 600 180 320 4 550

Estate giorno 2 400 1 950 200 300 4 850

Estate notte 2 250 1 550 180 270 4 250

La procedura di assegnazione delle bande d’importazione annualmente disponibili

è stata modificata per effetto dell’art. 1-quinquies, comma 5, del decreto legislati-

vo 29 agosto 2003, n. 273, convertito con modificazioni nella legge 27 ottobre

2003, n. 290. In base alla nuova normativa, infatti, le competenze per stabilire le

modalità di attribuzione della capacità transfrontaliera, in precedenza attribuite

all’Autorità ai sensi dell’art. 10, comma 2, del decreto legislativo n. 79/99, spetta-

no al Ministero delle attività produttive che ha provveduto a tale compito con de-

creto 17 dicembre 2003. Tale decreto, all’art. 2, comma 3, prevede, a sua volta, che

sia l’Autorità ad adottare le disposizioni necessarie per determinare le quote desti-

nate al mercato libero e a quello vincolato, nonché le quote di capacità riservate ai

clienti interrompibili. Con delibera 18 dicembre 2003, n. 157, l’Autorità completa

il quadro normativo per l’assegnazione della capacità d’interconnessione.

In base alla nuova regolamentazione vengono confermati la destinazione al

mercato vincolato della capacità relativa a contratti pluriennali per 2 000 MW,

la potenza attribuita a San Marino, Corsica e Vaticano, gli accordi con il

Gestionnaire du Reseau de Transport de l’électricité (GRTE) francese, riguar-

danti le procedure di allocazione congiunta della potenza disponibile sull’inter-

connessione italo-francese e la suddivisione al 50 per cento, tra GRTN e i gesto-

ri di rete esteri, della capacità disponibile sulle altre frontiere. La novità più rile-

vante rispetto agli anni scorsi, al di là di quanto riguarda le modalità di asse-

gnazione trattate più avanti, sta nella possibilità, concessa ai titolari di capacità

sottoposta al vincolo di interrompibilità istantanea, in tutto 1 750 MW, di libe-

rare, dietro compenso economico, le quote di importazione loro destinate per



un periodo di tre anni, nel 2002 e nel 2003, pari a 1 200 MW e nel 2004 per ul-

teriori 550 MW. Per il 2004 infatti l’interrompibilità è stata considerata come un

servizio remunerato a parte e non più unicamente riconosciuto tramite un’asse-

gnazione privilegiata di capacità d’importazione.

Come esposto oltre, tutti i titolari di capacità interrompibile istantaneamente si

sono avvalsi della possibilità di cedere le bande loro assegnate. La delibera

delI’Autorità 12 dicembre 2003, n. 151, prevede che il 40 per cento dei 1 750

MW nuovamente disponibili sia destinato all’approvvigionamento del mercato

vincolato e il restante 60 per cento ai clienti idonei.

La tavola 4.15 riassume l’assegnazione della capacità di importazione per desti-

nazione finale partendo dalla potenza massima prevista di 6 050 MW.
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TAV. 4.15 ALLOCAZIONE DELLA CAPACITÀ DI IMPORTAZIONE NEL 2004

MW 

Fonte: GRTN.

FRANCIA SVIZZERA AUSTRIA SLOVENIA TOTALE

La capacità assegnata al mercato libero per clienti non interrompibili ammonta

nel 2004 a 1 800 MW a fronte dei 2 700 assegnati al mercato vincolato. Tale

valore tuttavia è valido solo nella fascia invernale nelle ore giornaliere; per gli

altri periodi dell’anno la delibera n. 151/03 attribuisce al GRTN il compito di in-

dividuare i coefficienti di riduzione da applicare alla capacità massima di im-

portazione, differenziati per periodo e per frontiera. I risultati delle assegnazio-

ni sono riportati più avanti nei paragrafi dedicati ai clienti idonei.

Capacita complessiva 2 650 2 800 220 380 6 050

Contratti pluriennali assegnati al mercato vincolato 1 400 600 2 000

Capacità assegnata a gestori esteri 1 100 110 190 1 400

Assegnata a San Marino, Corsica e Vaticano 150 150

Assegnata a interrompibili con delibere n. 301/01 950 250 1 200
e n. 190/02

Assegnata a interrompibili con delibera n. 157/03 550 550

Totale capacità disponibile ad assegnazione per 2004 750

Capacità resasi disponibile con delibera n. 151/03 1 500 250 1 750

di cui assegnata al mercato vincolato (40%) 700

di cui assegnata al mercato libero (60%) 1 050

Totale capacità assegnata al mercato vincolato 2 700

Totale capacità assegnabile al mercato libero 1 800



CARATTERISTICHE STRUTTURALI DELLA DOMANDA DI ENERGIA ELETTRICA

Nei paragrafi precedenti è stata descritta la struttura dell’offerta di energia

elettrica nazionale, sintetizzandola in tre voci fondamentali: produzione nazio-

nale al netto dei ritiri obbligati (67 per cento del fabbisogno nazionale), impor-

tazioni (16 per cento) e ritiri obbligati ai sensi dell’art. 3, comma 12, del decre-

to legislativo n. 79/99 (17 per cento).

Nei prossimi paragrafi si provvede a esporre come l’offerta si combini in termini

quantitativi con la domanda fornendo i dati relativi al mercato vincolato e al

mercato libero. 

4 .  S T R U T T U R A  D E I  M E R C A T I  E  R E G O L A Z I O N E  D E L  S E T T O R E  E L E T T R I C O

123

TAV. 4.16 COEFFICIENTI DI RIDUZIONE DELLA CAPACITÀ D’IMPORTAZIONE 
PER PERIODO DELL’ANNO

Inverno giorno 1,00 1,00 1,00 1,00

Inverno notte 0,82 0,46 0,90 0,82

Estate giorno 0,77 0,61 0,79 0,91

Estate notte 0,64 0,43 0,71 0,82

FRANCIA SVIZZERA AUSTRIA SLOVENIA

Fonte: GRTN.

TAV. 4.17 SINTESI DI DOMANDA E OFFERTA DI ENERGIA ELETTRICA NEL 2003

GWh

Produzione nazionale destinata 214 290 65 618 128 114
ai consumi (A)

Importazioni 51 486 34 786 16 700

Ritiri obbligati (CIP6) 53 882 40 296 13 586

Totale 319 658 20 558 140 700 158 400

PRODUZIONE PERDITE MERCATO MERCATO 
NETTA DI TRASMISSIONE LIBERO VINCOLATO

(A) Produzione nazionale al netto dell’energia destinata ai servizi della produzione, ai pompaggi e 
all’esportazione. 

Per quanto riguarda le modalità di approvvigionamento, tramite scambio in

borsa elettrica, contratti bilaterali, assegnazioni pro-quota per l’energia d’im-

portazione ed energia CIP6 per il mercato libero e tramite l’Acquirente Unico

per il mercato vincolato, si rimanda alle sezioni successive del Capitolo. 



In particolare nella sezione “mercato” verranno descritte le opzioni di approvvi-

gionamento dei clienti idonei e nella sezione “attività regolate” le modalità di

approvvigionamento dell’Acquirente Unico.

Evoluzione del mercato vincolato

Il mercato vincolato comprende due tipologie di consumatori: i clienti i cui

consumi non soddisfano i requisiti di idoneità (100 000 MWh dal 29 aprile

2003) e i clienti potenzialmente idonei che decidono di restare nel mercato vin-

colato. Con l’1 luglio 2004 tutti i clienti non domestici saranno potenzialmente

idonei e potranno scegliere liberamente il proprio fornitore.

Il peso del mercato vincolato, in termini di consumi di energia elettrica, è dimi-

nuito di circa cinque punti percentuali nel corso del 2003 rispetto all’anno pre-

cedente. 
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TAV. 4.18 CONSUMI DI ENERGIA ELETTRICA 2001-2003

Fonte: GRTN per gli anni 2001 e 2002; stima AEEG su dichiarazioni degli operatori per il 2003.

2001 2002 2003
GWh % SU GWh % SU GWh % SU 

MERCATO MERCATO MERCATO 
TOTALE TOTALE TOTALE

Mercato vincolato 187 183 65,6 170 543 58,6 158 400 53,0

Mercato libero 75 995 26,6 98 224 33,8 119 700 40,0

Autoconsumo 22 314 7,8 22 193 7,6 21 000 7,0

Mercato totale 285 492 100 290 960 100 299 100 100

Relativamente all’anno 2002 il GRTN ha effettuato una prima rilevazione stati-

stica sulla mobilità della clientela che consente di quantificare sia il passaggio

dal mercato vincolato al mercato libero, sia i cambiamenti di fornitore all’inter-

no del mercato libero. In particolare, nel corso del 2002 circa 13 000 clienti (mi-

surati come punti di prelievo di energia dalla rete) sono passati dal mercato vin-

colato al mercato libero per un totale di 21 800 GWh, pari al 7,5 per cento del

mercato totale, mentre circa 3 000 clienti hanno cambiato fornitore nell’ambito

del mercato libero, per consumi pari a 18 200 GWh, ovvero il 6,3 per cento del

mercato totale. 

Con l’abbassamento della soglia di idoneità a consumi pari a 100 000 kWh an-

nui a partire dal 29 aprile 2003, i clienti idonei erano diventati 144 000 per un

consumo complessivo di 191 000 GWh riferito al 2002. I dati relativi all’anno



solare 2003 evidenziano il fatto che i clienti idonei abbiano continuato ad ap-

provvigionarsi sul mercato vincolato per circa il 20 per cento del loro fabbiso-

gno come esposto nel paragrafo successivo.

Per effetto della completa apertura della domanda relativa ai clienti non dome-

stici dall’1 luglio 2004 il numero di clienti idonei sarà pari a circa 5 milioni. È

possibile quantificare i consumi dei clienti vincolati che a quella data divente-

ranno potenzialmente idonei in circa 95 000 GWh. Qualora tutti i clienti poten-

zialmente idonei migrassero al mercato libero, il mercato vincolato si atteste-

rebbe quindi sui 63 000 GWh. La convenienza economica del passaggio dal

mercato vincolato al mercato libero, per le piccole e medie imprese, dipenderà

in larga misura dalla differenza tra la tariffa del mercato vincolato e il prezzo

del mercato libero, dato che i costi di transazione legati alla ricerca di un nuovo

fornitore non sembrerebbero essere particolarmente elevati rispetto al valore

della transazione. 

Evoluzione del mercato libero

La consistenza del settore dei clienti idonei nell’ultimo anno non ha subìto

significative variazioni rispetto al 29 aprile 2003, quando la soglia di idoneità

è scesa a 100 MWh, in termini né di aumento del numero di siti di consumo,

né di energia elettrica consumata. Infatti, il numero dei clienti idonei è cre-

sciuto di appena 4 000 unità e l’energia consumata di 4,3 TWh.

L’incremento, inferiore al 3 per cento, è da imputarsi soprattutto al riconosci-

mento di idoneità ad autoproduttori, i cui prelievi non raggiungono la soglia, e a

punti di prelievo i cui consumi superano i 100 000 kWh solo se aggregati in siti

di consumo multipli (reti, prese multiple ecc.) e che, pertanto, non erano stati

contemplati negli obblighi di dichiarazione di idoneità in capo ai gestori delle

reti di distribuzione ai sensi della delibera 13 marzo 2003, n. 20. A questi si ag-

giungono i nuovi siti (o anche siti già esistenti) che hanno potuto dimostrare di

aver superato la soglia, in base ai consumi mensili registrati nel corso del 2003.

Per tali clienti il riconoscimento di idoneità è stato facilitato mediante il ricorso

a una procedura di autocertificazione telematica, applicata in tempo reale. 

Complessivamente, i punti di prelievo dell’energia elettrica che fanno capo ai si-

ti idonei sono 257 992, con una media di 1,75 punti di prelievo per sito. Il La-

zio, in particolare, è la regione in cui è più elevato il numero di punti di prelievo

per sito (ovvero 6); infatti, tra i clienti finali localizzati in tale regione sono in-

clusi alcuni dei maggiori tra i siti di consumo distribuiti sul territorio. Tra que-

sti, per esempio, ci sono clienti idonei come Consorzio Energia Gruppo Telecom

Italia S.p.A., Poste Italiane S.p.A., BNL Banca nazionale del lavoro S.p.A., Radio

Mercato della vendita 

di energia elettrica 

ai clienti idonei
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Dimensione Suono S.p.A., Wind Telecomunicazioni S.p.A., che hanno punti di

prelievo distribuiti in tutta Italia, ma i cui siti sono stati collocati convenzional-

mente in questa regione in quanto vi è ubicata la loro sede legale o il loro pun-

to di prelievo principale.

A livello regionale e in termini relativi, l’aumento maggiore del numero dei siti

dopo l’abbassamento della soglia, imputabile alle autocertificazioni effettuate

dai clienti idonei, è stato registrato in Val d’Aosta e in Umbria (rispettivamente

55,6 e 13,8 per cento) mentre gli incrementi minori sono avvenuti in Sardegna e

in Sicilia (0,4 e 0,7 per cento).

Come si rileva dalla tavola 4.19 il consumo di energia elettrica dei clienti idonei

che si sono approvvigionati sia sul mercato libero sia su quello vincolato, da

aprile 2003 ad aprile 2004, è stato pari a 195,5 TWh, di cui 177,7 corrispondo-

no all’energia prelevata dalla rete. Il consumo medio per sito di consumo si at-

testa su 1,3 GWh, sostanzialmente identico al consumo medio rilevato a fine

aprile 2003.

La distribuzione dei clienti finali in classi di consumo è rimasta praticamente in-

variata: circa un terzo dei consumi è riconducibile a siti con consumi superiori a

100 GWh (in questa classe sono inclusi, oltre ai grandi consumatori “storici”, an-

che i siti distribuiti maggiori i cui consumi complessivi nell’ultimo anno sono

aumentati in virtù dell’acquisizione dell’idoneità nel loro ambito di numerosi

nuovi punti di prelievo), un terzo riguarda siti con consumi compresi tra 5 e 100

GWh, e poco più di un terzo i siti dei piccoli utilizzatori con consumi inferiori a

5 GWh. I nuovi clienti finali con consumi inferiori a 1 GWh rappresentano l’86,2

per cento dei clienti finali idonei, ma appena il 17,3 per cento dei consumi.

L’incidenza dell’energia prodotta e consumata dagli autoproduttori risulta pari

al 9 per cento del consumo complessivo dei clienti finali idonei, con una dimi-

nuzione di 1,7 TWh rispetto all’anno precedente. 

I dati relativi all’anno solare dall’1 gennaio al 31 dicembre 2003 indicano che i

siti idonei erano circa 145 000 per un totale di 249 000 punti di prelievo; a

questi siti corrisponde un prelievo dalla rete complessivamente pari a 176,2

TWh2. Come evidenziato nel bilancio degli operatori elettrici (Tav. 4.1) l’energia

fornita sul mercato libero ammonta, invece, a circa 140 TWh; pertanto, il 20 per

cento dell’energia prelevata da clienti idonei nel 2003 è stato approvvigionato

sul mercato vincolato. La differenza, pari a circa 36 TWh, corrisponde essenzial-

mente ai siti con consumi inferiori a 1 GWh, che in buona parte sono rimasti sul

mercato vincolato.
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2 La differenza rispetto al valore di 177,7 TWh rilevato al 30 aprile è attribuibile ai

clienti idonei riconosciuti dopo il 31 dicembre 2003.
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TAV. 4.19 EVOLUZIONE DEL MERCATO LIBERO 2003-2004

(A) Il riferimento è al 29 aprile 2003, giorno di abbassamento della soglia. Nella tavola 4.13 della Rela-
zione Annuale 2003 corrisponde a “Maggio 2003”.

Fonte: Banca dati clienti idonei.

APRILE 2003(A) APRILE 2004

NUMERO CONSUMO CONSUMO PER NUMERO CONSUMO CONSUMO PER
SITI (TWh) SITO (GWh) SITI (TWh) SITO (GWh)

Per regione

Val d'Aosta 239 0,4 1,7 372 0,6 1,6

Piemonte 11 688 19,1 1,6 11 966 19,9 1,7

Lombardia 34 245 45,9 1,3 35 066 46,3 1,3

Liguria 3 033 3,5 1,1 3 107 3,5 1,1

Veneto 15 976 20,0 1,3 16 568 19,4 1,2

Trentino Alto Adige 3 558 3,6 1,0 3 666 3,8 1,0

Friuli Venezia Giulia 3 810 7,1 1,9 3 944 7,0 1,8

Emilia Romagna 14 390 17,8 1,2 14 955 18,1 1,2

Toscana 10 301 11,0 1,1 10 555 11,2 1,1

Marche 4 498 4,0 0,9 4 679 4,0 0,8

Umbria 1 277 3,8 2,9 1 453 3,9 2,7

Lazio 8 926 9,3 1,0 9 119 10,8 1,2

Abruzzo 2 612 4,1 1,6 2 719 5,6 2,1

Molise 517 0,9 1,7 526 0,9 1,6

Campania 7 397 9,1 1,2 7 502 8,8 1,2

Puglia 6 449 7,3 1,1 6 567 7,6 1,2

Basilicata 1 056 1,5 1,4 1 067 1,5 1,4

Calabria 2 751 1,5 0,5 2 798 1,5 0,5

Sicilia 7 787 12,4 1,6 7 817 12,0 1,5

Sardegna 3 306 8,7 2,6 3 328 8,7 2,6

Per classe di consumo (GWh)

0,1 - 0,2 67 590 9,5 0,1 69 550 9,6 0,1

0,2 - 0,5 40 474 12,6 0,3 41 756 12,9 0,3

0,5 - 1,0 14 966 10,6 0,7 16 140 11,3 0,7

1,0 - 2,0 10 105 13,4 1,3 9 448 13,1 1,4

2,0 - 5,0 6 296 19,5 3,1 6 418 19,7 3,1

5,0 - 10,0 2 276 15,8 6,9 2 326 16,0 6,9

10,0 - 20,0 1 115 15,5 13,9 1 152 16,0 13,9

20,0 - 50,0 597 18,1 30,3 589 17,8 30,3

50,0 - 100,0 208 14,3 69,0 209 14,5 69,6

> 100,0 189 61,9 327,4 186 64,1 344,7

Totale 143 816 191,1 1,3 147 774 195,1 1,32



Dal maggio 2003, con il forte abbassamento della soglia di idoneità, non sono

più previste forme associate di accesso al mercato libero (imprese costituite in

forma societaria, gruppi di imprese, multisito nazionali, consorzi e società con-

sortili per l’acquisto di energia elettrica), finalizzate ad aumentare l’apertura del

mercato. Tuttavia, i consorzi e le società consortili continuano a svolgere un

ruolo importante di aggregazione della domanda, soprattutto nel settore delle

piccole e medie imprese, come risulta da una prima e sommaria analisi dei dati

forniti nell’ambito degli obblighi di informazione previsti dalla delibera

n. 20/03 per i consorzi e le società consortili. In particolare, i dati disponibili

consentono di valutare in circa 43 TWh il quantitativo totale di energia elettrica

prelevata da clienti finali consorziati nel corso dell’anno solare 2003.

I siti di consumo consorziati alla fine del 2003 erano oltre 15 000 (circa l’11 per

cento del totale dei clienti idonei), contro il 77 per cento rilevabile appena pri-

ma dell’abbassamento della soglia a 100 000 kWh. Il prelievo medio per sito di

consumo è pari a 2,7 GWh, significativamente superiore alla media del prelievo

per sito idoneo (1,3 GWh) a dimostrazione della tendenza a favorire l’entrata

nell’ambito consortile dei siti più consistenti i quali, presumibilmente, implica-

no un minore costo di gestione a parità di energia acquistata. Invece, appare

verosimile da contatti informali con gli operatori che i siti minori che hanno

fatto ricorso al mercato libero si siano avvalsi del supporto di associazioni di

categoria o di consulenti.

La delibera n. 20/03, Definizione per il riconoscimento e la verifica della qua-

lifica di cliente idoneo e altri obblighi di informazione, ha recepito l’art. 10,

comma 4, della legge 5 marzo 2001, n. 57; esso stabilisce che a partire dal

novantesimo giorno dalla cessione da parte di Enel della terza Genco (avvenu-

ta il 29 aprile 2003), sono idonei i clienti finali che hanno avuto nell’anno

solare precedente un consumo superiore a 0,1 GWh. In base alle precedenti

disposizioni della delibera 30 giugno 1999, n. 91, per ottenere il riconosci-

mento della qualifica di cliente idoneo i soggetti dovevano presentare

all’Autorità una dichiarazione dell’energia elettrica prelevata dalla rete nell’an-

no solare precedente, rilasciata dal gestore della rete di distribuzione e, nel

caso degli autoproduttori, una dichiarazione dell’Ufficio tecnico di Finanza

dell’energia autoprodotta; il rilascio di tali dichiarazioni, insieme all’intero iter

burocratico per il riconoscimento dell’idoneità, spesso ha rallentato, e talvolta

scoraggiato, il passaggio al mercato libero.

Con l’obiettivo di semplificare la procedura per il riconoscimento dell’idoneità,

la delibera n. 20/03 ha posto in capo ai gestori delle reti il compito di identifi-

care a priori i clienti idonei, disponendo di trasmettere all’Autorità l’elenco dei
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clienti finali allacciati alle proprie reti i cui prelievi fossero stati nel 2002 supe-

riori a 0,1 GWh. Infatti, ai sensi del sopracitato art. 10 della legge n. 57/01, tali

clienti finali sono a tutti gli effetti idonei anche senza chiedere il formale rico-

noscimento.

Per i clienti finali con particolari tipologie di prelievo (autoproduttori, siti con

più punti di prelievo che nel complesso arrivano alla soglia di consumo prevista,

siti con durata dei prelievi inferiore a 365 giorni e per i quali la medesima soglia

è raggiungibile solo in proporzione alla durata effettiva dei prelievi), nonché

per quelli che per qualsiasi altro motivo non risultassero inseriti negli elenchi

trasmessi dai gestori delle reti, nonostante avessero avuto un consumo superio-

re a 100 000 kWh, l’Autorità ha predisposto un sistema di autocertificazione te-

lematica. 

Alla data del 30 aprile 2004 erano stati iscritti nell’elenco, tramite tale procedu-

ra, oltre 4 000 siti (circa il 2,8 per cento di quelli presenti in elenco) per un to-

tale di 32 115 punti di prelievo (mediamente quasi 18 punti di prelievo per ogni

sito di consumo); tra i siti con più di un punto di prelievo si evidenziano soprat-

tutto reti idriche, reti fognarie, reti comunali e reti di illuminazione pubblica. I

contatti quotidiani con gli operatori del mercato hanno consentito di rilevare

come la procedura telematica sia stata accolta positivamente, in particolare per-

ché consente la pubblicazione in tempo reale degli estremi del sito di consumo

idoneo. 

Al fine di promuovere lo sviluppo del mercato libero, l’Autorità ha ritenuto op-

portuno che, contestualmente alla prima fatturazione successiva al 29 aprile

2003, i gestori delle reti di distribuzione pubblicizzassero l’avvenuto abbassa-

mento della soglia di idoneità. Ciascun gestore di rete, infatti, aveva l’obbligo

di informare tutti i propri clienti finali o, in alternativa, i soli clienti finali i cui

prelievi nel 2002 fossero stati superiori a 100 000 kWh, della possibilità, per i

clienti idonei, di stipulare contratti di acquisto di energia elettrica con soggetti

diversi dallo stesso gestore, esercitando la facoltà di recesso unilaterale di cui

alla delibera 20 ottobre 1999, n. 158.

I dati identificativi dei clienti idonei, resi disponibili dai gestori delle reti o tra-

smessi in sede di autocertificazione, vengono pubblicati sull’elenco dei clienti

finali idonei. Esso è stato istituito con finalità informative; tuttavia, vi è la pos-

sibilità per i singoli clienti idonei di non rendere pubblici i propri dati. Comples-

sivamente i siti autocertificati per cui è stato scelto di non pubblicare i dati so-

no 584 (pari al 14 per cento delle autocertificazioni), mentre tra i clienti finali

che sono stati inseriti nell’elenco in base alla comunicazione trasmessa dai ge-

stori delle reti, tale preferenza è stata espressa solo per 219 siti, quasi tutti ade-

renti a un unico consorzio d’acquisto. L’oscuramento non favorisce il processo

di liberalizzazione e, peraltro, complica la verifica delle condizioni di idoneità
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da parte dei gestori delle reti di distribuzione e del GRTN.

La delibera n. 20/03, oltre all’elenco dei clienti finali, ha predisposto la pubbli-

cazione di elenchi per clienti esteri (al 30 aprile è presente un solo soggetto),

grossisti e distributori idonei (complessivamente 351 di cui 296 grossisti), con-

sorzi e società consortili per l’acquisto di energia elettrica (complessivamente

390) e produttori con potenza installata – riferita all’insieme degli impianti che

fanno capo a uno stesso soggetto giuridico – superiore a 10 MVA. 

La pubblicazione in elenco dei produttori, dei consorzi e delle società consortili

per l’acquisto di energia elettrica sul sito Internet dell’Autorità garantisce la più

ampia conoscenza dei soggetti che operano sul mercato elettrico al fine di fa-

vorire il processo di liberalizzazione. Fino al gennaio 2004 si erano iscritti nel-

l’elenco dei produttori appena 31 soggetti, rispetto a un potenziale molto più

elevato; l’Autorità, pertanto, ha inviato una lettera informativa sull’istituzione

di tale elenco e sui requisiti necessari per esservi inseriti a oltre 600 società che

risultavano disporre di impianti di produzione di energia elettrica. Nei due mesi

successivi, l’elenco dei produttori è arrivato a contare 110 soggetti distinti.

Al fine di assicurare all’Autorità le informazioni necessarie per seguire lo svilup-

po del mercato libero nel contesto nazionale dell’energia elettrica, la delibera 

n. 20/03 ha mantenuto gli obblighi di informazione previsti già dalla delibera 

n. 91/99 a carico di grossisti, distributori idonei, clienti esteri, gestori di rete e

clienti finali autoproduttori e ha istituito quelli a carico di produttori, consorzi

e società consortili per l’acquisto di energia elettrica.

Le disposizioni per l’accesso al mercato libero dovranno essere nuovamente rivi-

ste successivamente al recepimento della Direttiva europea 2003/54/CE del 26

giugno 2003; essa stabilisce (art. 21, comma 1, lettera b) che dall’1 luglio 2004

saranno idonei tutti i clienti finali non domestici.

MERCATO

Borsa elettrica

L’avvio della borsa elettrica nel nostro paese è una delle tappe fondamentali del

processo di liberalizzazione del settore elettrico come delineato nel decreto le-

gislativo n. 79/99.

Ai sensi dell’art. 5, comma 2, di detto decreto, la borsa elettrica doveva diventa-

re operativa l’1 gennaio 2001; tuttavia, soltanto nel corso del 2003 e più este-

samente nel 2004 è stato possibile, se pur in forma ancora transitoria, inaugu-

rare un mercato di dispacciamento di merito economico.
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Le modalità di vendita e remunerazione degli impianti di produzione cambiano

radicalmente nella nuova cornice. Sino a oggi, sulla base di un dispacciamento

detto “passante”, il GRTN predisponeva con anticipo i programmi di produzione

delle singole unità in modo tale da soddisfare le previsioni di domanda garan-

tendo, contestualmente, un servizio di riserva e di bilanciamento in tempo rea-

le. Il GRTN agiva con l’intento di assicurare tali servizi al minimo costo e gli

operatori venivano remunerati sulla base di parametri definiti dall’Autorità, cia-

scuno afferente a una singola fase del servizio. Per esempio, il parametro CT ga-

rantiva la copertura del costo del combustibile, così come il PGf la remunerazio-

ne dei costi fissi.

Con l’entrata in funzione della borsa elettrica a regime, i prezzi e le quantità

dell’energia elettrica nonché dei servizi ancillari (approvvigionamento di risorse

per la gestione delle congestioni, per la gestione della riserva e del bilanciamen-

to) saranno determinati dall’andamento di domanda e offerta. La programma-

zione degli impianti, pertanto, non è determinata dal GRTN ma si svolge nella

borsa elettrica dove vengono raccolte le offerte di vendita e di acquisto di ener-

gia per ogni ora del giorno successivo. Il dispacciamento della borsa elettrica è

definito “di merito economico” dal momento che le offerte di vendita e di ac-

quisto sono ordinate rispettivamente in maniera crescente e decrescente in mo-

do tale che il sistema permetta il soddisfacimento al minimo costo chiesto dai

produttori della domanda espressa dai consumatori.

In Italia il mercato è stato organizzato in tre diversi passaggi: il mercato del

giorno prima (MGP), il mercato di aggiustamento (MA) e il mercato per il servi-

zio di dispacciamento (MSD). 

Al mercato del giorno prima (progettato e gestito dal GME), che si svolge nella

mattinata del giorno precedente al quale verranno effettuati gli scambi, parte-

cipano produttori, clienti idonei e Acquirente Unico; vi si presentano le offerte

in termini di prezzo e quantità relative a ciascuna ora del giorno successivo. 

AI mercato di aggiustamento (progettato e gestito dal GME), che si svolge una

volta chiuso l’MGP, gli operatori possono modificare i programmi definiti in

conseguenza dell’MGP presentando nuove offerte di acquisto e di vendita. L’MA

è reso necessario dal fatto che gli esiti dell’MGP possono non essere in linea con

il funzionamento ottimale delle unità di produzione; la sua esistenza quindi

permette, una volta noti gli esiti dell’MPG, una loro successiva correzione.

Il mercato per il servizio di dispacciamento (progettato e gestito dal GRTN) serve

a indicare al GRTN la disponibilità (in termini di quantità e prezzo) dei diversi

operatori ad aumentare o diminuire la potenza immessa o prelevata in ogni ora. Il

GRTN impiegherà tale disponibilità per correggere a programma gli scambi defini-

ti dai mercati gestiti dal GME in caso di incompatibilità con i vincoli di rete e per

disporre di un margine di riserva, nel tempo reale, per bilanciare il sistema.
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Inoltre, come previsto dal decreto legislativo n. 79/99, lo scambio di energia

elettrica può avvenire anche tramite contratti bilaterali dove prezzi e quantità

sono definiti dalle parti. Per garantire che le quantità oggetto di scambio bila-

terale siano armonizzate con le esigenze della rete, i programmi di immissione e

prelievo sono resi noti dagli operatori al GRTN il quale li comunica al GME che

li inserisce sull’MGP a prezzo nullo.

Al mercato elettrico e alla possibilità di ricorrere ai contratti bilaterali si ag-

giungono due altre importanti fonti di approvvigionamento di energia elettrica,

delle quali si tratta estesamente in paragrafi specifici della Relazione Annuale:

• l’energia elettrica si cui all’art. 3, comma 12, del decreto legislativo n. 79/99,

ovvero i ritiri obbligati dell’energia, in gran parte in CIP6, da parte del GRTN;

• l’energia elettrica proveniente dalle importazioni.

Ai tre mercati a regime potranno prendere parte sia i produttori sia i consuma-

tori, mentre per il regime a oggi in vigore il Sistema Italia 2004 è ancora una

forma transitoria di mercato in cui la partecipazione è limitata ai soli produttori

e la domanda è ancora definita, in base a previsione, dal GRTN. 

La tempistica di adozione del mercato a regime ha previsto diverse tappe. Dal

luglio 2003 è entrato in vigore il Sistema transitorio di offerte di vendita di

energia elettrica (STOVE), la cui struttura è delineata dalla delibera del 26 giu-

gno 2003, n. 67. Contemporaneamente il tavolo tecnico formato presso il Mini-

stero delle attività produttive ha proposto l’istituzione di un mercato transitorio

detto Sistema Italia 2004, le cui tappe di implementazione sono state definite

con nota del Ministro delle attività produttive 11 dicembre 2003. In particolare

era previsto che:

• a decorrere dall’8 gennaio 2004 veniva inaugurata una fase sperimentale di

contrattazione sul mercato in parallelo al mantenimento del sistema transi-

torio delle offerte;

• dall’1 febbraio 2004 si procedeva a rendere operativo un mercato transito-

rio senza la partecipazione della domanda e in sostituzione dello STOVE; 

• dall’1 aprile 2004 avrebbe dovuto compiersi il passaggio al mercato a regime.

La prima tappa è stata accompagnata dalla delibera del 23 dicembre 2003, 

n. 163, che ha esteso la validità dello STOVE per tutto il gennaio 2004 e ha in-

trodotto alcune modifiche al suo funzionamento. 

In previsione della seconda tappa, con la delibera 30 dicembre 2003, n. 168,

l’Autorità ha definito le condizioni per l’erogazione del servizio di dispaccia-

mento dell’energia e per l’approvvigionamento delle relative risorse su base di
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merito economico, in modo tale da renderle compatibili agli indirizzi del Siste-

ma Italia 2004, dopo che, con decreto 19 dicembre 2003 il Ministero delle atti-

vità produttive aveva provveduto ad approvare il Testo integrato della disciplina

del mercato elettrico.

L’inaugurazione della fase transitoria è stata posticipata di due mesi a seguito

di una segnalazione del GRTN e del GME; questi, con lettera in data 28 gennaio

2004, comunicavano all’Autorità che i risultati delle prove per l’avvio del mer-

cato elettrico, svoltesi nel mese di gennaio, inducevano a ritenere poco signifi-

cative le indicazioni di prezzo e la funzionalità complessiva del mercato di ag-

giustamento e del mercato dei servizi di dispacciamento. In relazione a tale si-

tuazione, si è ritenuto opportuno procrastinare il periodo di prova per l’avvio

del mercato elettrico.

Solo nel marzo 2004 il GRTN comunicava che, stanti gli esiti delle prove con-

dotte, sussistevano le condizioni tecniche e operative per l’avvio del dispaccia-

mento di merito economico; tuttavia, contrariamente alla tempistica identifica-

ta dal progetto originario del Sistema Italia 2004, emergeva la necessità di

estendere la fase provvisoria del mercato senza la partecipazione della domanda

sino al 31 dicembre 2004.

Pertanto, con la delibera 27 marzo 2004, n. 48, l’Autorità ha disposto l’avvio

del dispacciamento di merito economico a far data dall’1 aprile 2004, definendo

una disciplina aderente alle esigenze poste dall’operatività del Sistema Italia

2004 senza partecipazione attiva della domanda, che resterà in vigore per il so-

lo anno 2004. Contestualmente all’avvio del regime di dispacciamento di merito

economico è entrato in operatività il sistema delle offerte di cui all’art. 5, com-

ma 1, del decreto legislativo n. 79/99.

Erogazione del servizio di dispacciamento

Con la delibera n. 168/03 l’Autorità ha definito le condizioni per l’erogazione

del pubblico servizio di dispacciamento dell’energia elettrica sul territorio

nazionale e per l’approvvigionamento delle relative risorse su base di merito

economico, ai sensi degli artt. 3 e 5 del decreto legislativo n. 79/99, adeguan-

do le condizioni già stabilite con la delibera 30 aprile 2001, n. 95, agli indi-

rizzi del Sistema Italia 2004. La delibera n. 95/01 è stata pertanto abrogata.

L’oggetto della delibera è il completamento della regolamentazione per l’esecu-

zione fisica dei contratti di compravendita di energia elettrica conclusi nella

borsa elettrica o al di fuori di essa. In altre parole con la delibera n. 168/03 ven-

gono:

Condizioni per 

l’erogazione del servizio 

di dispacciamento 

(delibera n. 168/03)
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a) definiti i diritti di utilizzo della capacità di trasporto dell’energia elettrica

una volta acquistata; 

b) identificate le risorse per il servizio di dispacciamento e i suoi corrispettivi.

Per quanto riguarda il punto a), mentre in regime di monopolio la selezione del-

le unità di produzione è contestuale al dispacciamento sulla rete di trasmissio-

ne, in presenza di un dispacciamento di merito economico è necessario rendere

compatibile il sistema di ordine di merito economico alle capacità di trasporto

della rete. Diviene pertanto opportuno definire una modalità d’assegnazione dei

diritti di utilizzo della capacità di trasporto per l’energia trattata sull’MGP, di

aggiustamento e di dispacciamento. I diritti di utilizzo della capacità di traspor-

to sono assegnati dal GME per conto del GRTN al momento dell’accettazione

delle offerte di acquisto e di vendita, selezionate in base al criterio di merito

economico. I contratti bilaterali, come abbiamo già detto in precedenza, sono

infatti inclusi nell’MGP dal momento che sono inseriti a prezzo nullo da parte

del GME su dichiarazione del GRTN. Per l’assegnazione della capacità di tra-

sporto è definita la priorità di dispacciamento che garantisce siano dispacciate

in ordine: le offerte di vendita delle unità essenziali ai fini della sicurezza indi-

viduate dal GRTN; le offerte delle fonti rinnovabili non programmabili e pro-

grammabili; le offerte da impianti di cogenerazione; le offerte da impianti in

convenzione CIP6; le offerte delle unità di produzione alimentate esclusiva-

mente da fonti nazionali di energia combustibile primaria; le offerte dei con-

tratti bilaterali e infine le altre offerte.

Per quanto riguarda il punto b), come abbiamo precedentemente illustrato nella

schematizzazione dei tre mercati che articolano la borsa elettrica, l’MSD serve al

GRTN per gestire le congestioni, il margine di riserva e, nella gestione del siste-

ma elettrico in tempo reale, la flessibilità necessaria a garantire l’equilibrio tra

immissioni e prelievi. Gli operatori abilitati devono rendere disponibile al GRTN,

nell’MSD, tutta la potenza dell’unità di produzione.

Le unità di produzione con caratteristiche tecniche non idonee alla fornitura di

tali risorse dovranno pagare al GRTN il corrispettivo sostitutivo del servizio non

fornito, da definire in seguito, su indicazione del GRTN. Quest’ultimo individua

e remunera le unità essenziali per la sicurezza del sistema elettrico, inoltre defi-

nisce e pubblica l’indisponibilità della capacità produttiva e delle reti di tra-

smissione. 

Gli utenti del dispacciamento sono tenuti a pagare al GRTN i corrispettivi per i

servizi di dispacciamento, inclusi gli oneri derivanti da eventuali sbilanciamenti. 

Tra le condizioni necessarie, per l’entrata in vigore del servizio di dispacciamento

di merito economico, era inclusa l’adozione, da parte del GRTN, delle regole per

il dispacciamento di cui all’art. 3, comma 6, del decreto legislativo n. 79/99. Lo
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schema delle regole è stato trasmesso dal GRTN all’Autorità, con lettera in data

10 marzo 2004 e successivamente integrato con lettera in data 26 marzo 2004.

Per quanto lo schema proposto contenesse alcune disposizioni non pienamente

rispondenti ai contenuti della delibera n. 168/03, l’Autorità ha ritenuto oppor-

tuno approvare, con delibera 26 marzo 2004, n. 47, le regole per il dispaccia-

mento di merito economico; questo a condizione che il GRTN recepisse entro 90

giorni le osservazioni inoltrate dall’Autorità contestualmente alla delibera 

n. 47/04, finalizzate a rendere le regole pienamente compatibili con l’assetto

del dispacciamento disegnato dalla delibera n. 168/03.

Con la delibera n. 47/04, infine, l’Autorità ha stabilito che la validità delle regole

per il dispacciamento di merito economico sia limitata alla fase transitoria del

mercato e, quindi, non oltre il 31 dicembre 2004. Entro il 30 settembre 2004, il

GRTN dovrà pertanto trasmettere all’Autorità un nuovo schema di regole, a valere

dall’1 gennaio 2005, coerente con le disposizioni di cui alla delibera n. 168/03.

Capacity payment

Il decreto legislativo del 19 dicembre 2003, n. 379, introduce nuove disposizioni

in materia di remunerazione della capacità di produzione di energia elettrica. La

sua finalità è quella di garantire, anche a seguito delle interruzioni al servizio

verificatesi a giugno e a settembre 2003, l’adeguatezza della capacità produtti-

va, inclusi i margini di riserva, per la copertura della domanda nazionale.

Il decreto prevede un regime incentivante, basato su meccanismi concorrenziali,

teso sia a orientare i comportamenti dei produttori di energia elettrica e, nel ca-

so, dei clienti finali dotati di idonee caratteristiche tecniche, sia ad assicurare la

disponibilità di capacità produttiva nei giorni ritenuti critici dal GRTN in ordine

alla copertura della domanda. 

La disciplina del capacity payment sarà definita dal Ministero delle attività pro-

duttive e da un successivo decreto elaborato su proposta del GRTN, sentita

l’Autorità. Sino ad allora è previsto che l’Autorità introduca un sistema di remu-

nerazione provvisorio dedicato agli impianti che mettono a disposizione la pro-

pria capacità produttiva nei giorni dell’anno che risultano, su segnalazione del

GRTN, critici ai fini della copertura della domanda nazionale. Sono esclusi da

tale remunerazione gli impianti in regime CIP6, le fonti rinnovabili non pro-

grammabili, nonché gli impianti che producono sulla base di contratti bilaterali

per la quota impegnata in tali contratti.

La disciplina transitoria del capacity payment è stata introdotta dall’Autorità

con la delibera n. 48/04.

In particolare, al fine di minimizzare gli oneri per i consumatori e rendere il
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provvedimento compatibile con i sistemi di remunerazione dell’energia elettrica

e della riserva previsti dall’avvio del dispacciamento di merito economico, l’Au-

torità ha ipotizzato l’introduzione di un meccanismo di capacity payment arti-

colato in due voci:

• il corrispettivo specifico, pagato agli impianti in base alla loro disponibilità

nei giorni critici dell’anno. Il suo valore è differenziato sia per giorni critici

sia per fasce orarie. Il GRTN ha identificato sia giorni a elevata criticità,

ovvero quelli lavorativi compresi tra il 7 giugno e il 10 settembre con esclu-

sione del mese di agosto, e quelli dal 6 al 23 dicembre, sia giorni a media

criticità, ovvero i rimanenti dell’anno a esclusione del periodo centrale di

agosto e degli intervalli 8 marzo – 8 maggio e 27 settembre – 29 ottobre;

• il corrispettivo ulteriore, definito come remunerazione integrativa dei ricavi

conseguiti dal singolo produttore nei mercati borsistici (escluso il mercato

per il servizio di dispacciamento), qualora essi, su base annua, risultino infe-

riori al valore dato dalla somma della produzione oraria moltiplicata per il

valore massimo tra il prezzo di borsa e il prezzo dell’energia elettrica in regi-

me amministrato (PGn) ridotto del 20 per cento. 

Le risorse relative alla copertura degli oneri derivanti dall’introduzione del 

capacity payment nella sua forma provvisoria, saranno reperite attraverso la

componente tariffaria CD. 

Funzioni di vigilanza del mercato elettrico

Il decreto del Ministero delle attività produttive 19 dicembre 2003, contestual-

mente all’approvazione del Testo integrato della disciplina del mercato elettri-

co, chiedeva, all’Autorità, nel suo art. 5, di definire: 

• un meccanismo per il controllo dell’esercizio del potere di mercato;

• le modalità per il monitoraggio dell’andamento dei prezzi sul mercato elettrico;

• i criteri per la costruzione, da parte del GME, di indici di prezzo dei merca-

ti dell’energia elettrica e, da parte del GRTN, del mercato del servizio di

dispacciamento.

In ottemperanza a tale disposto, l’Autorità ha pubblicato il Documento per la

consultazione Misure per la promozione della concorrenza e dell’efficienza 

nell’offerta di energia elettrica ai sensi dell’art. 1, comma 1, della legge 

14 novembre 1995, n. 481. 
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Il Documento per la consultazione prefigurava l’istituzione di un sistema di mo-

nitoraggio sulle contrattazioni che hanno luogo nel sistema delle offerte e al di

fuori di esso, oltre che sull’evoluzione della struttura del mercato elettrico. Tale

sistema di monitoraggio si sarebbe avvalso, fra l’altro, di una molteplicità di in-

dici di mercato definiti dal GME e dal GRTN in conformità a criteri generali fis-

sati dall’Autorità. Gli indici avrebbero fornito informazioni sintetiche relativa-

mente a tre aspetti: la struttura dei mercati, gli esiti dei mercati e la condotta

degli operatori su tali mercati. Fra gli indici di struttura era incluso un indice di

offerta residuale volto a individuare gli operatori pivotali ai fini della fornitura

di energia o di riserva nelle varie condizioni di carico. Fra gli indici che monito-

ravano gli esiti di mercato, invece, era previsto un indice detto di “soluzione

competitiva” che avrebbe fornito informazioni circa l’esito ipotetico di un mer-

cato concorrenziale sulla base di offerte a costi marginali convenzionali delle

singole unità di generazione. 

In materia di meccanismi di controllo del potere di mercato, il Documento per la

consultazione proponeva due diverse misure: una transitoria basata su un con-

trollo di quantità e l’applicazione di bid cap; un’altra di regime basata sull’ob-

bligo, per gli operatori di mercato detentori di una quota di mercato superiore a

una certa soglia, di stipulare contratti alle differenze con il garante della forni-

tura del mercato vincolato a un prezzo sorvegliato dall’Autorità. 

Il controllo di quantità introdotto come misura transitoria per l’anno 2004 si

fondava sull’accertamento a posteriori che la quantità venduta dall’operatore

marginale nel mercato del giorno prima, ivi incluse le quantità oggetto di con-

tratti bilaterali, fosse non inferiore a quella che avrebbe venduto nel medesimo

mercato offrendo tutta la propria produzione termoelettrica disponibile ai costi

marginali convenzionali. L’accertamento di quest’ultima quantità avrebbe ri-

chiesto al GME di simulare l’equilibrio di mercato che si sarebbe determinato

sostituendo i prezzi effettivamente offerti dall’operatore marginale per le sue

unità termoelettriche con i costi marginali convenzionali attribuibili alle mede-

sime. Qualora la quantità venduta dall’operatore fosse risultata inferiore a quel-

la ottenuta tramite la predetta simulazione, alle offerte accettate sull’MPG rela-

tive a unità termoelettriche nella disponibilità dell’operatore di mercato margi-

nale sarebbe stato riconosciuto un prezzo pari a quello indicato nelle medesime

(remunerazione pay as bid) in luogo del prezzo marginale di sistema pubblicato

dal GME (remunerazione system marginal price). 

I bid cap introdotti come seconda misura transitoria per l’anno 2004 avrebbero

impedito agli operatori di mercato la presentazione di offerte che fossero supe-

riori al costo minore fra quello marginale convenzionale attribuibile all’unità di

produzione aumentato del 100 per cento e quello marginale convenzionale at-

tribuibile all’unità di produzione aumentato di 100 €/MWh.
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La misura proposta per il controllo del potere di mercato a regime consisteva

nell’obbligo di stipula di un contratto alle differenze con il garante della forni-

tura del mercato vincolato posto in capo agli operatori che detenessero una

quota di mercato superiore al 20 per cento. Il garante della fornitura del merca-

to vincolato è infatti obbligato, in base al decreto del Ministero delle attività

produttive, ad approvvigionarsi prevalentemente in borsa, previa stipula di con-

tratti per la copertura dal rischio di prezzo e di quantità. Essa avrebbe ridotto

significativamente gli incentivi degli operatori di mercato dominanti all’eserci-

zio del proprio potere nel sistema delle offerte. Ciò in quanto la quota di ricavi

soggetta all’andamento del prezzo di borsa sarebbe stata notevolmente ridi-

mensionata. I ricavi maturati sulla quota di produzione coperta dai contratti al-

le differenze sono infatti indifferenti all’eventuale aumento dei prezzi di borsa

al di sopra del prezzo di riferimento fissato nei predetti contratti. L’incentivo a

razionare tale quota di produzione al fine di manipolare il prezzo di borsa viene

quindi meno. La vigilanza dell’Autorità su detti contratti avrebbe altresì garan-

tito che i prezzi di riferimento fossero in linea con quelli all’ingrosso fissati dal-

la medesima Autorità a tutela dei clienti del mercato vincolato e compatibili

con un’equa remunerazione dei produttori.

La consultazione ha evidenziato le seguenti criticità:

• la generale avversione degli operatori a meccanismi che presupponessero

una stima dei costi marginali delle unità di produzione considerato l’eleva-

to grado di arbitrarietà della stessa;

• la forte propensione degli operatori per misure transitorie semplici e i cui

effetti fossero più facilmente prevedibili;

• la notevole preoccupazione che i bid cap proposti fossero così stringenti da

non consentire il recupero dei costi fissi delle unità di produzione con bassi

fattori di carico;

• la pressante richiesta di estendere l’opportunità di stipulare contratti alle diffe-

renze in maniera non discriminatoria a tutti i produttori che intendessero offri-

re le coperture di cui il garante della fornitura del mercato vincolato necessita.

Con delibera 24 febbraio 2004, n. 21, l’Autorità ha provveduto a modificare le

proposte contenute nel predetto Documento come segue:

• onde evitare i problemi connessi con l’arbitrarietà della stima dei costi mar-

ginali, si rinunciava alla elaborazione di un indice di soluzione competitiva

volto a simulare l’ipotetico equilibrio di un mercato concorrenziale da usare

come riferimento per valutare il grado effettivo di concorrenza sul mercato

elettrico italiano; 
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• al fine di semplificare il regime transitorio, si introduceva una nuova moda-

lità di calcolo delle quantità minime, eliminando la simulazione affidata al

GME e sostituendola con una formula che determina le quantità minime in

relazione al livello del carico, alla quota di mercato dell’operatore e a quel-

la degli operatori concorrenti;

• onde ovviare ai problemi applicativi di un bid cap puntuale e in parziale

accoglimento delle preoccupazioni degli operatori relative alla copertura dei

costi fissi delle unità di punta, si è introdotto un bid cap unico posto pari

a 500 €/MWh;

• al fine di estendere in maniera non discriminatoria a tutti gli operatori l’op-

portunità di stipulare contratti alle differenze con l’Acquirente Unico, è

stato soppresso l’obbligo degli operatori di mercato con quote superiori al

20 per cento di fornire le necessarie coperture del rischio di prezzo e di

quantità, imponendo viceversa all’Acquirente Unico di acquisire tali coper-

ture tramite gara per un quantitativo non inferiore al 30 per cento del fab-

bisogno del mercato vincolato al netto dei contratti di importazione plu-

riennali e della produzione CIP6.

Con la delibera 27 marzo 2004, n. 49, l’Autorità ha infine previsto:

• la stipula di nuovi contratti differenziali da parte dell’Acquirente Unico con

soggetti selezionati attraverso aste discriminatorie al ribasso, con un prezzo

base d’asta superiore del 2 per cento rispetto alle aste indette ai sensi della

delibera n. 21/04; gli esiti delle aste effettuate dall’Acquirente Unico in

base a detta delibera rendevano infatti necessario richiedere all’Acquirente

Unico la stipula di nuovi contratti differenziali per una migliore copertura

dal rischio prezzo per i clienti del mercato vincolato;

• modifiche nella definizione degli indici di mercato introdotti con la delibe-

ra n. 21/04;

• una più precisa definizione del meccanismo di controllo di quantità al fine

di renderla più adeguata alla realtà dell’offerta di energia elettrica nel siste-

ma elettrico nazionale e stabilendone una correlazione con la quantità dei

contratti per differenza stipulati dall’Acquirente Unico.

Opzioni di approvvigionamento del mercato libero: importazioni e CIP6

L’allegato B alla delibera n. 157/03 riporta le disposizioni per l’assegnazione

della capacità di trasporto per l’importazione. Rispetto all’anno scorso sono

state introdotte alcune novità che tengono conto delle disposizioni del decre-

Assegnazioni ai clienti

idonei della capacità 

d’importazione
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to del Ministero delle attività produttive 17 dicembre 2003, nonché delle rac-

comandazioni del regolamento del Parlamento europeo e del Consiglio n. 1228

del 26 giugno 2003, relativo alle condizioni di accesso alla rete per gli scambi

transfrontalieri di energia elettrica e nel quale si richiede l’assegnazione della

capacità d’importazione in base a criteri di mercato.

L’assegnazione annuale è ancora effettuata mediate il ricorso al metodo 

pro-rata e, a differenza dello scorso anno, la taglia minima per l’attribuzione di

una banda è ridotta da 3 ad 1 MW. Al fine di promuovere la molteplicità dei

soggetti assegnatari, è stato previsto che un singolo operatore non possa otte-

nere più del 10 per cento della capacità assegnabile per singola frontiera di im-

portazione anche se è concesso di eccedere tale limite nelle successive riparti-

zioni della capacità residuale. È inoltre previsto che vengano escluse dalla par-

tecipazione alle attribuzioni pro-rata i soggetti che abbiano acquistato volumi

di importazione superiori a quelli assegnabili nel nostro paese rilevando le quo-

te a disposizione di operatori esteri. Infine non è possibile partecipare alle asse-

gnazioni pro-quota per una capacità superiore alla propria potenza di prelievo

ed è necessario, una volta assegnata, dimostrare di impiegare la banda a dispo-

sizione per almeno l’80 per cento della sua potenzialità, pena il decadimento

dell’assegnazione.

Sebbene l’attribuzione sia effettuata col criterio pro-rata, l’allegato B della de-

libera n. 157/03 coerentemente con quanto richiesto dal regolamento europeo

2003/1228/CE consente, in un secondo tempo, la libera cessione dei diritti di

assegnazione delle bande di importazione anche a mezzo di un sistema di nego-

ziazione della capacità di trasporto basato su metodi di mercato. 

Viene inoltre stabilito che i diritti relativi a eventuali residui di capacità dispo-

nibile siano assegnati con meccanismo di mercato tramite sessioni settimanali o

giornaliere gestite dal GRTN. Domanda e offerta sono infatti elencate a seconda

dell’ordine di merito economico. Eventuale capacità non assegnata potrà essere

gestita dal GRTN per i servizi di dispacciamento.

L’assegnazione annuale delle quote d’importazione del 2004 ha previsto due fasi:

• una prima assegnazione della capacità riservata ai clienti interrompibili

istantaneamente per 550 MW;

• una seconda assegnazione che alla potenza disponibile al 2004, 750 MW,

sommi i 1 750 MW ceduti dai clienti interrompibili stessi di cui 1 200 MW

relativi alle assegnazioni triennali svolte nel 2002 e nel 2003 e 550 MW rela-

tivi all’assegnazione 2004.

I 550 MW sono stati assegnati a 84 clienti finali i quali hanno tutti esercitato la

facoltà di rinunciare alla banda di assegnazione dietro compenso stabilito dal-
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l’Autorità di 21 €/MWh. Anche la totalità dei titolari dei 1 200 MW assegnati

nel 2002 e nel 2003 si sono avvalsi della facoltà di recesso. Avere rinunciato, a

fronte di un riconoscimento di 21 €/MWh, alla capacità d’importazione asse-

gnata prioritariamente per il servizio di interrompibilità, implica per tali opera-

tori la disponibilità all’interruzione istantanea indipendentemente dalla moda-

lità di fornitura. 

La seconda assegnazione ha pertanto visto l’allocazione di 750 MW più il 60 per

cento della capacità ceduta dagli interrompibili pari a più o meno 1 050 MW.

I circa 1 600 MW disponibili sulla frontiera nord-ovest sono stati assegnati a 48

clienti idonei e i 200 MW sulla frontiera nord-est a 38 clienti idonei.

A questa assegnazione al mercato libero vanno aggiunti 150 MW attribuiti sulla

frontiera meridionale a 37 operatori e i 1 400 MW a disposizione dei gestori

esteri.

Le quantità e le modalità d’assegnazione della capacità produttiva disponibile

nell’anno 2004 dagli impianti di generazione di cui al decreto del Ministro del-

l’industria, del commercio e dell’artigianato del 21 novembre 2000, ovvero della

capacità di produzione relativa ai ritiri obbligati da parte del GRTN dell’energia

ai sensi dell’art. 3, comma 2, del decreto legislativo n. 79/99, che abbiamo visto,

nei paragrafi precedenti, essere costituita quasi totalmente da impianti di produ-

zione in CIP6, sono state leggermente modificate rispetto agli anni precedenti.

La disponibilità di capacità CIP6 ammonta, come per lo scorso anno, a 4 400

MW costanti anno e a ulteriori 200 MW assegnabili su base trimestrale. Cambia

tuttavia la ripartizione delle bande per tipologia di utente.

I riferimenti normativi per la nuove procedure di assegnazione sono delineati

dal decreto del Ministero delle attività produttive del 29 gennaio 2004 e dall’al-

legato A della delibera dell’Autorità 6 febbraio 2004, n. 13. Le modifiche intro-

dotte sono orientate a rendere il meccanismo di allocazione della capacità pro-

duttiva degli impianti CIP6 maggiormente orientato alle evoluzione del mercato

elettrico e a considerazioni di sicurezza del sistema.

In conformità con quanto avvenuto nelle assegnazioni delle bande d’importa-

zione anche nell’allocazione della capacità CIP6 non si è più differenziato per

tipologia di clienti in base alla disponibilità a concedere il servizio di interruzio-

ne o in base al profilo dei prelievi.

Scompaiono dunque, rispetto al 2003, la assegnazioni in via prioritaria per i

clienti interrompibili con preavviso e per i clienti che avevano almeno il 55 per

cento dei consumi in F4. Per quanto riguarda le bande a disposizione dei clienti

interrompibili con preavviso, si è ritenuto opportuno, in conformità con quanto

disposto nelle assegnazioni della capacità d’importazione, scorporare tale servi-

Assegnazioni ai clienti

idonei delle bande CIP6
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zio per garantire la sicurezza del sistema dell’assegnazione della capacità dispo-

nibile in CIP6 e per remunerarlo indipendentemente dalla modalità di approvvi-

gionamento. Con delibera n. 151/03 l’Autorità ha stabilito il corrispettivo per

tale servizio pari a 8 €/MWh.

A seguito della decisione del Consiglio di Stato n. 1605/03 che richiede l’applica-

zione del principio di spartizione tra mercato vincolato e mercato idoneo della

potenza disponibile, il 20 per cento della capacità CIP6 (880 MW su base annua) è

stato destinato all’Acquirente Unico per la fornitura al mercato vincolato; 3 520

MW sono stati assegnati ai clienti idonei, senza alcun vincolo di interrompibilità.

Le modalità di assegnazione non prevedono più un’allocazione della capacità

con procedura d’asta, ma tramite un’attribuzione pro-quota, le cui procedure

sono delineate dalla delibera n. 13/04. Assegnazione pro-quota significa che

data la capacità disponibile a 3 520 MW, una volta note le richieste di assegna-

zione da parte dei clienti idonei il GRTN provvede a ridurre queste ultime in ra-

gione del rapporto tra il loro ammontare complessivo e la potenza disponibile.

La banda di assegnazione minima è di 1 MW e ciascun operatore non può ecce-

dere il 10 per cento della capacità disponibile. La potenza assegnabile non può

essere superiore alla potenza media prelevata nel 2003 al netto delle assegna-

zioni di capacità disponibile all’importazione, inclusa la capacità eventualmente

rinunciata a fronte del servizio di interrompibilità.
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TAV. 4.20 ASSEGNAZIONE DELLA CAPACITÀ CIP6 PER GLI ANNI 2003-2004

MW

Capacità annuale disponibile 4 400(A) 4 400(A)

Destinata a clienti idonei senza vincoli 3 000 3 520

Destinata a clienti idonei interrompibili con preavviso 1 000 - 

Destinata a clienti idonei con consumi in F4 superiori al 55% 400 -

Destinata ad Acquirente Unico per approvvigionamento - 880
mercato vincolato

2003 2004

Nel 2003 la definizione del prezzo finale dell’energia CIP6 era determinata dal-

l’andamento di due componenti: la prima costituiva la base d’asta e faceva rife-

rimento ai costi fissi di generazione, stabiliti a 24,3 €/MWh e oggetto di even-

tuale rilancio da parte degli operatori, la seconda invece era indicizzata agli an-

damenti del parametro Ct. Nel 2004, con l’assegnazione pro-quota la compo-

nente relativa ai costi fissi di generazione rimane ferma a 25 €/kWh, mentre la

(A) La produzione relativa ad ulteriore capacità resasi disponibile è assegnata, nel 2003 e 2004, al mer-
cato vincolato.



componente variabile del prezzo di assegnazione sarà indicizzata, da luglio, sia

al parametro Ct sia al prezzo medio di borsa.

Alle assegnazioni del 2003 avevano partecipato tre categorie di clienti idonei: gli

interrompibili con preavviso, ai quali era stata riservata una potenza di 1 000 MW,

quelli con un consumi per almeno il 55 per cento in fascia F4 per una potenza di

400 MW e i clienti idonei senza vincoli per la rimanente quota di 3 000 MW.

La tavola 4.21 riporta il consuntivo delle allocazioni nel 2003.
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TAV. 4.21 ASSEGNAZIONI CIP6 NEL 2003: QUANTITÀ E PREZZO MEDIO DI CESSIONE 
PER TIPOLOGIA D’UTENZA

Energia venduta al mercato libero 40 296 52,54

Energia venduta al mercato vincolato 13 586 63,12

Totale 53 882 55,21

GWh c€/kWh

ATTIVITÀ REGOLATE

Nuovo periodo regolatorio

Il settore elettrico è stato oggetto nell’ultimo quinquennio di una rapida evo-

luzione organizzativa, spinta dal processo di deverticalizzazione e unbundling

attivato nel paese anche a seguito dell’emanazione delle Direttive europee. Il

sistema di regolazione tariffaria proposto dall’Autorità per il periodo 

2004-2007, coerentemente con quanto previsto già nel precedente periodo

regolatorio, si basa su una articolazione verticale tra le attività e si propone di

favorire lo sviluppo della concorrenza in tutte le fasi della filiera non sogget-

te, dalla normativa vigente, a vincoli di esclusiva. Di seguito vengono indivi-

duate le principali attività che articolano il settore elettrico, indicando anche i

relativi ambiti di intervento tariffario.

La produzione di energia elettrica è un’attività libera anche se sottoposta a ob-

blighi derivanti dalla sua caratteristica di pubblico servizio. Per gli anni antece-

denti al 2003, tenendo conto della mancata attivazione del sistema delle offerte

(borsa elettrica), si è previsto che l’Autorità fissasse il prezzo dell’energia elet-

trica all’ingrosso destinata ai clienti del mercato vincolato. Con l’avvio dell’ope-

ratività del sistema delle offerte, il prezzo percepito dai produttori di energia

elettrica, indipendentemente che a consumarla siano i clienti del mercato libero

Assetto del settore elettrico

e regolazione tariffaria



o quelli del mercato vincolato, è stabilito da meccanismi di mercato o tramite

contrattazione bilaterale. 

Le attività di trasmissione e di dispacciamento dell’energia elettrica sono riser-

vate allo Stato e assegnate al GRTN. In quanto svolte in regime di esclusiva, es-

se richiedono un intervento di regolazione mirante a garantire l’accesso non di-

scriminatorio alle infrastrutture di rete, la presenza di incentivi al recupero del-

l’efficienza e la fissazione di prezzi orientati ai costi. Il perseguimento di tali

obbiettivi, in particolare l’incentivazione al recupero di efficienza, non può pre-

scindere dalla struttura organizzativa e proprietaria delle infrastrutture. Per il

nuovo periodo regolatorio sono state individuate soluzioni in materia di regola-

zione dei corrispettivi che tengano conto della prevista riunificazione tra pro-

prietà delle infrastrutture di rete e gestione delle medesime. 

Nel precedente periodo regolatorio l’attività di trasmissione era remunerata nel-

l’ambito delle opzioni tariffarie per il trasporto (che comprendeva trasmissione e

distribuzione). Il nuovo regime prevede invece una tariffa amministrata specifi-

ca per la trasmissione. Sotto il profilo delle modalità di copertura dei costi so-

stenuti per il dispacciamento è necessario analizzare separatamente la fase di

gestione di tale attività da quella dell’approvvigionamento delle risorse neces-

sarie al suo espletamento. I costi relativi al servizio di dispacciamento sono di

pertinenza del GRTN. Essi, nel precedente periodo regolatorio, trovavano coper-

tura in componenti tariffarie definite in via amministrativa e ricomprese nel-

l’ambito delle tariffe di trasporto; nel nuovo periodo regolatorio, per i clienti

del mercato vincolato, gli stessi trovano copertura nell’ambito delle tariffe di

vendita. Per i clienti del mercato libero è prevista, invece, una specifica compo-

nente tariffaria. Con l’avvio della borsa elettrica, l’approvvigionamento delle ri-

sorse per il dispacciamento è basato sia su meccanismi di mercato (gestione del-

le congestioni, gestione della riserva secondaria e terziaria, bilanciamento) che

hanno come riferimento il mercato dei servizi di dispacciamento, parte inte-

grante della borsa elettrica, sia su meccanismi non di mercato (riserva primaria,

regolazione di tensione, servizio di black start). Per i clienti finali vincolati so-

no comunque previsti dispositivi tariffari che consentono di trasferire a valle in

modo appropriato i segnali generatisi nelle fasi a monte della filiera. 

L’attività di distribuzione è svolta in regime di esclusiva sulla base di concessio-

ni accordate dal Ministro delle attività produttive. La procedura di rilascio delle

concessioni ha consentito di individuare con chiarezza l’oggetto di tale attività,

vale a dire:

• la gestione delle reti di distribuzione;

• la decisione degli interventi di manutenzione;

• la programmazione e l’individuazione degli interventi di sviluppo;
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• l’esercizio degli impianti;

• l’esecuzione degli interventi di manutenzione;

• la realizzazione degli interventi di sviluppo.

Similmente alle considerazioni svolte riguardo a trasmissione e dispacciamento,

il carattere monopolistico dell’attività di distribuzione, nel quadro normativo

attuale, richiede un intervento di regolazione in materia di garanzia di accesso

non discriminatorio alle infrastrutture di rete, nonché l’introduzione di mecca-

nismi di regolazione delle tariffe incentivanti e che garantiscano prezzi orienta-

ti ai costi effettivi dell’attività. Per il nuovo periodo regolatorio è stato di fatto

confermato il precedente regime basato sulle opzioni tariffarie offerte dal di-

stributore. 

L’attività di vendita dell’energia elettrica è libera. La necessità di garantire sia

un’adeguata tutela dei clienti del mercato vincolato, sia il rispetto dell’univo-

cità della tariffa sull’intero territorio nazionale, rende comunque necessario

un intervento di regolazione tariffaria da parte dell’Autorità in materia di

vendita dell’energia elettrica ai clienti del mercato vincolato. Sulla base delle

disposizioni previste per il nuovo periodo regolatorio, i clienti vincolati paga-

no, nell’ambito della tariffa di vendita, il costo di approvvigionamento dell’e-

nergia elettrica sostenuto dall’Acquirente Unico, che dall’1 gennaio 2004 è il

garante della fornitura nei loro confronti. Tale costo, trasferito poi ai clienti

finali, è determinato come stima del prezzo di cessione dell’energia elettrica

alle imprese distributrici, tenendo conto di tutte le modalità di approvvigio-

namento dell’Acquirente Unico stesso (borsa, contratti bilaterali, contratti per

differenze, import e CIP6). Le tariffe di vendita includono la remunerazione

del servizio di commercializzazione della vendita che, rispetto al precedente

periodo regolatorio, è stato distinto da quello di commercializzazione della

distribuzione.    

La misura dell’energia elettrica, pur essendo un’attività potenzialmente libera,

in considerazione dell’attuale assetto organizzativo e regolatorio richiede l’in-

troduzione di meccanismi di regolazione tariffaria a tutela degli utenti di tale

servizio. Solo in seguito all’avvio del processo di apertura alla concorrenza della

misura, la sua regolazione tariffaria potrà essere gradualmente rimossa.

Durante il primo periodo regolatorio, che si è concluso a fine gennaio 2004, la

copertura dei costi per l’erogazione del servizio di misura non avveniva tramite

una separata e identificabile componente tariffaria, bensì per mezzo dei ricavi

relativi al servizio di trasporto. Per il nuovo periodo regolatorio è stata invece

definita una voce specifica a copertura di tale costo. 
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Il nuovo Testo integrato Con l’allegato A alla delibera 30 gennaio 2004, n. 5, l’Autorità ha definito, per

il periodo compreso tra l’1 febbraio 2004 e il 31 dicembre 2007, la regolazio-

ne dei corrispettivi per l’erogazione dei servizi di trasmissione, di distribuzione,

di misura e di vendita dell’energia elettrica ai clienti del mercato vincolato. Il

nuovo Testo integrato, la cui predisposizione ha impegnato gli Uffici

dell’Autorità per buona parte del 2003, ha sostituito quello in vigore in prece-

denza, approvato con delibera dell’Autorità 18 ottobre 2001, n. 228 e succes-

sivamente modificato e integrato.

L’approvazione del provvedimento che regola il secondo periodo di regolazione

è stata preceduta da tre fasi di consultazione dei soggetti interessati. La prima

si è avviata con il Documento per la consultazione 1 luglio 2003, Tariffe per il

servizio di trasporto e corrispettivi per i servizi di misura e di vendita dell’e-

nergia elettrica per il periodo di regolazione 1 gennaio 2004 – 31 dicembre

2007, nel quale l’Autorità ha delineato i propri orientamenti in relazione:

• alle modalità di riconoscimento dei costi per l’erogazione dei servizi di tra-

smissione, distribuzione, misura e vendita dell’energia elettrica;

• ai sistemi di perequazione;

• alle modalità di attribuzione alle diverse tipologie di clientela dei costi rico-

nosciuti e ai meccanismi tariffari sottostanti;

• alla regolazione tariffaria delle imprese elettriche minori;

• ai regimi tariffari speciali e alle prestazioni patrimoniali imposte (oneri

generali di sistema e altre componenti tariffarie).

Tenuto conto delle osservazioni ricevute in relazione al Documento 1 luglio

2003, l’Autorità ha ritenuto opportuno procedere a una seconda fase di consul-

tazione focalizzata sulle problematiche connesse con le modalità di determina-

zione dei costi da riconoscere alle imprese per l’erogazione dei servizi oggetto

di regolazione tariffaria. A tal fine, in data 12 novembre 2003 è stato diffuso il

Documento per la consultazione Determinazione del costo riconosciuto per 

l’erogazione dei servizi di trasporto, di misura e di vendita dell’energia elet-

trica per il periodo di regolazione 1 gennaio 2004 – 31 dicembre 2007.

Gli approfondimenti condotti dall’Autorità in seguito alle osservazioni avanzate

dai soggetti interessati in merito a quest’ultimo Documento, sono sfociati in

una terza fase di consultazione. Essa si è centrata su alcune ipotesi di revisione

delle indicazioni contenute nei due precedenti Documenti per la consultazione

circa la determinazione del costo riconosciuto per l’erogazione dei servizi di di-

stribuzione, di trasmissione, di misura e di vendita dell’energia elettrica, in par-

ticolare in riferimento all’attuazione delle disposizioni dell’art. 1-quinquies,

comma 7, della legge n. 290/03, relativamente:
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• alla rivalutazione delle infrastrutture;

• alla simmetrica ripartizione tra utenti e imprese delle maggiori efficienze

realizzate rispetto agli obiettivi definiti con il meccanismo del price cap.

Nel terzo Documento per la consultazione, diffuso in data 13 gennaio 2004,

l’Autorità ha esposto i propri orientamenti conclusivi anche in relazione:

• al tasso di remunerazione del capitale investito riconosciuto;

• alla fissazione degli obiettivi di recupero di produttività per il nuovo perio-

do di regolazione, tenuto conto, in particolare, di una più approfondita ana-

lisi degli effetti sul costo del lavoro nel settore elettrico prodotti dal rinno-

vo del contratto collettivo nazionale siglato nel 2003; 

• alla modalità di costruzione del nuovo vincolo tariffario V1, relativo al ser-

vizio della distribuzione, con riferimento soprattutto alle ipotesi avanzate

nel Documento 1 luglio 2003 a proposito dell’inclusione in detto vincolo dei

ricavi derivanti dai contributi relativi all’erogazione del servizio di connes-

sione (contributi di allacciamento) e dall’imposizione dei diritti fissi;

• alla definizione dei meccanismi di perequazione e integrazione.

Il procedimento che ha portato alla definizione del nuovo Testo integrato è sta-

to condotto parallelamente a quello relativo alla regolazione della qualità dei

servizi di distribuzione, misura e vendita dell’energia elettrica nel periodo di re-

golazione 2004-2007, avviato con delibera 1 aprile 2003, n. 31. Le decisioni

adottate dall’Autorità in materia di corrispettivi per l’erogazione dei servizi di

trasmissione, distribuzione, misura e vendita dell’energia elettrica sono state

prese in coerenza con gli obiettivi di miglioramento della qualità dei servizi fis-

sati dall’Autorità con delibera 30 gennaio 2004, n. 4.

Il sistema tariffario vigente nel primo periodo di regolazione identificava tre

servizi di pubblica utilità, a loro volta suddivisi in attività:

• il servizio di trasporto, articolato in:

- trasmissione dell’energia elettrica;

- dispacciamento, remunerato come gestione del servizio;

- distribuzione dell’energia elettrica;

• il servizio di vendita, articolato in:

- vendita dell’energia elettrica ai clienti del mercato vincolato;

- vendita dell’energia elettrica alle imprese distributrici per la vendita ai

clienti del mercato vincolato;

Servizi oggetto 

di regolazione tariffaria 

nel primo e nel secondo

periodo di regolazione
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- dispacciamento dell’energia elettrica destinata al mercato vincolato,

remunerato limitatamente ai costi sostenuti per l’approvvigionamento

delle risorse necessarie per l’erogazione del medesimo servizio anterior-

mente all’avvio del dispacciamento di merito economico;

• il servizio di misura.

Per il secondo periodo di regolazione, l’Autorità ha proceduto a una razionaliz-

zazione della normativa, identificando quali servizi di pubblica utilità oggetto

di regolazione tariffaria del nuovo Testo integrato:

• il servizio di trasmissione dell’energia elettrica;

• il servizio di distribuzione dell’energia elettrica;

• il servizio di acquisto e vendita dell’energia elettrica destinata al mercato

vincolato, articolato in:

- cessione dell’energia elettrica ai clienti del mercato vincolato, in capo

all’Acquirente Unico;

- vendita dell’energia elettrica ai clienti del mercato vincolato, in capo alle

imprese distributrici;

• il servizio di misura, articolato nelle seguenti attività:

- installazione e manutenzione dei misuratori;

- rilevazione e registrazione delle misure dell’energia elettrica.

Il nuovo Testo integrato prevede l’identificazione dei corrispettivi associati a

ciascuno dei servizi individuati. In particolare, a differenza di quanto stabilito

nel primo periodo di regolazione, si è provveduto a dare separata evidenza:

• al corrispettivo a copertura dei costi per il servizio di misura;

• al corrispettivo a copertura dei costi di commercializzazione propri dell’at-

tività di vendita dell’energia elettrica ai clienti del mercato vincolato.

Costi riconosciuti Ai fini della fissazione dei livelli tariffari iniziali del febbraio 2004 per i servi-

zi oggetto di regolazione tariffaria, l’Autorità ha provveduto a determinare,

separatamente per ciascun servizio, il costo riconosciuto, aggregando le infor-

mazioni di costo desunte:

• dai conti annuali separati predisposti dagli esercenti ai sensi della delibera

dell’Autorità 11 maggio 1999, n. 61, come successivamente modificata;

• dalle risposte a questionari appositamente predisposti dagli Uffici dell’Autorità

e inviati a tutti gli esercenti.
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Il costo riconosciuto determinato dall’Autorità comprende:

• i costi operativi (principalmente delle risorse esterne, tra cui il costo del per-

sonale e quello relativo agli acquisti di materiali e servizi);

• gli ammortamenti delle immobilizzazioni;

• una congrua remunerazione del capitale.

La componente relativa ai costi operativi riconosciuti per l’anno 2004 è stata

determinata come somma di:

• costi operativi rilevati nell’anno 2001, riportati all’anno 2004;

• quota parte dei maggiori recuperi da attribuire agli esercenti (profit sharing

pari al 50 per cento).

Il tasso di remunerazione del capitale investito, in termini reali e prima delle

tasse, è stato fissato pari al 6,7 per cento per il servizio di trasmissione, al 6,8

per cento per il servizio di distribuzione e all’8,4 per cento per il servizio di mi-

sura e per l’erogazione del servizio di acquisto e vendita dell’energia elettrica ai

clienti del mercato vincolato.

Per i servizi di trasmissione e di distribuzione, che sono svolti in regime di

esclusiva, l’Autorità ha fissato un livello tariffario iniziale che viene aggiornato

annualmente secondo il criterio del price cap applicato limitatamente alle com-

ponenti destinate alla copertura dei costi operativi, inclusi gli ammortamenti.

La quota parte delle componenti tariffarie a copertura dei costi riconosciuti a

remunerazione del capitale investito, invece, viene aggiornata tramite la revisio-

ne annuale da parte dell’Autorità, rivalutando il valore delle immobilizzazioni e

tenendo in considerazione gli investimenti netti effettuati durante l’anno pre-

cedente l’adeguamento. 

Il livello di recupero programmato di produttività (X factor) è fissato pari al 3,5

per cento per la distribuzione e al 2,5 per cento per la trasmissione.

Per i servizi di misura, acquisto e vendita, per i quali è prevista la progressiva

apertura alla concorrenza, non sono contempletati meccanismi automatici di

aggiornamento annuale; i corrispettivi obbligatori fissati dall’Autorità verranno

adeguati anno per anno sulla base dell’effettivo sviluppo della concorrenza nei

singoli segmenti di mercato.

Il livello dei contributi di allacciamento e dei diritti fissi, entrambi sottoposti a

controllo tariffario tramite l’applicazione del meccanismo di price cap, è stato

ridotto del 3,7 per cento.
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Il sistema tariffario in vigore nel periodo di regolazione 2000-2003, con riferi-

mento ai clienti non domestici, garantiva la copertura dei costi riconosciuti di

trasporto su reti di distribuzione e trasmissione, di misura e di commercializza-

zione del servizio di vendita non coperti dai contributi di allacciamento, trami-

te i corrispettivi per il servizio di trasporto. Il vincolo V1, che definiva per cia-

scuna tipologia contratt uale (diversa dall’utenza domestica allacciata in bassa

tensione) un tetto ai ricavi tariffari che l’impresa poteva realizzare nell’anno

dall’erogazione del servizio di trasporto, includeva anche i ricavi destinati alla

copertura dei costi connessi con il recupero di continuità del servizio.

La struttura tariffaria del periodo regolatorio 2004-2007 prevede per ciascuna ti-

pologia contrattuale (diversa dall’utenza domestica allacciata in bassa tensione):

• tariffe amministrate a copertura dei costi relativi al servizio di trasmissione;

• opzioni tariffarie per il servizio di distribuzione;

• tariffe amministrate a copertura dei costi relativi al servizio di misura;

• tariffe amministrate a copertura dei costi relativi al servizio di vendita.

I costi connessi con il recupero di continuità del servizio sono coperti con una

componente specifica (UC6) non compresa nel vincolo V1.

Per quanto riguarda i clienti domestici, la struttura della tariffa di riferimento

D1 non ha subìto modifiche sostanziali rispetto al primo periodo di regolazione,

anche se per la copertura dei costi per il servizio di misura e di quelli di com-

mercializzazione nel nuovo sistema sono previsti elementi tariffari specifici.

Fino all’introduzione della tariffa per i clienti domestici in stato di disagio eco-

nomico (tariffa sociale), anche nel secondo periodo di regolazione la tariffa D1

rappresenterà la tariffa di riferimento. Ai clienti finali verranno invece applicate

le tariffe D2 e D3, ovvero, se proposte dall’impresa distributrice e richieste dal

cliente, le opzioni ulteriori domestiche.

Meccanismi di perequazione Il nuovo Testo integrato prevede anche:

• un regime di perequazione generale;

• un regime di perequazione specifico aziendale.

Il regime di perequazione generale si applica a tutte le imprese distributrici, a

esclusione delle imprese elettriche ammesse al regime di integrazione delle ta-

riffe previste dall’art. 7 della legge 9 gennaio 1991, n. 10 (le cosiddette “impre-

se elettriche minori”). 

La perequazione dei costi di distribuzione e di altri oneri a carico delle imprese

Struttura tariffaria 

applicata ai clienti finali
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distributrici per gli anni 2004-2007 si articola in:

• perequazione dei costi di approvvigionamento dell’energia elettrica destina-

ta ai clienti del mercato vincolato;

• perequazione dei costi del servizio di trasmissione;

• perequazione dei costi del servizio di distribuzione su reti ad alta tensione;

• perequazione dei costi del servizio di distribuzione relativi alla trasforma-

zione dell’energia elettrica dal livello di alta al livello di media tensione;

• perequazione dei costi del servizio di distribuzione su reti a media e bassa

tensione;

• perequazione dei ricavi per la fornitura dell’energia elettrica a clienti dome-

stici.

Il regime di perequazione specifico aziendale opera limitatamente ai costi di di-

stribuzione e tende a bilanciare differenze nei costi di distribuzione effettivi ri-

spetto ai ricavi ammessi, non catturabili mediante analisi statistiche ed econome-

triche (e quindi non perequate tramite il regime generale) e comunque legate a

variabili fuori dal controllo dell’impresa. Il regime di perequazione aziendale verrà

sviluppato mediante opportune istruttorie specifiche impresa per impresa, volte

ad accertare il livello dei costi di distribuzione sostenuti da ciascuna di esse.

Fasce orarie Con il nuovo Testo integrato è stata introdotta una struttura di fasce orarie che

riflette la modifica delle abitudini di consumo delle famiglie italiane. Le nuove

fasce, basate sulla migliore stima del GRTN degli stati di funzionamento del

sistema elettrico nell’anno 2004, collocano le ore di picco durante i mesi esti-

vi e il mese di dicembre mentre nelle ore invernali sono concentrate le ore di

alto carico. La nuova struttura delle fasce orarie F1, F2, F3 ed F4 sostituisce

quella precedentemente disposta dal Titolo II, comma 2), paragrafo b), punto

2), del provvedimento CIP 19 dicembre 1990, n. 45.

Al fine di consentire la riprogrammazione degli apparecchi di misura con riferi-

mento alle nuove fasce orarie, la delibera n. 5/04 ha previsto una proroga del

regime di vigenza delle fasce 2003 fino all’1 aprile 2004.

Trasmissione

Nel primo periodo di regolazione i costi riconosciuti relativi al servizio di tra-

smissione venivano assicurati tramite i corrispettivi a copertura del servizio di

trasporto. Nel nuovo periodo regolatorio, invece, ciascuna impresa distributrice

Erogazione del servizio 

di trasmissione 

ai clienti finali
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applica ai clienti finali una componente tariffaria specifica a garanzia dei costi

per il servizio di trasmissione, che è differenziata a seconda che i clienti finali

siano dotati o meno di misuratori atti a rilevare l’energia elettrica per ciascuna

fascia oraria F1, F2, F3 e F4.

L’aggiornamento annuale della componente relativa al servizio di trasmissione

avviene in maniera diversificata per la quota parte della componente tariffaria a

copertura dei costi operativi (inclusi gli ammortamenti) e per la rimanente quo-

ta parte relativa alla remunerazione del capitale investito riconosciuto.

Per la quota parte riguardante i costi operativi (pari al 65 per cento del totale) è

prevista l’applicazione del price cap. Ogni anno pertanto l’Autorità procederà

all’aggiornamento applicando:

• il tasso di variazione medio annuo, riferito ai dodici mesi precedenti, dei

prezzi al consumo per le famiglie di operai e impiegati, rilevato dall’Istat;

• il tasso di riduzione annuale dei costi unitari riconosciuti, pari al 2,5 per

cento;

• il tasso di variazione collegato a modifiche dei costi riconosciuti derivanti

da eventi imprevedibili ed eccezionali, da mutamenti del quadro normativo

e dalla variazione degli obblighi relativi al servizio universale;

• il tasso di variazione collegato a costi relativi a interventi di controllo della

domanda attraverso l’uso efficiente delle risorse.

Per la quota parte relativa alla remunerazione del capitale investito riconosciuto

(pari al 35 per cento del totale), alla quale non si applica il price cap, è prevista

una revisione annuale per tener conto:

• del tasso di variazione medio annuo del deflatore degli investimenti fissi

lordi rilevato dall’Istat, riferito agli ultimi quattro trimestri disponibili sulla

base del calendario di pubblicazione dell’Istat;

• del tasso di variazione atteso della domanda di energia elettrica in Italia;

• del tasso di variazione collegato agli investimenti netti realizzati;

• del tasso di variazione collegato alla maggiore remunerazione riconosciuta

agli interventi di sviluppo della capacità di trasporto su reti di trasmissione.

Le straordinarie esigenze di sviluppo e rafforzamento della capacità e dell’effi-

cienza di trasporto sulla rete di trasmissione nazionale dell’energia elettrica,

connesse anche con gli episodi di blackout avvenuti lo scorso anno nel nostro

paese, hanno evidenziato l’esigenza di prevedere opportune misure destinate a

sostenere gli investimenti di sviluppo della rete. Per questo motivo agli inter-

venti di sviluppo della rete di trasmissione nazionale che saranno approvati dal
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Ministero delle attività produttive e portati a termine entro il 30 giugno dell’an-

no precedente a quello a cui i livelli tariffari si riferiscono, verrà riconosciuto un

rendimento più elevato. In riferimento a tali investimenti, pertanto, l’Autorità,

in sede di revisione annuale delle tariffe, applicherà un tasso di remunerazione

maggiorato di due punti percentuali rispetto al tasso di remunerazione ricono-

sciuto in generale al servizio di trasmissione. 

Le imprese distributrici devono versare al GRTN una componente specifica

applicata all’energia elettrica prelevata dalla rete di trasmissione nazionale e

dai punti di interconnessione virtuale (punti di connessione di un impianto di

produzione con una rete di distribuzione) in alta tensione.

Le medesime imprese distributrici versano la componente specifica sopra richia-

mata direttamente ai produttori nel caso in cui questi ultimi siano connessi con

un punto di interconnessione virtuale alla rete di trasmissione nazionale in me-

dia o bassa tensione.

Sono previsti corrispettivi anche per quanto riguarda l’erogazione dei servizi di

trasmissione e di distribuzione da un’impresa distributrice a un’altra impresa di-

stributrice, sulla falsariga di quanto vigente nel primo periodo regolatorio.

Il corrispettivo dovuto dagli impianti di produzione al GRTN in relazione all’ener-

gia prodotta e immessa è rimasto immutato rispetto a quello in vigore nel 2003. 

Il nuovo Testo integrato fissa anche il corrispettivo destinato a coprire i costi ri-

conosciuti per il funzionamento del GRTN. Esso è stato determinato in maniera

tale da garantire un gettito atteso nel corso del 2004 capace di coprire integral-

mente gli oneri (stimati pari a 12 milioni di euro per l’anno 2004) per investi-

menti relativi al finanziamento del Piano di sicurezza per la riduzione del ri-

schio di distacchi di energia elettrica.

L’aggiornamento annuale dei corrispettivi per l’erogazione del servizio di tra-

smissione per le imprese distributrici e per i produttori avviene con le stesse

modalità previste per la componente a copertura del costo del servizio di tra-

smissione che è pagata dal cliente finale.

Processo di unificazione della gestione e della proprietà della rete di

trasmissione nazionale 

Il decreto del Presidente del Consiglio dei ministri 11 maggio 2004 definisce i cri-

teri, le modalità e le condizioni per l’unificazione della proprietà e della gestione

della rete elettrica nazionale di trasmissione, prevista dall’art. 1 -ter, comma 1,

del decreto legge n. 239/03. L’operazione è sia funzionale all’obbiettivo di assi-

curare maggiori efficienza, sicurezza ed affidabilità del sistema elettrico nazio-

Erogazione del servizio 
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nale, sia propedeutica alla privatizzazione della rete di trasmissione nazionale.

Entro il 31 ottobre 2005 saranno trasferite a Terna S.p.A. le attività, le funzioni,

i beni, e i rapporti giuridici attivi e passivi facenti capo al GRTN. La cessione sarà

a titolo oneroso. Al fine di favorire lo sviluppo della capacità di trasporto della

rete stessa, e di migliorare la sicurezza e l’economicità del sistema elettrico

nazionale sono previste specifiche regole di gestione del soggetto derivante dal-

l’unificazione. Tali regole sono ispirate a principi di imparzialità e neutralità, e

sono volte ad assicurare l’assenza di ogni discriminazione. In particolare è stato

posto un limite al possesso azionario. Nessun operatore dei settori della produ-

zione, importazione, trasmissione, distribuzione e vendita dell’energia elettrica

potrà esercitare i propri diritti di voto per la nomina degli amministratori di Terna

per una quota eccedente il limite del 5 per cento del capitale della società, anche

attraverso società controllate, controllanti, o controllate dalla medesima con-

trollante. In fase di privatizzazione della rete di trasmissione nazionale dovrà

essere costituito un nucleo stabile di uno o più azionisti di riferimento. Ciò

dovrebbe garantire la tutela delle caratteristiche di servizio di pubblica utilità

delle attività svolte dalla nuova Terna.

Meno del 10 per cento della rete è, oggi, di proprietà di soggetti pubblici e priva-

ti. Per migliorare la sicurezza e l’efficienza del funzionamento della rete è previ-

sto che in capo alla nuova Terna venga completata l’unificazione della rete di

trasmissione nazionale. 

Valorizzazione del servizio d’interrompibilità

Come anticipato nella sezione dedicata alle opzioni di approvvigionamento del

mercato libero, il servizio di interrompibilità è stato scorporato dalle assegna-

zioni di capacità disponibili all’importazione e di  capacità relativa ai ritiri di

energia elettrica da parte del GRTN. In quanto tale, pertanto, il servizio di in-

terrompibilità rientra a pieno titolo nella sezione dei servizi regolati di dispac-

ciamento. Esso è stato contrattualizzato per un periodo di tre anni.

Per quanto riguarda l’interrompibilità senza preavviso la potenza richiesta dal

GRTN per il servizio, 1 750 MW, è stata recuperata da clienti idonei assegnatari

di bande d’importazione con vincolo di interrompibilità, a fronte di una remu-

nerazione di 21 €/MWh. Per quanto riguarda invece l’interrompibilità con

preavviso, la potenza richiesta per il servizio, ulteriori 1 750 MW, è stata garan-

tita da 94 operatori a fronte di un pagamento di 8 €/MWh.

Le risorse per la remunerazione del servizio di interrompibilità saranno recupe-

rate tramite la componente INT raccolta relativamente al mercato libero dal
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GRTN, unitamente al corrispettivo per la gestione dei servizi di dispacciamento,

e riguardo al mercato vincolato tramite le componente INT nell’ambito della ta-

riffa di vendita come disposto dalla delibera 27 marzo 2004, n.46..

Approvvigionamento dei servizi di dispacciamento

Nel corso del primo semestre 2003 si è realizzato il primo passo del processo di

transizione al mercato elettrico di merito economico.

Con delibera n. 67/03 l’Autorità ha definito, per il secondo semestre 2003, un

sistema transitorio di offerte di vendita di energia elettrica limitatamente al-

l’approvvigionamento delle risorse per la copertura del fabbisogno del mercato

vincolato e di quelle per il dispacciamento, inclusa la disponibilità di capacità

produttiva per la riserva.

Definire modalità nuove per la fornitura del mercato vincolato era necessario al

fine di superare le criticità connesse  con l’applicazione della procedura prece-

dentemente in vigore che risultavano essere restrittive della concorrenza.

La cosiddetta procedura TEM (Team Energy Management), infatti, adottata a

seguito dell’avvio del processo di dismissione di capacità produttiva di cui al-

l’art. 8 del decreto legislativo n. 79/99, era stata istituita nell’ottica di fornire

una meccanismo di approvvigionamento transitorio e doveva essere sostituita

prima dall’avvio della borsa elettrica. Il TEM coinvolgeva unicamente gli im-

pianti appartenenti all’ex perimetro Enel (ovverosia gli impianti di Enel Produ-

zione, di Enel Green Power e delle tre Genco), e si basava su un accordo non

trasparente tra i partecipanti. 

Con l’avvio dello STOVE l’Autorità ha consentito, a tutti i produttori con la di-

sponibilità di impianti situati sul territorio nazionale e con determinate caratte-

ristiche tecniche (impianti con potenza nominale superiore o uguale a 10 MVA e

dotati dei dispositivi necessari a garantire l’integrazione dei medesimi nei siste-

mi di controllo del GRTN), di partecipare alla fornitura del mercato vincolato e a

Sistema transitorio 

di offerte di vendita

dell’energia elettrica 

(delibera n. 67/03)
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TAV. 4.22 SERVIZIO DI INTERROMPIBILIÀ PER L’ANNO 2004: 
OPERATORI E REMUNERAZIONE 

Interrompibili senza preavviso 1 750 21

Interrompibili con preavviso 1 750 8

MW €/MWh



quella delle risorse per il dispacciamento.

Parallelamente all’apertura a tutti gli operatori, si è cercato di proporre un mec-

canismo che migliorasse l’efficienza complessiva del sistema. Lo STOVE consen-

te infatti di realizzare la programmazione delle unità di produzione di energia

elettrica ai minimi costi variabili, selezionando le unità di generazione sulla ba-

se di un ordine di merito economico formulato in ragione dei costi di produzio-

ne dichiarati dai soggetti partecipanti alla procedura. 

La compilazione di un ordine di merito economico per la programmazione degli

impianti chiamati a produrre rappresenta l’elemento maggiormente innovativo

rispetto alla procedura TEM. Lo STOVE infatti non introduce modifiche circa

l’entità della remunerazione dell’energia elettrica prodotta che, indipendente-

mente dal prezzo dichiarato dall’operatore nella costruzione dell’ordine di meri-

to economico, è remunerata con un corrispettivo pari al prezzo all’ingrosso del-

l’energia elettrica. Conseguentemente non vi sono state modifiche ai corrispet-

tivi per il servizio di vendita di energia elettrica per i clienti del mercato vinco-

lato e per quelli relativi al servizio di dispacciamento.

Un’ulteriore rilevante caratteristica dello STOVE è stata l’introduzione di disposi-

zioni finalizzate al miglioramento della sicurezza del sistema elettrico nazionale.

Unicamente ai soggetti titolari di impianti ammessi alla reintegrazione dei costi

di generazione non recuperabili di cui al decreto interministeriale 26 gennaio

2000 (stranded cost) è stato infatti imposto l’obbligo di mettere a disposizione

tutta la potenza disponibile non impegnata attraverso contratti bilaterali fisici.

Il Ministro delle attività produttive, con nota in data 11 dicembre 2003, ha pre-

visto un avviamento per fasi del Sistema Italia 2004. In particolare la suddetta

nota ha disposto che, in parallelo a una prima fase sperimentale del sistema

delle offerte, continuasse a essere operativo lo STOVE. In tale contesto è stata

approvata la delibera n. 163/03 che ha esteso il periodo di validità dello STOVE

a tutto il mese di gennaio 2004. Rispetto alla delibera n. 67/03, la delibera 

n. 163/03: 

• ha esteso l’obbligo di partecipazione per tutti i titolari di unità di produ-

zione situate sul territorio nazionale che verificano le condizioni previste

dall’art. 6, comma 6.2, della delibera n. 67/03 (la delibera n. 67/03 preve-

deva che solo i titolari di impianti ammessi alla reintegrazione dei costi di

generazione non recuperabili – stranded cost – fossero obbligati a parteci-

pare lasciando agli altri produttori la facoltà di partecipazione);

• ha imposto ai titolari di unità di produzione partecipanti allo STOVE l’ob-

bligo di offrire nello STOVE tutta la capacità produttiva al netto di quella

Regime STOVE 

per l’anno 2004  

(delibera n. 163/03)
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impegnata nei programmi di immissione di energia elettrica da destinare al

mercato libero;

• ha previsto l’utilizzazione prioritaria dell’energia elettrica prodotta a mezzo

di fonti energetiche rinnovabili e di quella prodotta mediante cogenerazio-

ne, nel rispetto degli obiettivi di efficienza e sicurezza nell’approvvigiona-

mento dell’energia elettrica destinata ai clienti del mercato vincolato e nel-

l’approvvigionamento delle risorse per il servizio di dispacciamento sul ter-

ritorio nazionale;

• ha disciplinato l’attività dell’Acquirente Unico relativamente all’acquisto e

alla vendita dell’energia elettrica attraverso la capacità di importazione

assegnata al mercato vincolato ai sensi della delibera n. 157/03.

Ulteriori modifiche al regime STOVE sono state introdotte con le delibere 30

gennaio 2004, n. 7 e 19 febbraio 2004, n. 18, con cui veniva tra l’altro disci-

plinata anche la cessione da parte dell’Acquirente Unico dell’energia elettrica

acquistata dal GRTN ai sensi dei commi 3.1, lettera a), e 10.2, della delibera 

n. 13/04 (cosiddetta energia CIP6).

Nelle more dell’operatività del dispacciamento di merito economico è stata pro-

rogata per l’anno 2003 e per il primo trimestre 2004 la disciplina per il servi-

zio di dispacciamento transitorio. Quest’ultima, introdotta con la delibera 7

marzo 2002, n. 36, è stata rinviata e innovata, con la delibera 1 aprile 2003, 

n. 27, a seguito di una consultazione con gli operatori, così da risolvere alcu-

ne problematiche emerse nel corso dell’applicazione della predetta delibera.

I principali cambiamenti introdotti con la delibera n. 27/03 sono riassunti di se-

guito:

• la conclusione del contratto di trasporto dell’energia elettrica è subordinata

a quella dei contratti di bilanciamento e di scambio; i contratti di accesso

alla rete hanno un unico intestatario, ed è obbligatorio per il cliente gros-

sista mandatario di un cliente finale per la conclusione dei contratti di

bilanciamento e di scambio dell’energia elettrica concludere anche il con-

tratto di trasporto; tutti i punti di prelievo nella disponibilità di un sogget-

to giuridico per ambito di competenza di una impresa di distribuzione sono

raggruppati in un solo rapporto contrattuale; 

• il trattamento dei programmi di prelievo dell’energia elettrica per i punti di

prelievo dotati di misuratore orario deve essere effettuato su base oraria solo

relativamente ai clienti finali che risultavano idonei alla data di entrata in

vigore della delibera n. 27/03; il trattamento dei programmi di immissione

Dispacciamento transitorio

(delibera n. 27/03)
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dell’energia elettrica per gli impianti di produzione dotati di misuratore ora-

rio è effettuato su base oraria, a eccezione degli impianti con potenza nomi-

nale inferiore a 10 MVA; 

• il corrispettivo dei servizi di bilanciamento e di scambio dell’energia elettri-

ca è versato a titolo di acconto, e salvo conguaglio in esito alle verifiche

effettuate dal GRTN; questo regola a conguaglio le partite economiche sot-

tostanti alla regolazione in acconto entro dodici mesi; 

• la regolazione economica dello scambio dell’energia elettrica avviene su

base trimestrale; i saldi preliminari relativi a ciascun trimestre e a ciascun

contratto di scambio possono essere liberamente negoziati tra gli utenti del

servizio di scambio e portati in compensazione rispetto agli obblighi verso il

GRTN al fine di diminuire l’esposizione complessiva di detti saldi prima della

regolazione economica in acconto effettuata dal medesimo GRTN; il mecca-

nismo dei riporti a trimestri successivi dei saldi preliminari deve avvenire

adottando un coefficiente di riporto pari al 3 per cento in riduzione del cor-

rispondente valore economico di detti saldi; 

• la componente VE viene corrisposta in ragione del saldo complessivo, qua-

lora negativo, del mercato libero attraverso un corrispettivo medio da parte

dei titolari dei contratti per lo scambio dell’energia elettrica che abbiano

contribuito alla formazione del predetto saldo negativo.

Acquirente Unico Con decreto 30 dicembre 2003 del Ministero delle attività produttive,

l’Acquirente Unico assume la titolarità delle funzioni di garante della fornitura di

energia elettrica destinata ai clienti del mercato vincolato in sostituzione di Enel.

L’Acquirente Unico pertanto è incaricato di approvvigionarsi di energia elettrica

per conto delle imprese distributrici. Per espletare tale compito è previsto che

esso possa ricorrere a diverse modalità di acquisto. La tavola 4.23 riporta la

stima, all’1 maggio, dei volumi di approvvigionamento dell’Acquirente Unico

relativi al periodo aprile-dicembre 2004 e le modalità di valorizzazione dell’ener-

gia elettrica. Dalla tavola è possibile constatare come per i propri approvvigiona-

menti l’Acquirente Unico abbia sottoscritto contratti di diversa tipologia (CIP6,

importazioni, bilaterali, per differenze) per il 61,2 per cento delle sue stime di

acquisto, mentre, al momento, è previsto che si approvvigioni per il rimanente

38,8 per cento sulla borsa elettrica senza copertura del rischio.
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TAV. 4.23 APPROVVIGIONAMENTI DELL’ACQUIRENTE UNICO NEL 2004

Bande CIP6 È previsto che 5 809 4,6% 67,9% del CT + 2,5 c€/kWh
l’Acquirente Unico quale stima dei costi 
disponga del 20% delle fissi di generazione.
bande in CIP6 disponibili Dall’1 luglio  
(4 400MW). contribuiscono alla 
Si tratta di 880 MW determinazione del

prezzo anche gli esiti
della borsa elettrica

CIP6 L’energia elettrica prodotta 3 141 2,5% Stesse condizioni 
disponibilità da impianti CIP6 non previste per le bande 
occasionale inclusa nei 4 400 MW CIP6 annuali

costanti su base annuale 
è ceduta all’Acquirente 
Unico

Importazioni 2 000 MW 3 171 2,5% Prezzo all’ingrosso
pluriennali

Importazioni 700 MW riassegnazione 11 442 9,1% Prezzo definito 
2004 a seguito di rinuncia con l’importatore

all’interrompibilità

Contratti Sino al 25% della 31 680 25,1% Purché a prezzo 
bilaterali previsione della domanda inferiore del prezzo 

all’ingrosso

Borsa La quota rimanente per 71 091 56,3% Al prezzo di borsa
elettrica soddisfare la domanda 

del vincolato

di cui: 22 038 17,4% Aste discriminatorie 
Contratti al ribasso con base 
per differenza d’asta il prezzo 

all’ingrosso (successi-
vamente con delibera
n. 49/04 con base 
d’asta il prezzo 
all’ingrosso + 2%)

Totale 126 334 100%

FONTE QUANTITÀ STIMA INCIDENZA SUL PREZZO
QUANTITÀ GWh TOTALE DEGLI 
(APRILE-DICEMBRE APPROVVIGIO-
2004) NAMENTI



Distribuzione

Nel corso del 2003 e dei primi mesi del 2004 è proseguito il processo di razio-

nalizzazione della distribuzione dell’energia elettrica secondo le disposizioni

dell’art. 9 del decreto legislativo n. 79/99. Nel mese di ottobre è stata ricon-

fermata la concessione dell’attività di distribuzione già attribuita a Enel

Distribuzione S.p.A. con decreto ministeriale 28 dicembre 1995 ed è stata ade-

guata la convenzione con il Ministero delle attività produttive alle disposizioni

di legge emanate dopo la stipula. In aggiunta, sono proseguite le cessioni da

parte di Enel Distribuzione di porzioni di rete. La tavola 4.24 riporta le cessio-

ni di porzioni di rete di Enel Distribuzione concluse tra l’1 marzo 2003 e l’1

marzo 2004, per un totale di 51 Comuni e circa 118 000 clienti.

Monopolio locale 

della distribuzione 

(completamento del 

processo di cessione 

delle reti di distribuzione)
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TAV. 4.24 CESSIONI DI PORZIONI DI RETE DA PARTE DI ENEL DISTRIBUZIONE 
ALL’1 MARZO 2004

A.M.E.A. Paliano (FR) 1 29/8/2003 1/9/2003

AIM Vicenza 1 30/5/2003 1/6/2003

AMG Gorizia 1 28/2/2003 1/3/2003

Asm Brescia Brescia 46 30/12/2003 31/12/2003

Asm Terni Terni 1 29/12/2003 31/12/2003

Asm Voghera Voghera (PV) 1 26/2/2004 1/3/2004

IMPRESA ACQUIRENTE CITTÀ N. COMUNI STIPULA DEL EFFICACIA DEL 
OGGETTO DI CONTRATTO CONTRATTO
CESSIONE

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Enel Distribuzione.

TAV. 4.25 IMPRESE CHE HANNO CEDUTO COMPLETAMENTE L’ATTIVITÀ 
DI DISTRIBUZIONE A ENEL DISTRIBUZIONE

Comune di Castelnuovo Val di Cecina Castelnuovo 1 29/4/2003 1/5/2003
- AEC Val di Cecina (PI)

IMPRESA ACQUIRENTE CITTÀ N. COMUNI STIPULA DEL EFFICACIA DEL 
OGGETTO DI CONTRATTO CONTRATTO
CESSIONE

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Enel Distribuzione.

La stessa Enel Distribuzione, in altri ambiti comunali, ha invece acquisito por-

zioni di rete di distribuzione o rilevato completamente l’attività. Le tavole 4.25

e 4.26 riassumono gli accordi conclusi che riguardano complessivamente 1 433

clienti.



Per il servizio di distribuzione resta nella sostanza immutato il sistema delle

opzioni: ciascuna impresa distributrice propone, ai clienti finali diversi dagli

utenti domestici in bassa tensione ubicati nel suo ambito di competenza, alme-

no un’opzione tariffaria base per il servizio di distribuzione e, in aggiunta,

opzioni tariffarie speciali.

Il vincolo V1, fissato in funzione della nuova opzione tariffaria TV1, definisce

per ciascuna tipologia contrattuale un tetto ai ricavi tariffari che l’impresa può

realizzare nel corso di ogni anno dall’erogazione del servizio di distribuzione. Il

vincolo V2, fissato in funzione dell’opzione tariffaria TV2, definisce per ciascu-

na tipologia contrattuale la tariffa massima che può essere applicata al singolo

cliente per il servizio di distribuzione.

La tariffa TV1 consente la copertura dei costi riconosciuti per la distribuzione

su reti di alta, media e bassa tensione e per la commercializzazione del servizio

di distribuzione. 

La tariffa TV1 definita dal nuovo Testo integrato, quindi, si distingue da quella

in vigore durante il primo periodo di regolazione poiché applica un tetto ai ri-

cavi che le imprese distributrici possono conseguire solamente per il servizio di

distribuzione; mentre i costi riconosciuti per i servizi di trasmissione, di misura

e di vendita non sono più soggetti al vincolo, ma regolati tramite tariffe ammi-

nistrate separate.

Ciascuna impresa distributrice applica inoltre a tutti i clienti finali (liberi e vin-

colati) ulteriori componenti tariffarie a copertura di:

• squilibri dei sistemi di perequazione dei costi dei servizi di trasmissione e

distribuzione dell’energia elettrica e dei meccanismi di integrazione (com-

ponente UC3);

• costi riconosciuti derivanti da recuperi di continuità del servizio (compo-

nente UC6).

Attività di regolazione 

economica della 

distribuzione
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TAV. 4.26 IMPRESE CHE HANNO CEDUTO PORZIONI DI RETE A ENEL DISTRIBUZIONE

A.M.E.A. Pergine 5 29/8/2003 1/9/2003
Valsugana (TN)

IMPRESA ACQUIRENTE CITTÀ N. COMUNI STIPULA DEL EFFICACIA DEL 
OGGETTO DI CONTRATTO CONTRATTO
CESSIONE

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Enel Distribuzione.



Le imprese distributrici sulla cui rete sono presenti meno di 5 000 punti di pre-

lievo (al 31 dicembre 2003), possono optare per un regime tariffario semplifi-

cato che prevede l’esenzione dall’obbligo di proporre opzioni tariffarie base per

il servizio di distribuzione e l’esenzione dalla verifica rispetto al vincolo V1. In

luogo delle opzioni tariffarie tali imprese distributrici applicano ai propri clien-

ti la tariffa TV2 e, nel caso lo ritengano opportuno, le componenti tariffarie per

prelievi di energia reattiva fissate dall’Autorità con delibera 4 marzo 2004, 

n. 23. Le imprese che aderiscono al regime tariffario semplificato per il servi-

zio di distribuzione sono escluse dalla partecipazione ai meccanismi di pere-

quazione dei costi di distribuzione.

Il nuovo Testo integrato prevede anche un meccanismo di integrazione dei rica-

vi a V1 al quale sono ammesse le imprese distributrici con la cui rete risultano

connessi meno di 5 000 punti di prelievo al 31 dicembre dell’anno cui si rife-

risce l’ammontare di integrazione; a esclusione delle imprese elettriche ammes-

se al regime di integrazione delle tariffe previste dall’art. 7 della legge, 

n. 10/91. L’integrazione dei ricavi a V1 viene determinata in seguito alla veri-

fica del vincolo V1: se l’impresa ha applicato, con riferimento alle singole tipo-

logie contrattuali, la tariffa massima consentita (TV2) e nonostante questo non

ha ottenuto un ricavo pari a quello previsto nel caso di applicazione dell’op-

zione tariffaria TV1, viene riconosciuta una integrazione ai ricavi dell’impresa

fino a concorrenza del livello consentito dal vincolo V1.

Poiché il secondo periodo di regolazione ha avuto decorrenza dall’1 febbraio

2004, l’Autorità ha previsto che il mese di gennaio rientrasse convenzional-

mente nel primo periodo di regolazione e, a tal fine, con delibera 23 dicembre

2003, n. 164, ha disposto la proroga della validità delle opzioni 2003 a tutto il

mese di gennaio 2004.

I nuovi vincoli tariffari V1 e V2 validi da febbraio a dicembre 2004 sono stati

fissati dall’Autorità con il nuovo Testo integrato allegato alla delibera n. 5/04.

Per consentire alle imprese distributrici di predisporre, e proporre per l’approva-

zione, le nuove opzioni tariffarie in conformità con le disposizioni concordate

per il secondo periodo regolatorio e con i nuovi vincoli tariffari V1 e V2, la stes-

sa delibera n. 5/04 ha prorogato ulteriormente la validità delle opzioni tariffarie

2003 fino al 30 giugno 2004.

Per il periodo transitorio (1 febbraio 2004 – 30 giugno 2004), quindi, è stata

prevista la possibilità per le imprese distributrici di proporre modifiche o richie-

dere la sospensione dell’offerta delle opzioni stesse, dal momento che i ricavi

Regolazione dell’attività 

di distribuzione nel periodo

transitorio

Meccanismo di integrazione

dei ricavi a V1

Regime tariffario 

semplificato
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conseguiti dalle imprese distributrici nel periodo transitorio concorreranno a for-

mare i ricavi effettivi da confrontare con quelli ammessi dal vincolo V1 definito

per l’anno 2004. Il provvedimento stabilisce inoltre modalità di calcolo dei ricavi

ammessi e dei ricavi effettivi che derogano parzialmente, per l’anno 2004, a

quanto disposto dal nuovo Testo integrato. Questa disposizione è necessaria per

tenere conto dell’applicazione in via transitoria delle opzioni tariffarie 2003 (che

remunerano non solo il servizio di distribuzione, ma anche quelli di trasmissione

e di misura) e della conseguente sospensione dell’applicazione delle componenti

relative rispettivamente ai servizi di trasmissione e misura, non più soggetti al

vincolo V1 secondo le norme previste per il nuovo periodo regolatorio.

Le imprese hanno proposto nuove opzioni tariffarie entro il 30 aprile 2004 ser-

vendosi, come l’anno passato, di un sistema telematico mediante il quale regi-

strare e inoltrare all’Autorità elettronicamente le proposte. Le opzioni approvate

dall’Autorità saranno offerte e applicate ai clienti a partire dall’1 luglio 2004 fi-

no al 31 dicembre 2004.

Misura

Il trattamento orario dei consumi dell’energia elettrica è condizione indispensa-

bile ai fini dello svolgimento del mercato dell’energia elettrica e dell’erogazione

dei relativi servizi. Il nuovo Testo integrato definisce i diritti e gli obblighi dei

soggetti responsabili del servizio di misura articolato nelle attività di installazio-

ne e manutenzione dei misuratori e di rilevazione e registrazione delle misure.

Rispetto al precedente periodo regolatorio l’Autorità ha introdotto importanti

modifiche relative al servizio di misura, con particolare riferimento agli obblighi

di installazione dei misuratori orari, tenuto conto anche del sistema di profila-

zione oraria convenzionale dell’energia elettrica prelevata nei punti di prelievo

da non trattare su base oraria, stabilito dall’Autorità con la delibera 16 ottobre

2003, n. 118.

Al fine della formulazione dell’obbligo di installazione dei misuratori orari,

l’Autorità ha valutato le informazioni ricevute dai principali distributori relati-

vamente sia alla quantità di misuratori orari attualmente installati, raggruppati

per livello di potenza disponibile e tensione nominale dei punti di prelievo, sia

alle previsioni di installazione dei misuratori orari negli anni a venire. L’Autorità

ha quindi previsto l’obbligo di installazione del misuratore orario per punti di

prelievo in altissima, alta e media tensione, secondo scadenze temporali correla-

te alla potenza disponibile degli stessi punti di prelievo.

Con particolare riferimento ai punti di prelievo in bassa tensione, l’Autorità non

ha previsto l’obbligo di istallazione dei misuratori orari in quanto i prelievi di
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energia elettrica di tali clienti saranno trattati secondo la profilazione oraria

convenzionale (load profiling) stabilita dall’Autorità con la delibera n. 118/03.

Per quanto riguarda la remunerazione del servizio di misura dell’energia elettrica:

• i clienti finali riconoscono all’impresa distributrice una tariffa specifica a

remunerazione delle attività di installazione e di manutenzione dei misura-

tori e di rilevazione e registrazione delle misure; 

• i titolari di unità di produzione riconoscono al gestore della rete con la

quale l’unità di produzione è connessa un corrispettivo, pari al 54 per cento

della tariffa per la misura, a remunerazione delle attività di rilevazione e di

registrazione delle misure;

• nei punti di interconnessione tra reti, il soggetto che si occupa dell’instal-

lazione e manutenzione del misuratore può  ricevere un corrispettivo pari al

46 per cento della tariffa per la misura;

• nei punti di interconnessione tra reti, il soggetto che si occupa della rileva-

zione e registrazione delle misure può ricevere un corrispettivo pari al 54 per

cento della tariffa per la misura.

Vendita ai clienti del mercato vincolato

Il nuovo Testo integrato prevede che il prezzo finale pagato da ciascun cliente del

mercato vincolato comprenda una componente tariffaria a copertura dei costi di

approvvigionamento di energia elettrica. Tale componente è stata modificata

rispetto al precedente periodo di regolazione per tenere conto delle diversa moda-

lità di approvvigionamento dell’energia elettrica da parte delle imprese distribu-

trici e della differente struttura del prezzo di cessione. Il decreto del Ministro delle

attività produttive 19 dicembre 2003 ha stabilito, infatti, che, a partire dall’1 gen-

naio 2004, l’Acquirente Unico diventasse titolare della funzione di garante della

fornitura ai clienti del mercato vincolato. Inoltre, l’entrata in operatività

dell’Acquirente Unico si colloca in un quadro di evoluzione delle modalità di

approvvigionamento dell’energia elettrica con l’avvio del sistema delle offerte e

del dispacciamento di merito economico a partire dall’1 aprile 2004. 

La componente tariffaria in questione copre i costi di acquisto dell’energia elet-

trica destinata al mercato vincolato, i costi di dispacciamento e gli oneri deri-

vanti dall’applicazione della normativa sui certificati verdi fino all’avvio del di-

spacciamento di merito economico. 

Mentre nel primo periodo regolatorio il costo variabile di acquisto dell’energia

elettrica destinata al mercato vincolato era aggiornato all’inizio di ogni trime-

stre (a partire dal gennaio 2003, in precedenza l’aggiornamento avveniva all’i-

Regolazione economica 

della vendita ai clienti 

del mercato vincolato
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nizio di ogni bimestre) sulla base dell’andamento passato dei prezzi internazio-

nali dei combustibili, nel nuovo periodo regolatorio l’intero costo di acquisto

viene aggiornato trimestralmente in funzione di una stima ex ante per il perio-

do successivo. 

Come nel primo periodo di regolazione, sono mantenute un’articolazione mono-

raria della tariffa per i clienti non dotati di misuratore atto a rilevare l’energia

elettrica per fasce orarie e un’articolazione multioraria per gli altri clienti. È stata

inoltre introdotta (a valere dall’1 luglio 2004), in assenza della facoltà dei distri-

butori di offrire opzioni tariffarie alternative alla componente tariffaria, un’arti-

colazione bioraria per i clienti dotati di un misuratore idoneo a rilevare l’energia

elettrica per ciascuna delle fasce FB1 e FB2 – di cui al Titolo II, punto 1), del

provvedimento CIP n. 45/90 – che distingue tra ore diurne e ore notturne o di

giorni festivi.

Fa parte dei corrispettivi per il servizio di vendita ai clienti del mercato vincola-

to anche una componente specifica che ne remunera i costi commerciali. 

Per i clienti del mercato vincolato è inoltre prevista l’applicazione delle compo-

nenti UC1 (per il finanziamento del Conto della perequazione dei costi di ap-

provvigionamento dell’energia elettrica destinata al mercato vincolato), fissata

per ora pari a zero, e UC5 (per il finanziamento del Conto oneri per la compen-

sazione delle perdite di energia elettrica).

In riferimento ai clienti vincolati con contratti domestici è stato previsto, come

nel primo periodo di regolazione, un regime di maggior tutela basato su tariffe

obbligatorie fissate dall’Autorità denominate D1, D2, e D3.

La tariffa D1 è quella di riferimento ed esprime il costo riconosciuto alle impre-

se di distribuzione per la fornitura dei clienti domestici. Essa, in attesa della de-

finizione del regime agevolato per i clienti domestici in stato di disagio econo-

mico (la cosiddetta tariffa sociale), non è al momento applicata ai clienti finali.

Le tariffe applicate sono:

• la tariffa D2, adottata per i clienti domestici per l’alimentazione di applica-

zioni nella loro residenza anagrafica, dove siano previsti impegni di poten-

za fino a 3 kW;

• la tariffa D3, adottata per i clienti domestici nei casi in cui non sia prevista

l’applicazione della tariffa D2.

Gli elementi che compongono la tariffa di vendita per i clienti del mercato vin-

colato sono pubblicati dall’Autorità all’inizio di ciascun trimestre sulla base

delle informazioni inviate dall’Acquirente Unico circa la stima dei costi unitari

di approvvigionamento sostenuti dal medesimo, relativi a ciascuno dei quattro

trimestri successivi.
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Il procrastinarsi dell’entrata in operatività del dispacciamento di merito econo-

mico ha comportato che sia per l’approvvigionamento dell’energia elettrica de-

stinata ai clienti del mercato vincolato, sia per le risorse per il servizio di di-

spacciamento continuasse a funzionare lo STOVE di cui alla delibera n. 67/03.

In tale contesto si è reso necessario prevedere misure transitorie in materia di

vendita dell’energia elettrica ai clienti del mercato vincolato per l’anno 2004.

La delibera n. 5/04 ha previsto pertanto valori prefissati per le componenti a co-

pertura del costo di approvvigionamento dell’energia elettrica destinata al mer-

cato vincolato per il periodo compreso tra l’1 febbraio 2004 e il 31 marzo 2004. 

La delibera n. 5/04 ha prorogato per il periodo febbraio-marzo 2004 le fasce

orarie in vigore nel 2003, in modo da consentire agli operatori di riprogram-

mare i misuratori in funzione delle nuove fasce; ha inoltre stabilito in via

amministrativa il prezzo di cessione dell’energia elettrica dall’Acquirente Unico

alle imprese distributrici per il periodo compreso tra l’1 febbraio 2004 e la data

di entrata in operatività del dispacciamento di merito economico, comunque

non successivamente al 31 marzo 2004. Tali disposizioni riflettevano un’ipote-

si di partenza del sistema borsistico nei primi giorni di febbraio. Infatti, la con-

vivenza delle fasce orarie 2003 per il primo trimestre 2004 e di quelle previste

dal Testo integrato a partire dal secondo trimestre 2004 era coerente con la

determinazione del prezzo di cessione dell’energia elettrica dall’Acquirente

Unico alle imprese distributrici, fissato secondo le regole del precedente regime

regolatorio per il solo mese di gennaio e le nuove regole introdotte per il perio-

do 2004-2007 a partire dal mese di febbraio. Il ritardo nell’avvio operativo

della borsa elettrica ha determinato una prosecuzione del periodo transitorio

con la conseguenza di rendere il regime misto previsto per il 2004 particolar-

mente oneroso per i clienti finali che avrebbero pagato i picchi invernali sulla

base delle vecchie fasce e i picchi estivi sulla base delle nuove fasce. Queste

ultime prevedono, infatti, rispetto a quelle vecchie, uno spostamento delle ore

di punta dal periodo invernale al periodo estivo.  

La delibera dell’Autorità 19 febbraio 2004, n. 20, ha modificato quindi, a parti-

re dall’1 marzo 2004 e per i successivi mesi di aprile e maggio, il prezzo di ces-

sione dell’energia elettrica alle imprese distributrici al fine di riallineare la tarif-

fa media complessiva a quella che si sarebbe ottenuta applicando il vecchio

prezzo all’ingrosso sulle nuove fasce a partire dal gennaio 2004. 

La modifica dei valori del prezzo di cessione per il mese di marzo è stata, in pri-

mo luogo, effettuata in modo tale da garantire che la valorizzazione dell’ener-

gia elettrica per lo stesso mese, ottenuta applicando i valori cambiati del prezzo

di cessione alle fasce 2003, fosse pari a quella che si sarebbe avuta applicando i

Entrata in vigore delle 

nuove fasce orarie 

(delibera n. 20/04)
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valori del prezzo di cessione alle fasce orarie 2004. Inoltre, i valori così raggiun-

ti sono stati diminuiti per tenere conto della maggiore valorizzazione dell’ener-

gia elettrica relativa ai mesi di gennaio e febbraio. L’avvio dell’operatività della

borsa elettrica dall’1 aprile 2004 ha di fatto limitato gli effetti prodotti dalla

delibera in questione al solo mese di marzo. 

La delibera n. 20/04 è stata impugnata da alcuni produttori e il TAR per la Lom-

bardia ne ha disposto la sospensione. In data 30 aprile, l’Autorità ha presentato

appello avverso l’ordinanza di sospensione al Consiglio di Stato, che lo ha re-

spinto in data 7 maggio.

Con la delibera n. 46/04, l’Autorità ha dovuto prevedere l’introduzione di nuovi

elementi tariffari del gettito, da includere nella componente a copertura dei

costi di approvvigionamento dell’energia elettrica per la raccolta della quote,

da porre in capo al mercato vincolato, necessari per: 

• la remunerazione, prevista dal decreto legislativo n. 379/03, della capacità

produttiva resa disponibile dai soggetti produttori nei giorni definiti come

critici dal GRTN in ordine alla copertura della domanda attesa; 

• la remunerazione del servizio di interrompibilità istantanea e con preavviso

dei prelievi di energia elettrica, stabilita dalla delibera n. 151/03 a seguito

di quanto richiesto dal Ministro delle attività produttive con nota in data 

5 dicembre 2003, prot. n. 4241, nonché dal Sottosegretario di Stato con

delega all’energia, con nota in data 11 dicembre 2003, prot. n. 628; 

• la copertura degli oneri rivenienti dall’applicazione delle disposizioni di cui

alla delibera 22 gennaio 2004, n. 1, in materia di riconciliazione dell’ener-

gia elettrica oggetto di forniture ai clienti del mercato libero nell’anno 2001

che comportano oneri in capo al GRTN.

La delibera n. 48/04, ha esteso in capo ai clienti del mercato libero l’obbligo di

versamento al GRTN dei corrispettivi sopra richiamati. 

Il decreto del Ministro delle attività produttive 19 dicembre 2003 ha previsto

che l’Acquirente Unico fosse l’unico fornitore di energia elettrica per i clienti

vincolati e idonei che scegliessero temporaneamente di essere compresi nel

mercato vincolato. Inoltre ha delineato gli indirizzi sulla base dei quali il nuovo

Testo integrato ha regolamentato la cessione tra l’Acquirente Unico e le impre-

se distributrici dell’energia elettrica destinata ai clienti del mercato vincolato,

con particolare riferimento:

Corrispettivi per la cessione

dell’energia elettrica 

alle imprese distributrici 

per la vendita ai clienti 

del mercato vincolato

Remunerazione della 

capacità produttiva 

e dell’interrompibilità

(delibera n. 46/04)
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• alle condizioni di cessione;

• al costo di approvvigionamento da parte delle imprese distributrici per la

vendita al mercato vincolato;

• alle modalità di fatturazione e alle condizioni di pagamento.

Per quanto riguarda le condizioni di cessione è prevista la predisposizione di un

contratto tipo, approvato dall’Autorità, che le imprese distributrici devono con-

cludere con l’Acquirente Unico.

Il prezzo di cessione e l’ammontare di energia elettrica destinata ai clienti del

mercato vincolato serviti da un’impresa distributrice rappresentano gli elementi

rilevanti ai fini della determinazione del costo di approvvigionamento sostenuto

dalle imprese distributrici per la fornitura dei clienti finali del mercato vincolato.

Il prezzo di cessione è determinato in modo tale da riflettere i costi sostenuti

dall’Acquirente Unico per l’approvvigionamento dell’energia elettrica e nel con-

tempo prevedere il riconoscimento del corrispettivo per le attività di competen-

za dell’Acquirente Unico. Più precisamente tale prezzo, in ciascuna fascia ora-

ria, è ottenuto sommando le seguenti componenti: 

• la media, ponderata per le rispettive quantità di energia elettrica, dei costi uni-

tari sostenuti dall’Acquirente Unico nelle ore comprese in detta fascia oraria:

- per l’acquisto dell’energia elettrica nell’MGP e nell’MA;

- per l’acquisto dell’energia elettrica attraverso contratti di compravendita

di energia elettrica conclusi al di fuori del sistema delle offerte;

- per la copertura dei rischi connessi con l’oscillazione dei prezzi dell’energia

elettrica, attraverso contratti differenziali o altre tipologie di contratto;

• i costi sostenuti dall’Acquirente Unico per il dispacciamento;

• il corrispettivo unitario riconosciuto all’Acquirente Unico.

La determinazione dell’energia elettrica destinata ai clienti del mercato vincola-

to serviti da un’impresa distributrice è calcolata sommando l’energia elettrica

imputabile ai clienti non trattati su base oraria, quantificata attribuendo ai me-

desimi un profilo di carico convenzionale (load profiling) secondo quanto pre-

visto dalla delibera n. 118/03, e l’energia elettrica imputabile ai clienti trattati

su base oraria aumentata di un fattore percentuale per tenere conto delle perdi-

te. Sono considerati non trattati su base oraria tutti i clienti finali del mercato

vincolato con punti di prelievo in media e bassa tensione.

È stata infine prevista una sequenza temporale di regolazione dei pagamenti

dall’impresa distributrice acquirente all’Acquirente Unico che consenta il man-

tenimento sostanziale dell’equilibrio finanziario di quest’ultimo. Il prezzo di

cessione, calcolato dall’Acquirente Unico nel mese successivo a quello di com-
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petenza, viene fatturato mensilmente a ciascuna impresa distributrice sulla base

dell’energia elettrica destinata ai clienti del mercato vincolato. 

Tenuto conto del procrastinarsi della funzione vicaria svolta da Enel, l’Autorità

ha previsto con la delibera n. 5/04 misure transitorie in materia di cessione del-

l’energia elettrica alle imprese distributrici. In particolare la delibera n. 5/04 ha

stabilito che, fino all’entrata in operatività del dispacciamento di merito econo-

mico, le imprese distributrici continuino ad acquistare da Enel l’energia elettrica

destinata al mercato vincolato che non sono in grado di produrre con i propri

impianti a un prezzo di cessione fissato in via amministrativa.

PREZZI E TARIFFE DELL’ENERGIA ELETTRICA

Dopo i cali registrati all’inizio dell’anno, nel maggio del 2002 il prezzo dell’e-

nergia elettrica per le famiglie italiane è tornato a crescere come conseguenza

di un peggioramento dello scenario internazionale sul mercato del petrolio e

dei greggi. Il livello raggiunto a luglio è poi rimasto invariato sino alla fine del-

l’anno, per effetto del provvedimento di blocco tariffario deciso dal Governo

mediante il decreto legge del 4 settembre 2002, n. 193 (convertito dalla legge

del 28 ottobre 2002, n. 238). 

All’inizio del 2003 l’indice di prezzo3 è tornato sui livelli di due anni prima toc-

cando il massimo nel secondo trimestre dell’anno: il rafforzamento delle tensio-

ni sui mercati internazionali dei combustibili negli ultimi mesi del 2002 e nel

primo trimestre del 2003 è responsabile in larga misura di questo andamento.

Ad aprile, la crescita dell’indice ha raggiunto il 5,7 per cento sull’anno prece-

dente per poi rallentare nei mesi successivi fino ad annullarsi nel corso dell’ulti-

mo trimestre del 2003. In ragione d’anno l’aumento è stato del 2,8 per cento,

leggermente superiore al tasso di inflazione: in termini reali, quindi, il prezzo

dell’energia elettrica per le famiglie è aumentato di un modesto 0,3 per cento

che si confronta con il forte calo dell’anno precedente (-3,9 per cento). 

Andamento degli indici 

di prezzo al consumo Istat
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“Spesa per l’abitazione”. 
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TAV. 4.27 INDICI MENSILI ISTAT DEI PREZZI DELL'ENERGIA ELETTRICA

Numeri indice 1995=100 e variazioni percentuali

MESI PREZZO VAR % PREZZO VAR % PREZZO VAR % PREZZO VAR % 
NOMINALE 2002-2001 REALE(A) 2002-2001 NOMINALE 2003-2002 REALE(A) 2003-2002

2002 2003

Gennaio 98,1 -4,9 83,6 -7,1 103,3 5,3 85,7 2,4

Febbraio 98,1 -4,9 83,2 -7,3 103,3 5,3 85,5 2,8

Marzo 98,0 -5,2 83,1 -7,5 103,3 5,4 85,2 2,6

Aprile 98,0 -5,2 82,8 -7,5 103,6 5,7 85,3 3,1

Maggio 99,0 -1,3 83,4 -3,6 103,6 4,6 85,1 2,1

Giugno 99,0 -1,3 83,4 -3,4 103,6 4,6 85,1 2,0

Luglio 101,3 0,8 85,2 -1,5 102,6 1,3 84,1 -1,3

Agosto 101,3 0,8 85,1 -1,7 102,6 1,3 83,9 -1,4

Settembre 101,3 0,8 84,9 -1,7 102,6 1,3 83,8 -1,4

Ottobre 101,3 0,8 84,7 -1,8 101,2 -0,1 82,5 -2,5

Novembre 101,3 0,9 84,4 -1,9 101,2 -0,1 82,3 -2,5

Dicembre 101,3 0,9 84,3 -1,9 101,2 -0,1 82,3 -2,5

Media annua 99,8 -1,5 84,0 -3,9 102,7 2,8 84,2 0,3

(A) Rapporto percentuale tra l'indice di prezzo dell'energia elettrica e l'indice generale (esclusi i tabac-
chi).

Fonte: Elaborazioni su dati Istat, numeri indice per l'intera collettività – indici nazionali.

L’andamento dell’indice Istat dei prezzi al consumo per la voce energia elettri-

ca trova conferma nel movimento della tariffa media nazionale al netto delle

imposte calcolata dall’Autorità. Alla forte crescita registrata nel bimestre

luglio-agosto 2002 rispetto al bimestre maggio-giugno dello stesso anno (3,3

per cento) ha fatto seguito un periodo di stabilità determinato dal blocco tarif-

fario deciso dal Governo. All’inizio del 2003 la tariffa è aumentata di oltre due

punti percentuali rispetto al livello raggiunto nel secondo semestre 2002: l’au-

mento potenziale è stato in parte smussato dal nuovo sistema di indicizzazio-

ne messo a punto dall’Autorità nel novembre 2002, che ha disposto la periodi-

cità di aggiornamento trimestrale, anziché bimestrale, il calcolo delle variazio-

ni sulla media dei prezzi internazionali degli ultimi sei mesi anziché degli ulti-

mi quattro mesi, nonché l’innalzamento della soglia di invarianza dal 2 al 3 per

cento. A partire dal secondo trimestre 2003 la tariffa ha ripreso a scendere por-

tandosi a fine anno sui livelli di fine 2002.

Per il mese di gennaio 2004, in vista della imminente pubblicazione del Testo in-

Analisi per componenti 

della tariffa elettrica media

nazionale
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tegrato per l’erogazione dei servizi di trasmissione, distribuzione, misura e ven-

dita dell’energia elettrica per il periodo di regolazione 2004-2007, l’Autorità ha

confermato la tariffa in vigore nell’ultimo trimestre 2003. Per il bimestre feb-

braio-marzo è stato previsto un regime transitorio per la definizione della com-

ponente tariffaria a copertura dei costi di acquisto e di dispacciamento dell’ener-

gia elettrica destinata al mercato vincolato, in vista della partenza della borsa

elettrica. A regime, il nuovo Testo integrato prevede, infatti, la sostituzione sia

della componente a copertura del costo del combustibile, indicizzata ai prezzi

internazionali dei combustibili, sia della componente a copertura dei costi fissi

di generazione, stabilita annualmente dall’Autorità in via amministrativa, con

una stima della media del prezzo di cessione dell’energia elettrica dall’Acquiren-

te Unico ai distributori, a copertura dei costi di approvvigionamento dell’energia

e di funzionamento dell’Acquirente Unico stesso. Questa stima, flat o articolata

per fascia oraria, terrà conto dei prezzi di tutti i contratti di acquisto dell’energia

elettrica stipulati dall’Acquirente Unico (borsa, bilaterali, per differenze, impor-
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TRASMISSIONE, DISTRIBUZIONE, MISURA E VENDITA

(A) Dal 1° trimestre 2003 il costo del combustibile include la componente a copertura degli oneri per i
certificati verdi.

(B) Con l'avvio della borsa elettrica i costi fissi di generazione sono inclusi nel costo di approvvigiona-
mento dell'Acquirente Unico e non sono pertanto scindibili dal costo del combustibile.
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tazioni e CIP6) nonché degli oneri di dispacciamento sostenuti dallo stesso. 

Con l’inizio del nuovo periodo regolatorio, inoltre, la struttura della tariffa elet-

trica è cambiata in relazione alla necessità di dare separata evidenza ai singoli

servizi di pubblica utilità che sono oggetto di regolazione tariffaria. In particolare

è stata introdotta la separazione dei corrispettivi a copertura dei costi per il servi-

zio di misura e a copertura dei costi di commercializzazione propri dell’attività di

vendita ai clienti del mercato vincolato; nel precedente periodo regolatorio questi

elementi erano inclusi nelle opzioni tariffarie del trasporto. Il corrispettivo a co-

pertura dei costi riconosciuti per il funzionamento del GRTN, in precedenza co-

perto nell’ambito del corrispettivo per il servizio del trasporto, è diventato una

specifica componente tariffaria per i clienti del mercato libero (delibera n. 48/04),

mentre i clienti del mercato vincolato pagano questo servizio nell’ambito della

tariffa di vendita. A partire dal secondo trimestre del 2004 sono state introdotte

due nuove componenti tariffarie finalizzate a remunerare il servizio di interrom-

pibilità e a incentivare la disponibilità degli impianti elettrici nei periodi di mag-

gior domanda, come disposto dal Ministero delle attività produttive e dal decreto

legislativo n. 379/03 in tema di sicurezza degli approvvigionamenti. Una terza

componente è stata prevista a copertura degli oneri del GRTN per la riconciliazio-

ne dell’energia elettrica oggetto di forniture al mercato vincolato nel 2001. 
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FIG. 4.8 ANDAMENTO DELLE COMPONENTI DELLA TARIFFA ELETTRICA MEDIA
NAZIONALE AL NETTO DELLE IMPOSTE 

c€/kWh

(A) Dal 1° trimestre 2003 il costo del combustibile include la componente a copertura degli oneri per i
certificati verdi.

Costi fissi di trasmissione, distrib., misura e vendita Oneri generali (A e UC)

Costo del combustibile Costi fissi di generazione



Con l’avvio della borsa elettrica e con l’entrata in vigore del nuovo periodo re-

golatorio si è reso necessario sostituire la tradizionale analisi della dinamica

delle componenti principali della tariffa media, basata sulla distinzione tra costi

variabili e costi fissi secondo una logica di tipo economico, con un’altra che ri-

flette la recente evoluzione del settore elettrico verso strutture disaggregate,

caratterizzate dalla presenza di una pluralità di soggetti specializzati nello svol-

gimento di attività precedentemente svolte dalle imprese integrate. In tal modo

è possibile distinguere tra componenti tariffarie relative ad attività che presen-

tano caratteristiche di monopolio tecnico (trasmissione e distribuzione), deter-

minate pertanto in via amministrativa o soggette a vincoli regolatori, e prezzi

stabiliti attraverso meccanismi di mercato per le attività che già presentano un

assetto concorrenziale (generazione). 

Ad aprile la tariffa media nazionale risultava pari a 10,04 c€/kWh al netto delle

imposte, in calo del 2,1 per cento rispetto al valore di gennaio 2004.
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TAV. 4.28 STRUTTURA DEL PREZZO DELL’ENERGIA ELETTRICA PER I CLIENTI FINALI 
NEL SECONDO PERIODO REGOLATORIO

Produzione

Dispacciamento

Trasmissione

Distribuzione

Misura

Vendita 
(servizi di
commercializ-
zazione)

Tariffa amministrata, 
componente specifica della 
tariffa di vendita, pari al costo
medio di acquisto dell’energia
elettrica da parte dell’Acquirente
Unico che si approvvigiona: in
borsa, con contratti bilaterali e
con contratti differenziali 

Tariffa amministrata, 
componente specifica della 
tariffa di vendita, pari al 
corrispettivo di dispacciamento
dell’Acquirente Unico

Tariffa amministrata, 
componente specifica 

Opzioni tariffarie base e speciali

Tariffa amministrata, compo-
nente specifica 

Tariffa amministrata, compo-
nente specifica

Tariffa amministrata(A) inclusa
nella componente relativa ai 
costi di approvvigionamento
dell’energia elettrica 

Tariffa amministrata(A) inclusa
nella componente relativa ai 
costi di approvvigionamento
dell’energia elettrica 

Tariffa amministrata(A) non evi-
denziata come componente spe-
cifica

Tariffa amministrata(A) non evi-
denziata come componente spe-
cifica

Tariffa amministrata(A) non evi-
denziata come componente spe-
cifica

Tariffa amministrata(A) non evi-
denziata come componente spe-
cifica

Prezzi di mercato:
contratti bilaterali
e borsa

Corrispettivi di 
dispacciamento

Tariffa ammini-
strata, compo-
nente specifica

Opzioni tariffarie
base e speciali

Tariffa ammini-
strata, compo-
nente specifica 

Meccanismi di
mercato

ATTIVITÀ CLIENTE FINALE MERCATO VINCOLATO CLIENTE FINALE

CLIENTE NON DOMESTICO CLIENTE DOMESTICO MERCATO LIBERO

(A) Ciascun esercente può proporre opzioni tariffarie ulteriori rispetto alle tariffe D1, D2 e D3 definite
dall’Autorità, previa approvazione da parte della stessa Autorità. 
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Costi di produzione La componente relativa al costo del combustibile, che riflette l’andamento delle

fonti primarie a partire dalle quali l’energia elettrica viene generata, nella prima

parte del 2002 ha proseguito la fase di discesa che ha caratterizzato tutto il

2001. Dopo l’inversione di tendenza registrata nel luglio 2002 e il successivo

periodo di stabilità determinato dal blocco tariffario, il costo del combustibile

ha ripreso a crescere nel corso del 2003: l’incidenza, al netto delle imposte, di

questa componente sulla tariffa media ha raggiunto un massimo, pari al 47 per

cento, nel secondo trimestre del 2003, che si confronta con il 40 per cento del

periodo maggio-giugno 2002, per poi stabilizzarsi sul 44 per cento nell’ultimo

trimestre del 2003. 

La componente a copertura dei costi fissi di generazione è rimasta sostanzial-

mente stabile nel biennio 2002-2003. La sua incidenza sulla tariffa media al

netto delle imposte è scesa dal 23 per cento del primo bimestre 2002 al 22,1 per

cento del gennaio 2004.  

Dall’1 aprile 2004 la tariffa media per il servizio di vendita ai clienti del mercato

vincolato include tre nuove componenti per la copertura delle seguenti voci di

costo:

• remunerazione della capacità produttiva pari a 0,09 c€/kWh; si tratta di un

incentivo, collegato all’andamento dei prezzi di borsa, ai produttori affinché

FIG. 4.9 COMPOSIZIONE PERCENTUALE DELLA TARIFFA ELETTRICA MEDIA NAZIONALE 
PER IL SERVIZIO DI TRASPORTO E PER IL SERVIZIO DI VENDITA AI CLIENTI 
DEL MERCATO VINCOLATO ALL’1 APRILE 2004

(A) Le imposte sono calcolate proforma pari al 10 per cento della tariffa media.
(B) I costi di produzione comprendono il costo del combustibile, i costi fissi di generazione, il costo del

dispacciamento, gli oneri per i certificati verdi, la remunerazione della capacità produttiva e del ser-
vizio di interrompibilità, oltre che gli oneri per la riconciliazione dell’energia elettrica oggetto di
forniture per il mercato vincolato nel 2001.

Costi infrastrutture
totale  (20%)

Imposte(A)  (9,1%)

Trasmissione  (3,0%)

Distribuzione  (15,0%)

Misura (2,4%)

Costi di produzione(B)  (60,9%)

Oneri generali (9,4%)
Costi di commercializzazione 

della vendita (0,3%)



rendano disponibili gli impianti nei periodi di maggiore richiesta di energia

elettrica; 

• remunerazione dei contratti interrompibili, pari a 0,16 c€/kWh;

• oneri del GRTN per la riconciliazione dell’energia elettrica oggetto di forni-

ture al mercato vincolato nel 2001, pari a 0,01 c€/kWh. 

Complessivamente i costi di produzione, corrispondenti a 6,72 c€/kWh nell’ag-

gregato che comprende anche gli oneri per i certificati verdi, oltre alle tre voci

di costo appena ricordate, rappresentano il 66,9 per cento della tariffa totale al

netto delle imposte; l’incidenza del relativo aggregato  era pari al 64,5 per cen-

to all’inizio del 2002. 

La componente a copertura dei costi di trasmissione, distribuzione e misura

(inclusi quelli per la commercializzazione del servizio di vendita) incideva per il

25,3 per cento della tariffa totale al netto delle imposte nel primo bimestre 2002.

Nel secondo trimestre 2004 l’aggregato corrispondente è pari a 2,28 c€/kWh e

rappresenta il 22,7 per cento della tariffa. La componente a copertura dei costi

di commercializzazione della vendita, che dall’aprile 2004 è possibile evidenzia-

re separatamente, è pari a 0,03 c€/kWh. 

L’entità degli oneri generali di sistema (incluse le componenti tariffarie UC) e

la loro incidenza sulla tariffa media, dopo un periodo di relativa stabilità nel

2002, sono diminuite nel primo e soprattutto nel secondo trimestre 2003 in

seguito alla riduzione dell’onere tariffario per l’incentivazione delle fonti rin-

novabili e assimilate. Nel secondo trimestre 2004 tali costi ammontano in

media a 1,04 c€/kWh e incidono sulla tariffa complessiva al netto delle impo-

ste per il 10,4 per cento. Gli oneri generali di sistema, che sono determinati in

base a provvedimenti governativi, consentono la copertura di diverse voci di

costo, in particolare:

• oneri derivanti dalla produzione di energia elettrica da fonti rinnovabili e assi-

milate, pari a 0,61 c€/kWh; si tratta della componente più onerosa nell’ambi-

to degli oneri di sistema, che serve a compensare la differenza tra il prezzo di

ritiro dell’energia CIP6 da parte del GRTN e i ricavi della vendita della stessa

al mercato vincolato e a quello libero tramite asta (componente A3);

• costi incagliati o stranded cost, pari a 0,14 c€/kWh; si tratta dei rimborsi

per gli investimenti effettuati e gli impegni assunti dall’impresa già mono-

polista e dalle altre imprese produttrici-distributrici prima dell’avvento della

Oneri generali di sistema 

e altre componenti tariffarie 

Costi di trasmissione, 

distribuzione, misura 

e vendita
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liberalizzazione, che il mercato concorrenziale può non consentire di ammor-

tizzare o onorare (componente A6);

• costi connessi con lo smantellamento delle centrali nucleari pari a 0,06

c€/kWh (componente A2);

• oneri destinati a coprire attività di ricerca svolte dalle imprese nell’interesse

generale del paese, pari a 0,03 c€/kWh (componente A5);

• oneri derivanti dalla perequazione dei contributi sostitutivi dei regimi tarif-

fari speciali, attualmente pari a zero; si tratta di assicurare agli esercenti il

rimborso del minore introito che gli stessi subiscono a causa delle agevola-

zioni stabilite per legge a favore di taluni soggetti, per esempio: FF.SS.

comuni rivieraschi ecc. (componente A4).

Le altre componenti tariffarie sono relative alle seguenti voci di costo:

• perequazione dei costi di approvvigionamento dell’energia elettrica (compo-

nente UC1 della tariffa di vendita attualmente pari a zero);

• perequazione dei costi di trasmissione e di distribuzione di energia elettrica

sulle reti con obbligo di connessione di terzi e per i meccanismi di integra-

zione (componente UC3 della tariffa di distribuzione pari 0,03 c€/kWh); 

• integrazioni tariffarie e reti isolate (componente UC4 della tariffa di vendi-

ta pari 0,03 c€/kWh);

• squilibri tra perdite effettive e standard (componente UC5 della tariffa di

vendita pari a 0,06 c€/kWh; i clienti del mercato libero pagano questa com-

ponente unitamente al corrispettivo per il servizio di dispacciamento);

• qualità (componente UC6 della tariffa di distribuzione pari a 0,08 c€/kWh).

ONERI DI  S ISTEMA

Il nuovo Testo integrato relativo al periodo regolatorio 2004-2007 disciplina

l’attività di gestione dei conti amministrati  svolta dalla CCSE con particolare

riferimento ai meccanismi di perequazione e integrazione, alla fissazione delle

diverse componenti tariffarie (oneri di sistema e altre componenti tariffarie) e

alle modalità di esazione e gestione del gettito e dei conti di gestione. 

I conti attualmente gestiti dalla CCSE, relativamente al settore elettrico, sono i

seguenti:

• Conto per il funzionamento delle attività nucleari residue alimentato dal

gettito della componente tariffaria A2;

• Conto per nuovi impianti da fonti rinnovabili e assimilate alimentato dal

Attività della Cassa 

conguaglio per 

il settore elettrico



gettito della componente tariffaria A3;

• Conto per la perequazione dei contributi sostitutivi dei regimi tariffari spe-

ciali alimentato dal gettito della componente tariffaria A4;

• Conto per il finanziamento dell’attività di ricerca alimentato dal gettito

della componente tariffaria A5;

• Conto per la reintegrazione alle imprese produttrici-distributrici dei costi

sostenuti per l’attività di produzione di energia elettrica nella transizione

alimentato dal gettito della componente A6;

• Conto per la perequazione dei costi di acquisto dell’energia elettrica desti-

nata al mercato vincolato alimentato dalla componente tariffaria UC1;

• Conto per la perequazione dei costi di trasporto dell’energia elettrica sulle

reti di trasmissione e di distribuzione alimentato dalla componente tariffa-

ria UC3 applicata sull’energia fatturata all’utenza del mercato vincolato;

• Conto per le integrazioni tariffarie alle imprese elettriche minori alimentato

dal gettito della componente UC4 e, in prospettiva, dalla componente A8;

• Conto oneri per recuperi di continuità del servizio alimentato dalla compo-

nente tariffaria UC6;

• Conto oneri derivanti da misure e interventi per la promozione dell’efficien-

za energetica negli usi finali dell’energia;

• Conto oneri certificati verdi alimentato dal gettito della componente tarif-

faria VE;

• Conto oneri per la compensazione delle perdite di energia elettrica alimen-

tato dal gettito della componente UC5;

• Conto per la gestione dei contributi a copertura degli oneri connessi al servizio

di interrompibilità 2004-2006 (costituito con delibera 29 aprile 2004, n. 63).

Alcuni di questi conti perseguono finalità tipicamente perequative mentre altri

assicurano la copertura dei cosiddetti oneri generali del sistema elettrico, ovve-

ro di quei costi che devono inevitabilmente, in quanto finalizzati al finanzia-

mento di attività di interesse generale, ricadere sulla collettività dei clienti, sia

del mercato libero, sia del mercato vincolato.

In aggiunta alle tradizionali funzioni di carattere contabile-amministrativo, il

nuovo Testo integrato ha disposto che la CCSE, ai fini delle determinazioni di

sua competenza, possa procedere ad accertamenti di natura amministrativa,

tecnica, contabile e gestionale, consistenti nell’audizione e nel confronto dei

soggetti coinvolti, nella ricognizione di luoghi e impianti, nella ricerca, verifica

e comparazione di documenti, sancendo così il conferimento di un potere di ac-

certamento nei confronti dei soggetti amministrati.

Nel mese di febbraio 2004 è entrata in esercizio la sezione pubblica del sito 

Internet della CCSE. Tramite questa i visitatori del sito possono comunicare con
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la CCSE, ricevere informazioni, reperire circolari e comunicati stampa, consulta-

re la normativa di riferimento. Tramite la sezione privata del sito le imprese am-

ministrate potranno inoltre interagire con la CCSE.

Nel corso dell’esercizio 2004 è prevista anche l’attivazione della gestione infor-

matizzata dei flussi finanziari amministrati, come risultanti dal programma di

contabilità, con contestuale possibilità di effettuare previsioni sulla disponibi-

lità futura dei conti, al fine di garantire una gestione ottimale degli stessi.

Oneri nucleari L’Autorità determina e aggiorna gli oneri connessi allo smantellamento delle

centrali elettronucleari e alla chiusura del ciclo del combustibile svolte dalla

Società gestione impianti nucleari S.p.A. (SOGIN), anche in consorzio con enti

pubblici o altre società, tenendo conto di criteri di efficienza economica. 

Con la delibera 23 aprile 2002, n. 71, sono stati determinati gli oneri nucleari

per il triennio 2002-2004 ed emanate raccomandazioni atte a garantire effi-

cienza economica nello svolgimento delle attività.

L’aliquota media ad essi relativa è stata incrementata da 0,05 a 0,06 cent€/kWh

a decorrere dal secondo trimestre 2003 (delibera 24 marzo 2003, n. 23) al fine

di assicurare un gettito adeguato alla copertura dei costi riconosciuti dalla deli-

bera n. 71/02.

Nel corso del 2003 l’Autorità ha espletato il monitoraggio delle attività della

SOGIN con l’analisi del documento Aggiornamento e stato delle attività a set-

tembre 2003,  presentato dalla SOGIN nel settembre 2003, con il controllo del

bilancio relativo all’anno 2003 e con l’organizzazione di incontri tecnici. L’ag-

giornamento per il prossimo triennio degli oneri nucleari sarà deliberato sulla

base dei programmi pluriennali di attività che la SOGIN presenterà all’Autorità

entro il 30 settembre 2004 per il riconoscimento dei costi previsti per il periodo

2005-2007. 

Nel corso del 2003 sono intervenute alcune importanti modifiche del quadro

normativo di riferimento. 

In particolare, con l’ordinanza del Presidente del Consiglio dei ministri n. 3267

del 7 marzo 2003 il presidente della SOGIN è stato nominato Commissario dele-

gato per la messa in sicurezza dei materiali nucleari. La stessa ordinanza ha an-

che disposto la liquidazione del consorzio Smantellamento impianti del ciclo

del combustibile nucleare (SICN) e il conseguente conferimento delle attività

del consorzio alla SOGIN. Detta liquidazione è avvenuta l’1 luglio 2003.

La legge 24 dicembre 2003, n. 368, ha introdotto nuove disposizioni ai fini del-

la localizzazione e della realizzazione del deposito nazionale dei rifiuti radioat-

tivi, innovando il quadro normativo preesistente per ciò che riguarda la tipolo-

gia dei rifiuti radioattivi ammessi, i soggetti responsabili della localizzazione e
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della realizzazione e le modalità di finanziamento della costruzione. 

Inoltre la legge sopra citata prevede l’introduzione di  misure di compensazione

territoriale, la cui copertura finanziaria è prevista tramite “un’aliquota della

componente della  tariffa elettrica, pari a 0,015 centesimi di euro per ogni kWh

consumato” a favore dei siti che ospitano centrali nucleari e impianti del ciclo

del combustibile nucleare e, dalla data di entrata in esercizio del deposito na-

zionale, proporzionalmente all’allocazione dei rifiuti radioattivi, in favore del

Comune nel cui territorio è ubicato il deposito, dei Comuni confinanti, della

Provincia e della Regione. 

Con delibera n. 46/04, l’Autorità ha deciso di rinviare al momento in cui saran-

no definite le modalità di assegnazione del contributo previsto dalla legge n.

368/03, l’istituzione di una specifica componente della tariffa elettrica e di pre-

vedere che l’ammontare complessivo annuo del contributo sia pertanto posto

transitoriamente a carico del Conto per il finanziamento delle attività nucleari

residue, che presenta la necessaria capienza.  

Stranded cost La legge 17 aprile 2003, n. 83, Disposizioni urgenti in materia di oneri gene-

rali del sistema elettrico, ha convertito con modificazioni il decreto legge 18

febbraio 2003, n. 25. Si rimanda alla lettura della Relazione Annuale del 2003

per quanto concerne la descrizione delle disposizioni e degli interventi previsti

dalla legge. Si riprende invece sinteticamente di seguito la descrizione della

ratio del meccanismo di compensazione della rendita idroelettrica e delle

disposizioni della legge n. 83/03 relative alla medesima. 

La liberalizzazione, se da un lato può produrre extra costi per gli impianti del-

l’ex monopolista, può anche generare extra profitti, come nel caso della rendita

idroelettrica. Nel contesto monopolistico infatti il riconoscimento in tariffa è

determinato dai costi di ciascuna fonte, mentre in un contesto di mercato i co-

sti originari non sono più distinguibili e i prezzi tendono a livellarsi sui costi

della fonte più onerosa. La rendita è quindi il maggior valore acquisito dalla

produzione idroelettrica e geotermoelettrica rispetto alla produzione termoelet-

trica, e la sua estrazione permette di ridurre l’aggravio per i consumatori deter-

minato dall’emergere di eventuali costi non recuperabili (CNR). Questa maggiore

valorizzazione, qualora fosse lasciata a beneficio delle imprese produttrici-di-

stributrici, creerebbe posizioni di rendita per le imprese stesse e genererebbe un

onere per il sistema elettrico, come conseguenza diretta del processo di libera-

lizzazione, imponendo ai consumatori maggiori esborsi tariffari non poggianti

su maggiori costi. Sulla base di tali considerazioni il decreto 26 gennaio 2000

ha previsto che fosse recuperata, al fine di compensare anche solo parzialmente

gli oneri generali afferenti al sistema elettrico, per un periodo di sette anni a
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partire dall’1 gennaio 2000 e con le modalità specificate all’art. 5 del medesimo

decreto, esclusivamente la maggiore valorizzazione dell’energia elettrica pro-

dotta da impianti idroelettrici e geotermoelettrici.

La legge n. 83/03 ha stabilito la soppressione, dall’ 1 gennaio 2002, quindi con

cinque anni di anticipo rispetto alla scadenza prevista dal decreto 26 gennaio

2000, del prelievo sull’energia idroelettrica. Tale disposizione ha reso necessario

prevedere di rimborsare ai soggetti interessati gli importi versati alla CCSE nel

periodo successivo all’1 gennaio 2002.

Il Ministro delle attività produttive ha emanato, di concerto con il Ministro del-

l’economia e delle finanze, previo parere favorevole dell’Autorità, il decreto 10

settembre 2003, sulla restituzione della rendita idroelettrica per il periodo

2002-2003. L’ammontare da rimborsare alle imprese aventi diritto è pari a circa

508 milioni di euro ed è ripartito tra le medesime secondo quanto riportato nel-

la tavola 4.29.

TAV. 4.29 RIMBORSO DELLA RENDITA IDROELETTRICA PER IL PERIODO 2002-2003

Acea 1 249 335,97

Acea Electrabel Produzione 268 651,11

A.E. Bolzano 9 638 624,58

Edipower 9 850 662,32

Endesa Italia 21 078 601,11

Enel Produzione 315 095 633,41

Eurogen 31 379 010,99

Enel Green Power 60 313 373,64

Interpower 2 877 432,87

Aem Trading 33 556 680,53

A.C.S.M. Primiero 349 590,52

Trentino Servizi 521 599,11

Tirreno Power 241 783,87

Aem Torino 19 170 517,86

Agsm Verona 2 872 467,94

Totale 508 463 965,83

SOCIETÀ IMPORTO IN EURO



Ricerca di sistema Durante il 2003 sono stati portati a termine dal Centro elettrotecnico speri-

mentale italiano (CESI) i progetti di ricerca avviati nel corso del primo triennio

di attività, 2000-2002. Pertanto, l’Autorità ha disposto, con la delibera

23 dicembre 2003, n. 159, l’erogazione del conguaglio finale al CESI per l’at-

tività svolta negli anni 2000-2003 e relativa ai progetti ammessi al finanzia-

mento nel primo triennio della ricerca di sistema. La delibera 24 luglio 2003,

n. 85, oltre a prevedere l’erogazione di un acconto pari all’80 per cento del

finanziamento complessivo, ha modificato la delibera 11 luglio 2001, n. 158,

prevedendo che le verifiche sull’ammissibilità di un progetto al finanziamento

del Fondo per l’attività di ricerca (di cui all’articolo 11, comma 2, del decreto

del Ministro dell’industria, del commercio e dell’artigianato, di concerto con il

Ministro del tesoro, del bilancio e della programmazione economica, 26 gen-

naio 2000) siano svolte dall’Autorità sulla base di istruttorie curate attraverso

l’avvalimento di esperti nominati e coordinati dalla CCSE. Con la delibera 

del 18 marzo 2004, n. 41, l’Autorità ha ammesso a finanziamento a carico del

suddetto Fondo i progetti di ricerca presentati dal CESI per l’anno 2003, per un

totale complessivo di 116 092 euro. 

Il decreto ministeriale 28 febbraio 2003 ha disposto la costituzione del Comita-

to di esperti di ricerca per il settore elettrico (CERSE) demandando allo stesso

tutte le attività operative inerenti il sistema di finanziamento dei progetti di ri-

cerca in campo elettrico, in modo da garantire trasparenza ed equità della fase

di selezione delle proposte di ricerca e la coerenza di tali proposte con le fina-

lità dell’attività di ricerca. 
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Il 2003 ha segnato una tappa importante nel processo di liberalizzazione del

settore del gas naturale, grazie alla completa apertura del mercato dal lato

della domanda.

Tuttavia proprio il superamento formale dei vincoli relativi alla scelta del forni-

tore ha evidenziato i limiti del processo di liberalizzazione in atto rispetto all’o-

biettivo dell’introduzione della concorrenza nel mercato della vendita all’in-

grosso e al dettaglio di gas naturale. Trascorso ormai più di un anno dalla fati-

dica data del gennaio 2003 non si è assistito ad alcun rilevante spostamento di

clienti civili da un fornitore all’altro e conseguentemente i clienti stessi non

hanno potuto beneficiare di alcuna significativa riduzione dei prezzi del gas na-

turale.

La sostanziale assenza di contendibilità nell’ambito del mercato civile ha fatto

sì che nemmeno la riduzione dei costi infrastrutturali nel trasporto e nello stoc-

caggio di gas naturale, dovuta ai provvedimenti tariffari dell’Autorità per l’e-

nergia elettrica e il gas, sia stata trasferita ai clienti finali. Di tale riduzione

hanno beneficiato sinora esclusivamente i clienti del mercato all’ingrosso, cioè

le imprese locali di vendita del gas al dettaglio.

Nel caso delle vendite ai clienti industriali le riduzioni di prezzo osservate dal-

l’Autorità sono invece praticamente riconducibili alla citata diminuzione dei

costi infrastrutturali nei segmenti regolati della filiera del gas. Infatti, nel-

l’ambito della sua attività di sorveglianza dei prezzi sul mercato all’ingrosso,

l’Autorità ha potuto verificare che in seguito alla completa liberalizzazione

della vendita e con la fine del meccanismo di “sventagliamento”, discusso più

avanti, i venditori all’ingrosso hanno concesso sconti alle imprese locali di

vendita al dettaglio. È andata così ampliandosi la differenza fra prezzi all’in-

grosso e prezzi al dettaglio che ha determinato la crescita dei margini di pro-

fitto delle aziende locali.

L’incremento dei margini nel comparto energetico è uno dei fattori che contri-

buisce a spiegare il processo di aggregazione in atto nei servizi pubblici locali.

Anche nel corso del 2003 è infatti continuato il processo di concentrazione fra

utility locali. Nel caso dei servizi di distribuzione e vendita del gas esso non

può essere esclusivamente motivato con lo sfruttamento delle economie di

scala – che in base a ricerche recenti sembrano esaurirsi velocemente al cresce-

re degli utenti – ma anche in funzione della strategia imprenditoriale di cre-

scita delle imprese più dinamiche.

Tale processo va salutato con favore poiché riduce la frammentazione nel settore

della distribuzione e della vendita del gas al dettaglio e contribuisce a creare sog-

getti in grado di competere anche nei mercati internazionali. Tuttavia la conten-

Processo di concentrazione

nei servizi pubblici locali

Completa apertura 

ma poca concorrenza
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dibilità delle imprese sul mercato della proprietà (il cosiddetto market for corpo-

rate control) non è destinata a comportare alcun beneficio agli utenti; essa trae

anzi alimento dalla crescita dei margini in una situazione di persistente assenza di

concorrenza che consente di non trasferire a valle i benefici di efficienza che la

regolazione ha indotto a monte della filiera del gas.

Nell’ambito di un contesto di questo tipo l’Autorità, in forza del suo dovere di

tutela dei consumatori e degli utenti e dei poteri che ne conseguono, è inter-

venuta con provvedimenti di carattere transitorio, finalizzati a prorogare il con-

trollo sul prezzo di vendita al consumatore finale, così da poter trasferire al

consumatore medesimo sia le riduzioni dei costi infrastrutturali operate

dall’Autorità stessa, sia parte degli sconti che sono emersi sul mercato all’in-

grosso. Riconoscendo infatti che la maggior parte dei clienti finali pur essendo

formalmente idonei non ha avuto occasione di esercitare alcuna opzione di

cambiamento del fornitore, data la sostanziale continuità rispetto alla struttu-

ra di mercato preesistente, non è venuta meno l’esigenza di controllare il pote-

re di mercato dei monopoli locali di vendita del gas. 

La regolamentazione della tariffa di vendita finale costituisce un’operazione

piuttosto difficoltosa nella situazione attuale del mercato nazionale del gas na-

turale. Un approccio regolatorio “puro”, teso unicamente a eliminare le rendite

di monopolio per definire una tariffa cost reflective, richiederebbe di stimare

tutte le componenti di costo efficiente che originano nella filiera del gas per

poi sommarle a un congruo margine di vendita. Tuttavia un simile approccio

potrebbe escludere dal mercato i nuovi entranti che sono costretti ad approvvi-

gionarsi a condizioni più onerose rispetto all’impresa dominante o che addirit-

tura dipendono per l’approvvigionamento di materia prima dalla stessa impresa

dominante tramite le cosiddette “vendite innovative”. 

È opportuno ricordare, infatti, che la società Eni S.p.A. ha ottemperato all’obbli-

go di rispetto dei tetti antitrust nell’importazione di gas, cedendo all’estero parte

dei suoi contratti di importazione congiuntamente al diritto di accesso sui meta-

nodotti internazionali, rispetto ai quali può ancora esercitare un controllo in fun-

zione dei suoi diritti di utilizzo. Queste “vendite innovative” scontano l’esisten-

za di un ulteriore margine di intermediazione a favore di Eni tale da ridurre i

margini dei suoi clienti-concorrenti, cioè delle imprese che Eni rifornisce per sod-

disfare le soglie antitrust. Dunque una politica di regolamentazione delle tariffe

unicamente fondata su obiettivi di conseguimento dell’efficienza allocativa nel

breve termine avrebbe comportato la necessità di fissare un prezzo regolamenta-

“Vendite innovative”

di Eni

Regolamentazione 

transitoria della

tariffa di vendita
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to sicuramente compatibile con la sopravvivenza dell’impresa dominante nella

vendita di gas, che risulta fra l’altro anche più efficiente sul piano produttivo, ma

tale da creare il rischio di uscita dei nuovi entranti, che godono di margini deci-

samente inferiori. Ciò avrebbe pregiudicato qualsiasi opportunità di sviluppo

della concorrenza in futuro.

Tenuto conto che l’Autorità è chiamata a perseguire anche obiettivi di promo-

zione della concorrenza, è apparso più corretto lasciare alle imprese alcuni mar-

gini nella loro attività di vendita nella speranza che il graduale decollo della

concorrenza contribuisca a ridurli indipendentemente dalla regolazione. 

A fronte della stasi dei processi di liberalizzazione l’Autorità ha dunque dovuto

trovare un compromesso tra criteri di definizione delle tariffe in base ai costi effi-

cienti e obiettivi di promozione della concorrenza. Tuttavia l’azione dell’Autorità

costituisce un supporto di provvedimenti più incisivi di stimolo alla concorrenza

che costituirebbero il naturale completamento del processo avviato con il decre-

to legislativo 23 maggio 2000, n. 164, ma che possono derivare solo da norme

primarie incidendo su diritti indisponibili per l’Autorità. 

Si sta ormai radicando l’idea che l’adozione dei provvedimenti di regolamentazione

previsti dal decreto n. 164/00 costituisca una condizione necessaria, ma non suffi-

ciente, per il decollo della concorrenza nel settore. Per quanto nel corso del 2003

siano stati registrati significativi progressi nell’attività di implementazione dei

principi europei di liberalizzazione, come testimoniano la definitiva approvazione

dei Codici di accesso alla rete di trasporto e il Documento per la consultazione sui

Codici di accesso alle reti di distribuzione, il contributo delle nuove regole potreb-

be limitarsi alla riduzione delle barriere strategiche per i nuovi entranti senza che

si attivi alcuna pressione verso la riduzione dei prezzi.

In un mercato dominato dalle importazioni di gas mediante contratti a lungo

temine concentrati nelle mani dell’impresa dominante è difficile pensare che

possa svilupparsi una gara di prezzo fra le imprese per estendere le proprie

quote di mercato. Sebbene il numero dei nuovi entranti nel settore sia pro-

gressivamente cresciuto dal 2000 a oggi, la loro presenza è solo in parte spie-

gabile con la sottoscrizione di contratti indipendenti di approvvigionamento.

Con il meccanismo delle “vendite innovative” Eni ha contribuito a creare bar-

riere all’entrata nell’approvvigionamento di gas, poiché la cessione di parte dei

suoi contratti è avvenuta contestualmente a quella del prezioso diritto di

accesso alla rete internazionale dei metanodotti, ormai congestionata; su di

essa Eni continua a vantare diritti di utilizzo, ovviamente non sottoposti ai vin-

Indispensabile la creazione 
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coli nazionali del diritto di accesso a terzi, i quali a loro volta non sono ade-

guatamente supportati da una vera e propria regolamentazione europea. Su

questo tema l’Autorità garante della concorrenza e del mercato ha accertato,

nel novembre 2002, la violazione dei meccanismi concorrenziali da parte di Eni,

che è stata invitata ad assumere comportamenti idonei a rimuovere l’abuso; nel

marzo scorso, dopo aver giudicato insufficienti le condotte poste in essere dalla

società, l’Autorità garante della concorrenza e del mercato ha anche aperto

un’istruttoria formale per comminare a Eni una sanzione amministrativa.

Quindi l’ingresso di nuovi operatori nell’approvvigionamento di gas, in un con-

testo di utilizzo quasi esclusivo di contratti take or pay di lungo periodo, è av-

venuto al prezzo di creare una ripartizione del mercato della vendita, in cui l’e-

sistenza di altri operatori si realizza nella porzione di domanda lasciata libera

dall’incumbent. Un’altra strategia di incremento delle quote di mercato passa

attraverso l’acquisizione delle imprese di vendita al dettaglio, mediante le già

citate operazioni di aggregazione a valle della catena del gas. Non vi è dunque

competizione nei prezzi per la conquista di maggiori quote di mercato nella fa-

se di vendita. La libertà di entrata e la libertà di scelta del fornitore non risulta-

no sufficienti per lo sviluppo della concorrenza.

D’altra parte il superamento della determinazione del prezzo del gas sulla base

del prezzo dei combustibili alternativi previsto dalle formule di indicizzazione dei

contratti a lungo termine – che si riverbera poi a valle della catena del gas scon-

tando in Italia l’intermediazione Eni per i nuovi entranti – richiede il passaggio

istituzionale alla nascita di un mercato spot centralizzato per la vendita all’in-

grosso, dove il prezzo viene quotidianamente fissato sulla base della fluttuazione

della domanda e dell’offerta. Dunque le prospettive della concorrenza sembrano

essere legate alla progressiva riduzione di importanza dei contratti di lungo ter-

mine nella fase di approvvigionamento, al superamento delle “vendite innovative”

e alla parallela crescita delle importazioni e degli scambi spot su un mercato cen-

tralizzato fondato su scambi anonimi e multilaterali mediati da una stanza di

compensazione, così come avviene in borsa. Un passaggio, quindi, che viene rite-

nuto cruciale è quello della creazione della borsa del gas, rispetto alla quale il

sorgere di un Punto di scambio virtuale (PSV) nell’ambito della rete di trasporto

nazionale costituisce solo un primo importante passo. 

Il PSV è sorto per iniziativa della società Snam Rete Gas S.p.A. che, realizzando

le disposizioni dettate dall’Autorità, ha messo a disposizione un supporto infor-

matico che agevola non solo gli scambi di gas naturale ma anche quelli di capa-

cità di trasporto sul mercato secondario; esso è stato favorito dall’adozione di un

criterio entry exit per la definizione delle tariffe di trasporto. Gli scambi sono di

Verso la creazione di
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tipo bilaterale e avvengono a un prezzo di volta in volta concordato tra le parti.

La creazione del PSV facilita le compensazioni di breve periodo fra shipper che

detengono gas in eccesso e shipper che si trovano temporaneamente in difetto

di materia prima. Si pensi solo al caso dei fornitori del mercato industriale, i quali

vengono frequentemente a trovarsi con scorte di gas in eccesso a causa della

diminuzione dei consumi nel fine settimana. Tali fornitori possono cedere il gas

in rete ai fornitori del mercato civile, i quali possono invece essere “corti” di gas

nella medesima unità di tempo. 

In generale gli scambi al PSV costituiscono un utile meccanismo a fini di bilan-

ciamento, ma la loro dimensione trascurabile e la determinazione bilaterale del

prezzo evidenziano una notevole distanza rispetto a una vera e propria borsa

del gas. L’Autorità è intervenuta in favore dei partecipanti al mercato con alcu-

ne disposizioni miranti a incrementare il grado di flessibilità degli scambi. Men-

tre nella proposta originaria di Snam Rete Gas veniva consentito agli shipper di

programmare scambi al PSV fino a un giorno prima rispetto al gas day, l’Auto-

rità ha disposto l’estensione degli scambi anche durante il gas day. In tal modo

gli shipper possono ricorrervi non soltanto per far fronte a squilibri prevedibili

fra domanda e offerta, ma anche per colmare sbilanciamenti imprevisti. L’Auto-

rità ha inoltre promosso gli scambi giornalieri di capacità anche sul mercato se-

condario, così da incrementare le opportunità di scambi giornalieri di gas. Di-

versamente sul mercato secondario si sarebbe creata una discrasia fra scambi di

gas, consentiti a livello giornaliero, e scambi di capacità, consentiti al massimo

su base mensile. 

Come detto, pur con gli incentivi agli scambi di gas introdotti dall’Autorità si è

comunque ancora lontani dall’attivazione di un mercato di tipo borsistico.

Ancora una volta sono i vincoli relativi alla disponibilità di materia prima ecce-

dente gli scambi a lungo termine che risultano stringenti rispetto all’obiettivo di

crescita del mercato spot del gas. Di fatto solo con l’ingresso di nuovi importa-

tori di gas o con l’introduzione di provvedimenti di gas release, che impongano

all’impresa dominante di cedere parte del suo gas sul mercato spot, si può pen-

sare di attivare nel breve periodo un vero e proprio mercato centralizzato del gas

per scambi multilaterali. In alternativa l’attivazione immediata di flussi di offer-

ta di gas sul mercato spot potrebbe derivare da cessioni della produzione nazio-

nale oppure di parte delle consistenti scorte di gas depositate nei giacimenti di

stoccaggio in base a norme legate alla sicurezza delle forniture di energia, che

potrebbero essere riviste. Alternativamente eventuali operazioni di capacity

release, imposte a Eni in qualità di impresa che detiene ancora diritti di utilizzo

sulla rete europea dei metanodotti, rendendo disponibile capacità di importazio-
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ne dall’estero, potrebbero collegare il mercato spot italiano a mercati spot più

maturi come quelli dell’Europa settentrionale e contribuire così a eliminare i colli

di bottiglia che ancora impediscono la creazione di un mercato unico del gas

naturale.

Nel lungo periodo il mercato potrebbe trarre occasioni di sviluppo anche dall’e-

ventualità di cessione sul mercato stesso delle quantità di gas importate in Italia

grazie ai nuovi terminali di rigassificazione, programmati per entrare in funzione

nei prossimi anni. Infatti, mentre si prevede di dedicare la maggior parte della ca-

pacità dei nuovi terminali all’accesso esclusivo da parte dell’impresa che ha inve-

stito nella loro costruzione, la quota residua di capacità potrebbe essere destinata

anche a flussi di offerta presso il mercato spot che potrebbe svilupparsi presso il

PSV, sostituendo progressivamente gli scambi di gas ai punti di importazione (co-

me avvenne nel Regno Unito rispetto ai terminali costieri dove affluiva la produ-

zione nazionale). Se così non fosse la costruzione di nuove infrastrutture per

l’importazione di gas in Italia potrebbe rafforzare il peso dei nuovi entranti e ri-

durre le quote di mercato dell’impresa dominante senza necessariamente attivare

una dinamica concorrenziale tale da comportare riduzioni di prezzo che vadano a

beneficio degli utenti civili e industriali. La costruzione di nuove infrastrutture di

importazione e la rimozione dei colli di bottiglia tuttora esistenti nell’ambito del-

la rete europea dei metanodotti si tradurranno in uno sviluppo della concorrenza

solo se la riduzione della quote di mercato dell’impresa dominante andrà di pari

passo con il soddisfacimento della domanda con quote progressivamente maggio-

ri di offerta spot presso il PSV. Diversamente, potremmo assistere a una ripartizio-

ne dei profitti più favorevole ai nuovi entranti senza particolari benefici per gli

utenti.
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1 Per operatore si intende l’insieme delle società di generazione, compravendita e 

trading appartenenti allo stesso gruppo di controllo.

EVOLUZIONE DEL MERCATO NEL 2003

Quanto descritto sull’evoluzione del settore del gas nel corso del 2003 viene

sommariamente quantificato nel bilancio degli operatori del gas, riportato nella

tavola 5.1, che rappresenta in modo sintetico il ruolo svolto dalle principali

tipologie di operatori1 nelle varie fasi della filiera dalla produzione e importa-

zione, fino alla vendita e al consumo finale. Analogamente al settore elettrico,

i cambiamenti intervenuti nell’assetto del settore del gas hanno richiesto un

continuo adattamento nella definizione dei vari comparti e categorie del bilan-

cio in anni successivi. Il bilancio del 2003 ha introdotto significative novità che

riguardano soprattutto la struttura per tipologia di operatore e le classi di ven-

dita ai clienti finali del mercato libero e tutelato.

In particolare, traendo spunto dalla crescente integrazione verticale, non si

distingue più tra produttori, grossisti e venditori sul mercato finale, ma tra

gruppi di operatori collegati tra loro da legami di controllo proprietario e inte-

grati lungo la filiera del gas. Vengono evidenziati i tre principali gruppi di Eni,

Enel S.p.A. ed Edison S.p.A. Negli ultimi anni hanno assunto crescente impor-

tanza gruppi di operatori, creati su iniziativa di società ex municipali, che sono

riuniti insieme nella categoria “Aziende municipali maggiori”. Questa categoria

comprende, per esempio, il gruppo formato attorno ad Aem Milano S.p.A., Asm

Brescia S.p.A. e Amga Genova S.p.A. con una serie di altre società collegate a

monte e a valle della filiera (Plurigas S.p.A., Aem Trading S.r.l., Asm Energy

S.r.l., Amga Commerciale S.r.l. ecc.).

Tale forma di integrazione non è così evidente, o comunque molto meno avan-

zata, per la maggior parte delle aziende di proprietà degli enti locali, che per-

tanto vengono raggruppate in una categoria a parte, “Altre aziende municipa-

li”. La categoria delle “Società private nazionali” è in genere costituita da pic-

cole società private, che hanno tradizionalmente operato in regime di conces-

sione e che, a seguito della separazione imposta dal decreto legislativo 

n. 164/00, si trovano a operare sull’intero mercato nazionale. Questa categoria

comprende anche società di significative dimensioni, come le società del grup-

po Italcogim e società come Energia S.p.A. nate con il nuovo regime concor-

renziale. Infine viene data evidenza separata alle società di proprietà estera,

come Gaz de France, Gas Natural ed EGL, che spesso operano con sede in Italia

e che hanno assunto importanza crescente negli ultimi due anni.

Rispetto al 2002, non si segnalano significativi cambiamenti nel settore della
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TAV. 5.1 BILANCIO DEGLI OPERATORI DEL GAS NATURALE NEL 2003

G(m3); valori uniformati in base a un potere calorifico inferiore pari a 8 250 kcal/m3; 
le immissioni in stoccaggio sono indicate con il segno positivo

Fonte: Elaborazione AEEG su dichiarazioni degli operatori.

GRUPPO GRUPPO GRUPPO AZIENDE ALTRE  SOCIETÀ  SOCIETÀ TOTALE
ENI ENEL EDISON MUNICIPALI AZIENDE PRIVATE ESTERE

MAGGIORI LOCALI NAZIONALI

Produzione nazionale 12,2 0,0 1,1 0,0 0,0 0,1 0,2 13,5

Importazioni nette 40,0 9,1 5,9 3,5 0,0 2,5 1,5 62,4

Dirette 40,0 9,1 2,9 0,7 0,0 0,8 1,2 54,7

Vendite Eni alla frontiera 0,0 0,0 3,0 2,8 0,0 1,7 0,3 7,8

Trasferimenti netti -23,7 8,1 0,4 6,2 4,4 5,0 -0,3 0,1

Variazione scorte -1,3 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 -1,3

Consumi e perdite 0,4 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,0 1,0

Totale risorse 29,4 17,0 7,3 9,5 4,3 7,4 1,4 76,4

Vendite e consumi finali 29,4 17,0 7,3 9,5 4,3 7,4 1,4 76,4

Generazione elettrica 4,7 12,1 5,8 1,4 0,1 1,6 0,6 26,4

Altri usi 24,7 4,9 1,5 8,1 4,2 5,8 0,8 50,0

Mercato tutelato 8,2 3,0 0,7 5,8 3,6 4,3 0,0 25,6

< 2 000 m3 5,4 2,1 0,3 2,4 1,5 2,1 0,0 13,8

2 - 50 000 m3 2,0 0,5 0,3 2,6 1,6 1,8 0,0 8,8

50 - 200 m3 0,6 0,5 0,1 0,7 0,3 0,3 0,0 2,3

> 200 000 m3 0,2 0,0 0,0 0,2 0,2 0,1 0,0 0,7

Mercato concorrenziale 16,5 1,9 0,8 2,3 0,6 1,5 0,8 24,4

< 2 000 m3 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0 0,0

2 - 50 000 m3 0,0 0,0 0,0 0,1 0,0 0,0 0,0 0,2

50 - 200 m3 0,1 0,0 0,0 0,2 0,0 0,1 0,0 0,4

> 200 000 m3 16,4 1,9 0,8 2,1 0,5 1,4 0,7 23,8
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TAV. 5.2 VENDITE DEI GROSSISTI NEL 2003(A)

G(m3)

Grossisti con vendite superiori 17 55,5 38,2 93,7
a 500 M(m3)

Eni Gas & Power 17,5 22,6 40,1

Enel Trade 11,6 6,2 17,8

Edison Gas 5,6 4,1 9,7

Italgas Più 7,4 0,1 7,5

Enel Gas 4,4 0,0 4,4

Plurigas 0,7 2,6 3,2

Hera Comm 1,6 0,0 1,6

Aem Trading 0,4 1,1 1,5

Energia 0,7 0,5 1,2

Blumet 1,1 0,1 1,2

Aem Energia 1,1 0,0 1,1

Italcogim Vendite 0,8 0,0 0,8

Blu Gas 0,1 0,7 0,7

Gaz de France 0,6 0,0 0,6

Dalmine Energie 0,3 0,3 0,6

Fiorentina Gas Clienti 0,6 0,0 0,6

Asmea 0,5 0,0 0,5

Estgas 0,5 0,0 0,5

Grossisti con vendite tra 100 e 500 M(m3) 49 9,2 2,9 12,1

Grossisti con vendite inferiori a 100 M(m3) 196 4,6 0,4 5,0

Grossisti senza vendite 25 0,0 0,0 0,0

Totale 287 69,3 41,5 110,8

(A) Sono escluse le vendite di oltre 150 grossisti con vendite inferiori a 50 M(m3).
(B) Le vendite ad altri grossisti includono le rivendite.

Fonte: Elaborazione AEEG su dichiarazioni degli operatori.

NUMERO VENDITE SUL VENDITE AD VENDITE 
MERCATO ALTRI TOTALI

FINALE GROSSISTI(B)



produzione nazionale, che è calata per tutte le categorie di operatori in modo più o

meno uniforme. L’incidenza delle importazioni del gruppo Eni si è ulteriormente

ridotta, in linea con i tetti imposti dal decreto legislativo n. 164/00. La crescita della

domanda di gas naturale nel 2003 è stata in parte coperta da un significativo

aumento delle importazioni di quasi tutti i gruppi concorrenti, complessivamente del

35 per cento rispetto all’anno precedente, e in parte minore dai prelievi dagli stoc-

caggi. Per quanto riguarda le importazioni dei concorrenti, è significativamente

aumentato il ruolo delle vendite di Eni alla frontiera: 35 per cento delle importazio-

ni nel 2003 contro 30 per cento nel 2002. Tuttavia, l’incidenza delle cosiddette “ven-

dite innovative” varia significativamente con la categoria di importatori: non vi fa

ricorso il gruppo Enel; per il gruppo Edison essa è aumentata da 38 a 51 per cento

del totale tra il 2002 e il 2003, si è invece apprezzabilmente ridotta per i restanti

gruppi, complessivamente da 76 per cento nel 2002 a 64 per cento nel 2003.

Le vendite e i consumi finali sono divisi in parti molto simili tra generazione elettri-

ca, mercato concorrenziale e mercato tutelato. Nell’ambito del mercato concorren-

ziale, il bilancio evidenzia la forte preferenza degli operatori per i consumatori di

maggiore dimensione. Il 98 per cento delle vendite sul mercato concorrenziale

riguarda clienti finali con consumi maggiori di 200 000 m3. In particolare, l’inciden-

za delle vendite non tutelate (in base ai criteri fissati dall'Autorità ai sensi della deli-

bera 12 dicembre 2002, n. 207) scende dal 97 per cento per i clienti finali con con-

sumi superiori a 200 000 m3, al 14 per cento per i clienti con consumi tra 50 000 e

200 000 m3 e all’1,8 per cento per i clienti con consumi tra 2 000 e 50 000 m3. Meno

dello 0,1 per cento dei clienti finali con consumi inferiori a 2 000 m3 (essenzialmente

il settore domestico) ha fatto ricorso al mercato libero, prevalentemente attraverso

società di servizi. Tuttavia, a tale riguardo si distinguono due categorie di operatori

con una incidenza dei contratti concorrenziali significativamente maggiore della

media: altre aziende municipali (0,4 per cento) e le società private nazionali (0,2 per

cento). L’incidenza cala allo 0,05 per cento per le aziende municipali maggiori e a

meno dello 0,01 per cento per i rimanenti gruppi.

Il quadro delle vendite intermedie e finali per singoli operatori nel 2003 viene ripor-

tato nella tavola 5.2. Nel complesso non si notano grandi rivolgimenti nel comparto

rispetto al 2002, a parte un significativo aumento nel numero di operatori che riflet-

te la fase conclusiva della separazione tra società di vendita e di distribuzione. Anche

la graduatoria in termini di gas venduto sul mercato intermedio e finale non è signi-

ficativamente cambiata rispetto al 2002. Quasi tutti gli operatori hanno aumentato

le loro vendite, a eccezione del gruppo Eni per via dei tetti normativi. Analogamente

per le importazioni, riportate in dettaglio nella tavola 5.3, non si segnalano signifi-

cative variazioni rispetto al 2002, se non per un piccolo aumento nel numero di

importatori e per la netta crescita dei volumi importati da quasi tutti gli operatori

concorrenti di Eni.
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Eni Gas & Power 40.410 61,5

Enel Trade 9.092 14,5

Edison Gas 5.880 9,4

Plurigas 3.062 4,9

Energia 1.183 1,9

Gaz de France 579 0,9

Dalmine Energie 556 0,9

Gas Natural Vendita Italia 342 0,6

Energetic Source 313 0,5

Energas   Milano 253 0,4

E Noi 186 0,3

Italcogim Trading 165 0,3

Worldenergy SA  Svizzera 128 0,2

Hera Comm 128 0,2

Blumet 117 0,2

Electra Italia 76 0,1

Gas Plus 72 0,1

Blu Gas 64 0,1

BP Italia  (2) 55 0,1

SPEIA 52 0,1

Acea Electrabel Trading 36 0,1

Spigas 33 0,1

EGL Italia 33 0,1

VOLUME IMPORTATO QUOTA PERCENTUALE

TAV. 5.3 IMPORTAZIONI DEGLI OPERATORI DEL GAS NEL 2003

M(m3) e valori percentuali

Fonte: Elaborazioni AEEG su dichiarazioni degli operatori. Importazioni Eni al netto delle esportazioni.



APPROVVIGIONAMENTO: PRODUZIONE NAZIONALE E IMPORTAZIONI

Struttura del mercato della produzione e dell’approvvigionamento

Produzione nazionale L’anno 2003 è stato caratterizzato da un ulteriore decremento della produzio-

ne nazionale. La quota di gas nazionale sul totale dei consumi è nuovamente

diminuita, raggiungendo appena il 18 per cento contro il 20 per cento a cui si

era attestata lo scorso anno. Non è certo una novità che la produzione subisca

decrementi di questa entità da un anno all’altro. È noto infatti che i maggiori

giacimenti sono già stati scoperti e che le imprese tendono a non investire nel

settore dell’upstream in Italia, nonostante gli incentivi offerti dal Governo

(anche per la produzione di campi marginali, come previsto dal decreto legisla-

tivo n. 164/00), principalmente a causa della complessità degli iter autorizza-

tivi. A ciò si aggiunge il blocco allo sfruttamento dei giacimenti dell’Alto

Adriatico. Il declino della produzione nazionale avviene per mancanza di eco-

nomicità nell’estrazione del gas italiano, con la conseguenza meno desiderabi-

le della perdita nel lungo periodo di know how tecnico nel settore upstream,

in Italia particolarmente sviluppato per la struttura geologica assai complessa

del territorio.

Il prospetto della produzione nazionale ab origine (Fig. 5.1) mostra il picco pro-

duttivo raggiunto negli anni Novanta seguito dalla rapida discesa registrata nel-

l’ultimo quinquennio e attesa protrarsi anche nei prossimi anni.
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FIG. 5.1 ANDAMENTO DELLA PRODUZIONE NAZIONALE DI GAS NATURALE DAL 1950

M(m3); valori storici dal 1950 al 2003 e previsioni dal 2004 al 2010

Fonte: Ministero delle attività produttive.



Importazioni L’Italia è dunque un paese che punta sempre di più sulle importazioni per prov-

vedere al proprio fabbisogno di gas. Nel 2003 le importazioni hanno coperto

oltre l’80 per cento dei consumi (Fig. 5.2). 

Circa la ripartizione delle importazioni in base alla provenienza (Fig. 5.3) si nota

come la quota maggiore di importazioni, pari al 35,9 per cento, passi per i punti

di entrata della rete nazionale di Tarvisio e di Gorizia dove arriva il gas la cui pro-

venienza è principalmente la Russia. Risale ad appena l’inizio del 2004 il build up
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FIG. 5.2 IMMISSIONI IN RETE NEL 2003

Valori percentuali

Stoccaggio (1,7%)

Importazioni (80,7%)

Produzione Nazionale (17,6%)

FIG. 5.3 IMPORTAZIONI DI GAS NEL 2003 SECONDO LA PROVENIENZA

Valori percentuali

Panigaglia (5,6%)

Mazara del Vallo (34,5%)

Passo Gries (24,0%)

Tarvisio e Gorizia (35,9%)

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Ministero delle attività produttive.

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Ministero delle attività produttive.



dell’ultimo dei contratti stipulati dall’Eni con la russa Gazprom. Con una quota

pari al 34,5 per cento, seguono le importazioni di gas algerino che arriva in Italia

attraverso il gasdotto Transmed, con punto di entrata ubicato in Sicilia (Mazara

del Vallo). Sono pari al 24 per cento le importazioni che giungono alla rete na-

zionale attraverso il confine con la Svizzera di Passo Gries: in quest’ultimo arriva

il gas proveniente principalmente dai Paesi Bassi, e in minor quota da altre pro-

duzioni intracomunitarie, nonché dalla Norvegia (produzioni in off shore del Ma-

re del Nord). Infine vi è un 5,6 per cento di gas proveniente dal Nord Africa, che

giunge come GNL presso gli impianti di Panigaglia in Liguria (gestiti dalla GNL

Italia S.p.A., società del gruppo Eni), dove viene rigassificato e immesso in rete2.

Riguardo ai contratti di acquisto di gas russo dell’Eni, va ricordato che la Com-

missione europea ha voluto un accordo tra Gazprom e la compagnia italiana per

l’eliminazione delle clausole di restrizione territoriale (o “di destinazione”) pre-

senti nei contratti stipulati negli scorsi decenni. Risale infatti allo scorso 6 otto-

bre la comunicazione della Commissione europea che informava dell’accordo

raggiunto dai servizi della concorrenza della Commissione europea con le due

compagnie, a seguito del quale Eni ha accettato di offrire volumi significativi di

gas acquistato dalla Russia a clienti fuori dall’Italia e di promuovere un poten-

ziamento del gasdotto TAG, da realizzare tra il 2008 e il 2011 in funzione del-

l’andamento del mercato italiano.

La struttura delle importazioni di gas può essere analizzata anche in base alla

durata, intera (Fig. 5.4) o residua (Fig. 5.5), dei relativi contratti vigenti nell’an-

no termico 2003/04, che ha inizio l’1 ottobre 2003 e termina con l’ultimo gior-

no di settembre 2004. Nell’analisi non sono considerati i contratti relativi al-

l’importazione dalla Libia, i cui build up sono legati al completamento del rela-

tivo tratto di gasdotto, con punto di entrata in Sicilia, che si prevede entrerà in

funzione al termine del 2004, dunque nel prossimo anno termico. 

Nella figura che mostra i contratti secondo la durata residua è nulla l’incidenza

dei contratti in essere di durata superiore a 20 anni. Ciò in quanto, come appena

ricordato, la maggior parte delle forniture dalla Libia, che vanno oltre il venten-

nio, non è ancora attiva; analogamente, l’analisi non include le recenti richieste

per nuove importazioni dall’Algeria, che prevedono build up tra il 2006 e il 2007

in corrispondenza della realizzazione del potenziamento del tratto tunisino del

Transmed (si veda più avanti). Naturalmente il gruppo Eni non è coinvolto come
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2 È opportuno ricordare che a seguito dello swap concordato tra Enel e Gaz de France in

relazione al GNL nigeriano acquistato da Enel con un contratto pluriennale nel 1997,

sono da attribuirsi a tale contratto quote di importazioni via gasdotto da Russia, Francia

e Germania, nonché quote di gas algerino che arrivano in Italia come GNL per conto di

Enel, per un totale di poco più del 6 per cento del totale del gas importato in Italia.



acquirente nelle importazioni dalla Libia e nei nuovi accordi per il gas algerino: in

base ai tetti antitrust stabiliti dal decreto legislativo n. 164/00, ancora sino al

2010, le sue immissioni sono destinate a essere annualmente ridotte di due punti

percentuali rispetto al totale delle immissioni.
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FIG. 5.4 STRUTTURA DEI CONTRATTI (ANNUALI E PLURIENNALI) ATTIVI NELL’ANNO
TERMICO 2003/04, SECONDO LA DURATA INTERA

Da 25 a 30 anni  (43,2%)

Da 21 a 24 anni  (11,8%)

Da 15 a 20 anni  (33,6%)

Da 5 a 10 anni  (9,5%)

1 anno  (1,4%) Meno di 5 anni  (0,6%)

FIG. 5.5 STRUTTURA DEI CONTRATTI (ANNUALI E PLURIENNALI) ATTIVI NELL’ANNO
TERMICO 2003/04, SECONDO LA DURATA RESIDUA

Da 11 a 14 anni  (26,9%)

Da 15 a 19 anni  (55,4%)

Da 5 a 10 anni  (13,9%)

1 anno  (1,4%)
Meno di 5 anni  (2,4%)

Più di 20 anni  (0,0%)
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In base ai potenziamenti programmati, nonché considerando ulteriori grandi ope-

re attualmente in via di studio, il mercato italiano attrae l’attenzione sempre cre-

scente degli operatori: oltre a quelli già presenti, nuovi soggetti, anche esteri, si

affacciano sul mercato italiano, per le potenzialità che si prospettano in partico-

lare sulle infrastrutture per la rigassificazione di GNL (si veda più oltre). 

Basti pensare al progetto di un nuovo metanodotto che dall’Algeria attraverso la

Sardegna arrivi in territorio francese, di cui è parte il famoso progetto per la me-

tanizzazione della Sardegna. In realtà esso deve ancora intraprendere la verifica

di fattibilità tecnica, economica e finanziaria, ma è senz’altro un’opera di rile-

vanti dimensioni: si tratta di una capacità per almeno 10 G(m3) all’anno che ri-

chiede notevoli investimenti ed è destinata al mercato europeo più che a quello

italiano (la sola metanizzazione di una regione non ne giustificherebbe la spesa).

Ciò, anche in previsione di un ingresso diretto della compagnia algerina Sonatra-

ch nel mercato europeo, verosimilmente come contropartita alla eliminazione

della “clausola di destinazione” nei contratti take or pay, che la Direzione gene-

rale concorrenza dell’Unione europea sta perseguendo anche nei confronti del-

l’Algeria, così come ha fatto per la Russia. La nuova struttura non sarà comun-

que operativa prima del 2009; entro i primi mesi di quest’anno dovrebbero avere

il via le procedure per il finanziamento dello studio di fattibilità da parte del Mi-

nistero delle attività produttive.

È in fase di avvio anche lo studio di fattibilità del progetto per il gasdotto Gre-

cia-Italia, finanziato dalla Commissione europea nell’ambito del regolamento

Trans European Network. 

Di imminente completamento è invece il nuovo gasdotto in costruzione per le im-

portazioni dalla Libia, per una capacità massima contrattualizzata annuale di 8

G(m3): come risulta dalle comunicazioni ufficiali al Ministero delle attività pro-

duttive ai sensi del decreto legislativo n. 164/00 e dalle autorizzazioni all’impor-

tazione rilasciate da quest’ultimo, è previsto entrare in funzione, sia pure a capa-

cità ridotta, alla fine del 2004; si prevede entrerà in regime per l’anno 2006.

Per quanto riguarda il potenziamento del tratto tunisino del gasdotto di im-

portazione dall’Algeria, per ulteriori 6,5 G(m3), si è conclusa lo scorso giugno

la prima fase della procedura di allocazione, per un totale sinora di 1,78 G(m3).

Qualora si decidesse di proseguire con tale iniziativa, il potenziamento potreb-

be essere operativo dal 2007. La realizzazione è tuttavia al centro di un com-

plesso contenzioso tra Eni, la sua controllata TTPC (Trans Tunisinian Pipeline

Company) e la società algerina Sonatrach; tale contenzioso, che coinvolge an-

che i governi algerino, tunisino e italiano, ne mette in forse la realizzazione

prima del 2013.

La possibilità di potenziare il tratto austriaco del metanodotto TAG di importa-

zione dalla Russia, per ulteriori 6,5 G(m3)/anno, è stata recentemente ridiscussa



in base al menzionato accordo tra la Commissione europea, Eni e Gazprom: nel

rimuovere la clausola di destinazione nei contratti di importazione all’Eni si è

consentito di procrastinare sino al 2011 la realizzazione del potenziamento,

qualora in Italia abbiano inizio entro il luglio 2005 i lavori per due nuovi termi-

nali di GNL.

Azioni dell’Autorità nella promozione della concorrenza nell’offerta di gas

Tra gli strumenti a disposizione dell’Autorità per promuovere la concorrenza

nell’offerta di gas vi sono sia la definizione di condizioni che rendano accessi-

bile ed efficiente il servizio di trasporto, sia interventi di stimolo alla creazione

di nuove infrastrutture d’importazione.

Il quadro normativo dei Codici di rete in Italia è stato definito nel 2002 con

l’approvazione della delibera dell’Autorità 17 luglio 2002, n. 137. In base alla

normativa vigente le imprese che adottano il Codice di rete devono sottoporlo

all’Autorità per l’approvazione. Nel corso dell’esame dei Codici di rete è emersa

l’opportunità di integrare il quadro normativo, predisposto con la delibera n.

137/02, in merito alla disciplina del servizio di trasporto per specifici profili di

clientela e di chiarire alcune disposizioni in vigore per meglio promuovere la

concorrenza nel settore. 

Per quanto riguarda le nuove infrastrutture per la rigassificazione del GNL,

l’Autorità ha adeguato le disposizioni emanate nel 2002 a quanto stabilito in

materia dalla legge 12 dicembre 2002, n. 273.

L’art. 13 della delibera n. 137/02 prevede che la cessione e lo scambio di capa-

cità di entrata e di uscita assegnate agli utenti della rete nazionale di gasdot-

ti nonché la cessione e lo scambio di gas immesso nella rete stessa siano effet-

tuati sulla base di procedure definite con provvedimento dell’Autorità. L’avvio

del procedimento finalizzato all’adozione di tali procedure e al completamento

dell’assetto funzionale alla promozione della concorrenza nel settore del gas è

contenuto nella delibera 31 luglio 2003, n. 91. 

Nella versione iniziale del Codice di rete presentato da Snam Rete Gas all’Auto-

rità, era contemplata una disciplina dell’organizzazione di un mercato seconda-

rio per lo scambio del gas, con l’introduzione di un PSV quale “servizio opzio-

nale” per gli scambi e le cessioni giornaliere di gas in rete. Poiché questa disci-

plina non riguardava il rapporto gestore-utente del servizio (controparti del

contratto di trasporto), non poteva costituire materia oggetto del Codice di re-

te. Durante il procedimento di verifica di conformità del Codice di rete, gli Uffi-

Modifiche e completamento

della disciplina del trasporto

(delibera n. 91/03)
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ci dell’Autorità hanno segnalato a Snam Rete Gas tale incoerenza e nella nuova

versione di Codice di rete, approvata dall’Autorità, la disciplina contestata è

stata sostituita con un supporto tecnico operativo alle contrattazioni fisiche tra

gli operatori. Al contempo, però, l’Autorità ha invitato la stessa società e altri

soggetti interessati a presentare ai propri Uffici, entro il 30 settembre 2003, uno

schema di procedure per l’organizzazione di un mercato secondario per lo

scambio del gas.

Con la stessa delibera n. 91/03, l’Autorità ha inoltre disposto di avviare un pro-

cedimento volto a modificare la delibera n. 137/02, che è apparsa disciplinare in

modo incompiuto le problematiche relative ad alcuni specifici profili del servi-

zio di trasporto. Più precisamente, l’Autorità ha ritenuto che:

• la disciplina del conferimento di capacità non risulta adeguata alle esigen-

ze di alcune tipologie di impianti che si trovano in fase di avviamento e di

test iniziale, e che in tale fase presentano una marcata indeterminatezza del

profilo di prelievo;

• la stessa disciplina del conferimento di capacità non considera le specifiche

esigenze, sia dei contratti di importazione, che prevedono un periodo tran-

sitorio nel quale si raggiungono gradualmente le quantità contrattuali

media giornaliera e massima giornaliera di regime, sia dei contratti di forni-

tura a nuovi impianti, l’avviamento dei quali abbia inizio in data successiva

all’inizio dell’anno termico;

• la disciplina dell’erogazione del servizio di trasporto non considera le esigenze

degli impianti di compressione per autotrazione nei periodi in cui tali impian-

ti alimentano carri bombolai per l’esecuzione del servizio sostitutivo di ricon-

segna a seguito di situazioni di emergenza o di interventi di manutenzione;

• la disciplina delle prenotazioni prevista dalla delibera n. 137/02 non appare

pienamente funzionale, sebbene legittima, con le finalità dalla stessa perse-

guite. Peraltro, alcune segnalazioni di utenti hanno evidenziato come la

medesima delibera, non prevedendo l’applicazione di specifici corrispettivi a

carico dell’utente che non rispetti le prenotazioni da questi effettuate, con-

senta comportamenti opportunistici e non responsabili di alcuni utenti a

danno di altri in sede di bilanciamento.
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Nell’ambito del procedimento avviato con la delibera n. 91/03, l’Autorità ha

adottato alcune disposizioni in materia di mercato regolamentato delle capa-

cità di trasporto e del gas naturale immesso nella rete nazionale di gasdotti.

Basandosi anche sull’esperienza maturata in altri paesi europei e sulle osserva-

zioni e proposte dei soggetti interessati, con la delibera 26 febbraio 2004, n.

22, l’Autorità ha infatti delineato un percorso di interventi regolatori, articola-

to in quattro passaggi, finalizzato alla graduale istituzione di un mercato cen-

tralizzato del gas e delle capacità. Le quattro fasi prevedono:

• l’introduzione di procedure che, attraverso una piattaforma informatica,

consentano la cessione e lo scambio di capacità di trasporto e di gas natu-

rale immesso nella rete nazionale di gasdotti sulla base di accordi bilaterali

fra utenti e in conformità con i criteri di bilanciamento del servizio di tra-

sporto definiti dalla delibera n. 137/02;

• l’introduzione di contratti standard per gli scambi bilaterali di gas e capa-

cità; facilitando la conclusione di transazioni fra gli operatori, cui viene

offerta la possibilità di definire i soli prezzo e volume della transazione, tali

contratti si rivelano utili a promuovere la liquidità del mercato;

• l’introduzione di un regime di bilanciamento incentrato su un mercato gior-

naliero, nel quale l’impresa di trasporto compra dagli (o vende agli) opera-

tori del sistema il gas naturale in difetto o in eccesso nella rete di traspor-

to. Questo intervento, che pone i presupposti per una crescita del volume di

gas scambiato giornalmente, richiede la modifica del regime di bilancia-

mento attualmente in vigore definito dalla delibera n. 137/02 e l’introdu-

zione di un sistema che incentivi gli utenti a essere bilanciati attraverso cor-

rispettivi calcolati sulla base del prezzo con il quale il gas naturale viene

scambiato sul mercato giornaliero di bilanciamento; 

• l’introduzione di un mercato centralizzato del gas naturale gestito in modo

indipendente e basato su un sistema automatico di incrocio fra domanda e

offerta sul modello inglese della clearing house, il quale consenta la deter-

minazione di un prezzo ufficiale quale riferimento per la conclusione delle

transazioni.

Dall’1 ottobre 2003 Snam Rete Gas gestisce il sistema informatico per

scambi/cessioni di gas al PSV mediante il quale gli utenti della rete di trasporto

possono registrare, ai fini del proprio bilanciamento, gli scambi e le cessioni di

gas immesso in rete, che definiscono su base bilaterale. L’Autorità ha giudicato

tale sistema idoneo a raggiungere il primo dei quattro obiettivi delineati, per-

tanto ha attribuito al PSV la qualifica di mercato regolamentato delle capacità e

del gas. Tuttavia l’Autorità ha anche riconosciuto come, nell’ambito dei possi-

Verso la creazione 

di una borsa del gas 

(delibera n. 22/04)



bili interventi volti alla creazione di un efficiente mercato regolamentato del

gas, possano essere sviluppate ulteriori funzionalità rispetto a quelle previste

dal sistema predisposto da Snam Rete Gas; funzionalità che abbiano lo scopo di

offrire elementi aggiuntivi di flessibilità a disposizione degli utenti del sistema

di trasporto per ottimizzarne il bilanciamento. In particolare gli elementi indivi-

duati dall’Autorità sono: 

• la possibilità di concludere e registrare transazioni di gas naturale con un

anticipo di trenta giorni rispetto alla data nella quale vengono contabiliz-

zate ai fini del bilanciamento. Attualmente le transazioni possono essere

registrate con un anticipo limitato a 8 giorni;

• la possibilità di effettuare cessioni e scambi di capacità di trasporto, per perio-

di minimi di un giorno, presso i punti di entrata alla rete nazionale di gasdotti

interconnessi con l’estero o con terminali di rigassificazione di GNL.

Attualmente il Codice di rete predisposto da Snam Rete Gas prevede che le ces-

sioni di capacità di trasporto fra utenti possano avvenire per periodi minimi di

un mese coincidenti con il mese di calendario. L’assetto previsto dall’Autorità

consente di rendere compatibili i tempi di cessione delle capacità con quelli con

i quali è consentito lo scambio di gas immesso in rete;

• la possibilità di concludere e registrare transazioni di gas naturale nello stes-

so giorno in cui esse vengono contabilizzate ai fini del bilanciamento, allo

scopo di permettere agli utenti di correggere nel giorno in corso situazioni

di disequilibrio non previste. 

La delibera n. 22/04 ha quindi affidato a Snam Rete Gas il compito di presenta-

re all’Autorità una proposta di modifica del sistema da essa predisposto, allo

scopo di rendere attive le nuove funzionalità entro il prossimo anno termico.

Nel frattempo il PSV è entrato in funzione dallo scorso ottobre e ha già dato i

primi risultati, illustrati in dettaglio nel paragrafo relativo all’organizzazione

dell’attività di trasporto.

Con la stessa delibera, l’Autorità ha infine avviato un processo di consultazione

relativamente alla definizione di contratti standard per gli scambi bilaterali e al-

l’introduzione di un regime di bilanciamento incentrato su un mercato giorna-

liero, invitando i soggetti interessati a presentare osservazioni e proposte in

merito.
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Come detto, alcuni specifici profili del servizio di trasporto – i casi di avvia-

mento – non sono adeguatamente disciplinati dalla delibera n. 137/02 e dun-

que anche dai Codici di rete redatti dalle imprese di trasporto. In tali casi,

infatti, sono emerse le seguenti problematiche:

a) la disciplina del conferimento di capacità non risulta adeguata alle esigenze

degli impianti in fase di avviamento, che presentano una notevole indetermina-

tezza del profilo di prelievo. Per tali impianti, infatti, durante l’effettuazione di

test di prestazione possono verificarsi, per brevi periodi, prelievi di gas superio-

ri a quelli del funzionamento a regime;

b) non sono considerate le specifiche esigenze nel caso di avviamento di nuovi

contratti di importazione. Questi prevedono generalmente un regime transi-

torio durante il quale si raggiungono le quantità contrattuali media giorna-

liera e massima giornaliera di regime3. Normalmente la realizzazione delle

infrastrutture di importazione precede il termine contrattuale in relazione al

quale sono previsti gli incrementi di quantità di gas impegnato e si può veri-

ficare, per brevi periodi, che la disponibilità di capacità di trasporto non sia

coerente con le quantità contrattuali previste nel periodo transitorio di

avviamento dei contratti. Lo sfasamento temporale tra la disponibilità di

trasporto e l’utilizzo di tale capacità determina oneri economici (il paga-

mento del corrispettivo di capacità) a carico del soggetto importatore pre-

cedenti all’avviamento del contratto di importazione;

c) non vengono considerate le specifiche esigenze degli impianti di nuova rea-

lizzazione con avviamento che ha inizio in data successiva a quella dell’an-

no termico, per i quali vi è uno sfasamento temporale tra la disponibilità di

capacità di trasporto e l’avviamento dell’impianto. Tale situazione può veri-

ficarsi a causa dei diversi tempi necessari per l’ottenimento dei permessi per

la realizzazione sia dell’allacciamento alla rete di trasporto, sia dell’impian-

to a valle del punto di riconsegna. Lo sfasamento temporale tra la disponi-

bilità di capacità di trasporto nel punto di riconsegna e l’avvio dell’utilizzo

dell’impianto del cliente finale, determina oneri economici a carico dell’u-

tente, e quindi del cliente finale, anche per un periodo anteriore all’effetti-

vo esercizio commerciale dell’impianto.

Su questi temi l’Autorità ha diffuso un Documento per la consultazione conte-

Consultazione sul trasporto

nei casi di avviamento

5 .  S T R U T T U R A  D E I  M E R C A T I  E  R E G O L A Z I O N E  D E L  S E T T O R E  D E L  G A S  N A T U R A L E

203

3 Questo regime transitorio, previsto negli impegni sottoscritti con i produttori, è gene-

ralmente necessario per tenere conto della messa in esercizio graduale dei campi di

produzione (start up dei campi).



nente proposte per la disciplina del servizio di trasporto nei casi di avviamento.

Nel Documento sono stati posti in evidenza alcuni argomenti e opzioni sui qua-

li l’Autorità ha sollecitato contributi che i soggetti interessati potevano inviare

entro la fine di marzo 2004.

Le proposte dell’Autorità sono costituite sostanzialmente dalle seguenti dispo-

sizioni speciali.

Per il caso di cui alla lettera a) si considera un periodo di avviamento di cinque

mesi, durante i quali la capacità di trasporto è conferita in relazione alle capa-

cità utilizzate nel medesimo periodo: per i primi tre mesi la capacità conferita è

la media utilizzata nel periodo; per il quarto e il quinto mese la capacità confe-

rita è pari alla massima capacità utilizzata; al termine del periodo di avviamen-

to l’impresa di trasporto procede al conferimento di capacità di trasporto defi-

nitivo per l’anno termico. Questa disciplina speciale è giustificata dalla specifi-

cità di questa tipologia di impianti, e non altera il principio fondamentale che

regola la disciplina dei conferimenti di capacità, ossia il principio secondo il

quale il conferimento di capacità massima che l’utente ritiene di prelevare av-

viene ex ante per non incorrere nelle penalità previste per supero di prelievo.

Peraltro il Codice di rete della società Edison T&S S.p.A. prevede una procedura

di conferimento particolare per i nuovi punti di riconsegna caratterizzati da una

marcata indeterminatezza del profilo di prelievo. Per tali punti l’impresa di tra-

sporto effettua la revisione della capacità conferita per un periodo di sei mesi a

partire dal primo mese di fornitura del servizio; la procedura prevede che nei pri-

mi sei mesi l’impegno di capacità sia determinato a consuntivo con riferimento

ai quantitativi di gas utilizzato: nei primi quattro mesi con riferimento al valore

medio delle quantità utilizzate, nel quinto e sesto mese con riferimento alla

quantità massima utilizzata nel punto di riconsegna.

Per quanto riguarda i profili b) e c), si prevede che non siano dovuti i corrispet-

tivi di capacità per il periodo compreso tra la data in cui si rende disponibile la

nuova capacità, a seguito della realizzazione dell’infrastruttura, e:

• con riferimento alla fattispecie di cui alla lettera b), la data fissata dal con-

tratto di importazione in cui è previsto l’incremento della quantità di gas

impegnato;

• con riferimento alla fattispecie di cui alla lettera c), la data in cui viene

avviato l’impianto a valle del punto di riconsegna.
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Tra le disposizioni in materia di politica energetica, in merito al potenziamen-

to delle infrastrutture internazionali di approvvigionamento di gas naturale, la

legge n. 273/02 stabilisce che i soggetti che investono nella realizzazione di

nuovi gasdotti di importazione di gas naturale, di nuovi terminali di rigassifi-

cazione e di nuovi stoccaggi in sotterraneo di gas naturale, hanno diritto di

allocare una quota pari all’80 per cento delle nuove capacità realizzate, per un

periodo pari a venti anni (art. 27, comma 2). L’accesso prioritario definito dalla

delibera dell’Autorità 15 maggio 2002, n. 91,  diviene un diritto di allocazione

riconosciuto anche a soggetti diversi dagli utilizzatori del terminale senza limi-

tazioni alla nuova capacità realizzabile e non richiede procedure di accerta-

mento da parte dell’Autorità. 

D’altra parte, la nuova Direttiva europea 2003/55/CE del 26 giugno, che abroga

la Direttiva 98/30/CE, prevede (nell’art. 22) una procedura individuale in base

alla quale può essere concessa una deroga, da valutare caso per caso, alle dispo-

sizioni generali in materia di accesso alle infrastrutture di rete, nell’ipotesi di

realizzazione di nuovi terminali di GNL; il potere di decisione sulla deroga viene

intestato direttamente all’Autorità di regolazione, con la facoltà per lo Stato

membro di prevedere che l’Autorità stessa presenti il proprio parere sulla richie-

sta di deroga all’organo competente dello Stato membro, affinché adotti la de-

cisione formale.

L’Autorità, alla fine di luglio 2003, ha recepito (con la delibera 31 luglio 2003,

n. 90) quanto disposto dalla legge n. 273/02, modificando la precedente delibe-

ra n. 91/02, in attesa che il Governo dia attuazione alle previsioni di cui all’art.

22 della Direttiva europea 2003/55/CE.

TRASPORTO E STOCCAGGIO

Struttura e organizzazione delle attività di trasporto, di stoccaggio e dei terminali
di rigassificazione

Trasporto Nello scorso anno termico 2002/03 non si sono registrati fenomeni di conge-

stione presso i punti di entrata della rete nazionale interconnessi con le infra-

strutture di trasporto all’estero, pur in presenza di un elevato livello di utiliz-

zo della capacità di trasporto continua, specie per le importazioni dal Nord

Europa e dalla Russia.

Rispetto alle capacità messe a disposizione nell’anno termico precedente, per

l’anno termico 2003/04 si registrano alcune variazioni (Tav. 5.4):

Accesso prioritario ai nuovi

terminali di rigassificazione

(delibera n. 90/03)
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• la capacità di trasporto relativa al punto di entrata di Mazara del Vallo ha

subìto un lieve aggiustamento essenzialmente dovuto ad aggiornamenti

delle previsioni dei consumi e delle produzioni nazionali lungo la linea di

importazione dal Nord Africa;

• la capacità di trasporto presso Passo Gries è diminuita a causa di inconve-

nienti rilevati sulle unità di compressione installate nella nuova centrale di

compressione di Masera;

• la capacità di trasporto relativa al punto di entrata di Tarvisio indicata in

tabella mostra un aumento che è effettivo dall’inizio del 2004, grazie all’en-

trata in esercizio di nuovi potenziamenti, in concomitanza con il build up

del quarto contratto Eni per l’importazione dalla Russia.

È opportuno ricordare che i valori della capacità di trasporto sono calcolati me-

diante simulazioni idrauliche della rete di trasporto che tengono conto degli

scenari di prelievo previsti per l’anno in oggetto. In particolare Snam Rete Gas

ha valutato i massimi quantitativi che possono essere immessi sulla rete da cia-

scun punto di entrata senza che siano superati i vincoli minimi di pressione nei

vari punti del sistema e senza superare le prestazioni massime degli impianti. Al

fine di assicurare la disponibilità del servizio di trasporto al livello richiesto nel

corso di tutto l’anno termico, la capacità di trasporto presso ciascun punto di

entrata è determinata considerando lo scenario di trasporto più gravoso (quello

estivo per i punti di entrata di Mazara del Vallo, Tarvisio e Gorizia, quello inver-

nale per il punto di entrata di Passo Gries).

I risultati del conferimento per l’anno termico 2003/04 mostrano come quasi
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TAV. 5.4 CAPACITÀ DI TRASPORTO DI TIPO CONTINUO IN ITALIA

M(m3) standard per giorno, se non altrimenti indicato; anno termico 2003/04

Passo Gries 57,7 57,7 0,0 100%

Tarvisio 82,0 80,1 1,9 98%

Panigaglia (GNL) 11,5 11,5 0,0 100%

Mazara del Vallo 86,0 74,4 11,6 87%

Gorizia 0,7 0,7 0,0 100%

Totale 237,9 224,4 13,5 94%

QUOTA 
PUNTO DI ENTRATA CAPACITÀ CAPACITÀ CAPACITÀ PERCENTUALE 
DELLA RETE NAZIONALE CONTINUA CONFERITA DISPONIBILE CONFERITA/

CONFERIBILE

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Ministero delle attività produttive e Snam Rete Gas.
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interamente soddisfatte le richieste di capacità di tipo continuo per tutti i punti

di entrata interconnessi con l’estero: al settembre 2003 22 soggetti hanno ri-

chiesto e ottenuto l’accesso presso questi punti.

Ai sensi della delibera n. 137/02, nell’anno 2003 è stato effettuato anche il primo

dei conferimenti pluriennali presso i punti di entrata interconnessi con l’estero: 8

soggetti hanno richiesto e ottenuto capacità per il prossimo quinquennio

2004/05 – 2009/10. I risultati del conferimento sono indicati nella tavola 5.5.

Rispetto all’anno precedente, nel 2003 la rete è stata complessivamente estesa

di circa l’1,24 per cento in termini di lunghezza. 

Snam Rete Gas ha presentato un programma di notevole potenziamento per il

prossimo decennio, coerente con lo sviluppo di gasdotti esteri di importazione

interconnessi con la rete nazionale. Infine sono proseguite le opere per la rea-

lizzazione della nuova importazione dalla Libia.

Dall’inizio dell’anno termico 2004/05 Snam Rete Gas ha avviato un sistema per

scambi/cessioni giornalieri di gas sulla propria rete, presso il cosiddetto PSV.

Insieme alla Bacheca elettronica per scambi/cessioni di capacità, servizio dispo-

nibile già dallo scorso anno, il nuovo sistema facilita le transazioni bilaterali tra

gli utenti. Il Codice di rete di Snam Rete Gas è predisposto per recepire le tran-

sazioni al PSV.

Concettualmente situato tra i punti di entrata e i punti di uscita della rete na-

zionale di gasdotti, il PSV è un punto presso il quale gli utenti possono effet-

tuare scambi e cessioni di gas con frequenza giornaliera. Al febbraio 2004, i

soggetti coinvolti nelle transazioni presso il PSV sono in totale 25: tra questi vi

sono gli utenti del servizio di trasporto che hanno ottenuto un conferimento di

capacità presso i punti di entrata della rete nazionale interconnessi con l’estero

lo scorso settembre. 

Il numero delle transazioni è aumentato dal primo mese di attività del PSV: da

un massimo di 7 transazioni giornaliere avvenute nel mese di ottobre 2003, a 21

transazioni giornaliere registrate nell’ultimo fine settimana di febbraio 2004.

Anche in termini di volume si è registrato un costante aumento: il volume mas-

simo giornaliero del mese di febbraio è stato di oltre 3,7 M(m3) standard, men-

tre il volume massimo giornaliero registrato nel mese di ottobre non arrivava al-

la metà di questo valore. Si osserva inoltre che le transazioni aumentano consi-

derevolmente, tanto in numero quanto in termini di volumi di gas, durante i fi-

ne settimana e/o i giorni festivi. Complessivamente i volumi totali di gas scam-

biati sono passati dai circa 21 M(m3) standard (pari a circa 798 milioni di GJ) di

ottobre a oltre 35 M(m3) standard nel mese di febbraio (equivalenti a circa 1

353 milioni di GJ). 

Punto di scambio 

virtuale (PSV)
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PUNTI DI ENTRATA CAPACITÀ CAPACITÀ CAPACITÀ
CONTINUA CONFERITA DISPONIBILE

TAV. 5.5 CONFERIMENTI AI PUNTI DI ENTRATA DELLA RETE NAZIONALE INTERCONNESSI 
CON L’ESTERO VIA GASDOTTO PER GLI ANNI TERMICI DAL 2004/05 AL 2009/10

M(m3) standard per giorno

Anno termico 2004/05

Tarvisio da 01/10/04 a 31/12/04 82,0 73,7 8,3

da 01/01/05 a 30/09/05 89,0 76,6 12,4

Gorizia 0,7 - 0,7

Passo Gries 57,5 52,7 4,8

Mazara del Vallo 78,0 70,2 7,8

Gela da 01/10/04 a 31/12/04 8,0 1,4 6,6

da 01/01/05 a 30/09/05 21,5 2,6 18,9

Anno termico 2005/06

Tarvisio da 01/10/05 a 31/12/05 89,0 76,6 12,4

da 01/01/06 a 30/09/06 91,0 79,2 11,8

Gorizia 0,7 - 0,7

Passo Gries 57,5 51,4 5,8

Mazara del Vallo da 01/10/05 a 28/02/06 78,0 70,3 7,7

da 01/03/06 a 31/05/06 79,1 70,3 8,8

da 01/06/06 a 30/09/06 81,1 70,3 10,8

Gela da 01/10/05 a 28/02/06 22,0 5,2 16,8

da 01/03/06 a 30/09/06 25,0 5,5 19,5

Anno termico 2006/07

Tarvisio da 01/10/06 a 31/12/06 91,0 79,2 11,8

da 01/01/07 a 30/09/07 103,5 81,9 21,6

Gorizia 0,7 - 0,7

Passo Gries 59,0 52,7 6,3

Mazara del Vallo 86,0 70,3 15,7

Gela 25,0 5,5 19,5

Anno termico 2007/08

Tarvisio 103,5 84,9 18,6

Gorizia 0,7 - 0,7

Passo Gries 59,0 52,4 6,6

Mazara del Vallo 86,0 69,2 16,8

Gela 25,0 5,5 19,5

Anno termico 2008/09

Tarvisio 103,5 85,8 17,7

Gorizia 0,7 - 0,7

Passo Gries 59,0 52,2 6,8

Mazara del Vallo 86,0 69,2 16,8

Gela 25,0 5,5 19,5

Anno termico 2009/10

Tarvisio 103,5 85,8 17,7

Gorizia 0,7 - 0,7

Passo Gries 59,0 52,2 6,8

Mazara del Vallo 86,0 69,2 16,8

Gela 25,0 5,5 19,5

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Ministero delle attività produttive e Snam Rete Gas.
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FIG. 5.6 BILANCIO DELLA RETE NAZIONALE E DEI CONSUMI IN ITALIA, 2003

Prospetto riepilogativo; M(m3) standard da 38,1 MJ

(A) Valore stimato che comprende consumi di torcia, rigassificazione a Panigaglia, compressione per
centrali.

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Snam Rete Gas.
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I grafici mostrano le transazioni avvenute nei punti di entrata della rete nazio-

nale interconnessi con l’estero (ove avvengono transazioni su base mensile) a

partire dall’ottobre del 2001 e presso il PSV dallo scorso ottobre, in termini di

volumi di gas movimentato (Fig. 5.7) e di numero di transazioni effettuate (Fig.

5.8). Per rendere confrontabili le transazioni registrate presso il PSV con quelle

avvenute presso i punti di entrata indicati, per il PVS si è considerata, per ogni

mese, la media del numero di transazioni giornaliere insieme al totale dei volu-

mi scambiati. 

Il maggior numero di transazioni, anche in termini di volumi di gas scambiati, avviene

presso il punto di entrata di Passo Gries; ma l’incidenza del PSV aumenta sensibilmen-

te di mese in mese. A febbraio, le transazioni di gas presso il PSV in termini di volumi

hanno rappresentato il 16 per cento del totale movimentato (Fig. 5.9).

La maggior parte delle transazioni avvengono per volumi di gas compresi tra i 

20 000 e i 30 000 m3 standard: la figura 5.10 mostra le classi più frequenti, compre-

se nell’intervallo tra 20 000 e 50 000 e tra 100 000 e 200 000 m3 standard.
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FIG. 5.7 TRANSAZIONI NEI PUNTI DI ENTRATA DELLA RETE NAZIONALE 
NEL PERIODO OTTOBRE 2001 – FEBBRAIO 2004

Valori in M(m3) standard da 38,1 MJ; le transazioni effettuate si riferiscono a gas 
immesso in rete dall’utente cedente

Passo Gries Panigaglia Tarvisio

Mazara Gorizia PSV

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Snam Rete Gas.
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FIG. 5.8 TRANSAZIONI LATO ITALIA NEL PERIODO OTTOBRE 2001 – FEBBRAIO 2004

Numero di transazioni per mese

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Snam Rete Gas.

Passo Gries Panigaglia Tarvisio

Mazara Gorizia PSV

Passo Gries  (66%)

PSV  (16%)

Tarvisio  (4%)

Panigaglia  (13%)

Gorizia  (1%)

Più di 20 anni  (0,0%)

FIG. 5.9 RIPARTIZIONE DEI VOLUMI SCAMBIATI/CEDUTI NEI PUNTI DI ENTRATA 
DELLA RETE NAZIONALE INTERCONNESSI CON L’ESTERO E PSV 
NEL FEBBRAIO 2004

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Snam Rete Gas.
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FIG. 5.10 FREQUENZA DEI VOLUMI SCAMBIATI PRESSO IL PSV NEL PERIODO 
OTTOBRE 2003 – FEBBRAIO 2004

Numero transazioni per classi di volume di gas (valori in m3 standard da 38,1 MJ)

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Snam Rete Gas.

I mercati del gas naturale nel Regno Unito

Il Regno Unito possiede il mercato del gas naturale più grande e meglio sviluppato

d’Europa: ai primi posti nella graduatoria dei produttori europei, questo paese riesce anche

a soddisfare la maggior parte della domanda interna. La produzione inglese proviene prin-

cipalmente dai campi offshore situati nel Mare del Nord e nel Mare d’Irlanda. Il gas, una

volta estratto, giunge mediante metanodotti sottomarini presso i sei terminali costieri dove

entra nella rete nazionale di proprietà quasi esclusiva della società Transco. L’attività di

stoccaggio è effettuata principalmente mediante il giacimento esaurito sottomarino di

Rough, nel Mare del Nord, e attraverso il campo salino di Hornsea (vi sono anche due altri

campi residuali). Inoltre il Regno Unito possiede cinque impianti di stoccaggio di GNL uti-

lizzati soprattutto per il bilanciamento locale nei periodi di punta.

Fino al 1990 tutto il gas è stato acquistato da British Gas (BG) in base a contratti take or

pay di lungo periodo con un prezzo indicizzato al greggio. In questo modo si è garantito ai

produttori un ragionevole ritorno nel lungo termine che ha permesso loro di continuare le

attività di esplorazione ed estrazione in totale sicurezza; d’altra parte BG ha usufruito della

garanzia di una fornitura del gas naturale a prezzo costante. Agli inizi degli anni Novanta

non vi sono stati grossi cambiamenti nella modalità di trading: i nuovi partecipanti al mer-

cato del gas naturale, collegati solitamente ai produttori, hanno continuato a sottoscrive-

re contratti di fornitura con clausole take or pay o similari. L’introduzione della concorren-

za nel mercato del gas naturale ha comportato anche la nascita del mercato spot.

ott 03 dic 03 feb 04

nov 03 gen 04



La nascita del mercato spot e gli scambi bilaterali di gas ai terminali

L’attività di trading spot si è sviluppata innanzitutto presso i terminali costieri dove il

gas naturale, una volta estratto dai campi offshore, arriva sulla terraferma. Dei sei ter-

minali solo due, Bacton e St. Fergus, si sono sviluppati come mercati spot del gas. Le

prime operazioni di compravendita spot si sono manifestate a partire dal 1992, quan-

do diverse società hanno cercato di vendere le forniture in eccesso. Si trattava di scam-

bi informali e bilaterali, organizzati telefonicamente per periodi che andavano dalle 24

ore a più mesi. A partire dal 1994 si è sviluppato un mercato spot vero e proprio, nel

quale il gas viene scambiato attraverso negoziazioni di breve periodo i cui prezzi

rispondono agli andamenti della domanda e dell’offerta. 

Nella fase iniziale le negoziazioni hanno riguardato esclusivamente contrattazioni di

tipo “fisico” caratterizzate da scambi di gas naturale utilizzato di norma per l’attività

di fornitura o di bilanciamento. All’origine dello sviluppo del mercato spot vi sono mol-

teplici fattori, fra i quali:

• l’introduzione, nel 1989, di una norma che ha impedito a BG di acquistare quantità

superiori al 90 per cento del gas prodotto da ogni giacimento. Dopo l’introduzione di

questa norma i produttori iniziarono a vendere il gas residuo a imprese indipendenti

che competevano con BG sul mercato all’ingrosso. Inizialmente le vendite avveniva-

no con contratti a medio e lungo termine, ma successivamente la necessità di bilan-

ciare domanda e offerta nel breve termine portò anche alla vendita spot del gas;

• l’introduzione di programmi di cessioni di gas, con i quali l’Autorità di regolazione

inglese (Ofgas) ha richiesto a BG di rendere disponibili ai concorrenti circa 4,9 G(m3)

tra il 1992 e il 1995, mediante vendite sul mercato spot;

• i ritardi nell’avvio di tre nuove centrali elettriche, che hanno determinato una per-

dita di domanda per i produttori di gas di circa 6,2 M(m3)/giorno (pari al 3 per cento

della domanda media giornaliera), inducendo così i produttori stessi a dirottare il

surplus di gas sul mercato spot;

• fenomeni di eccesso di offerta dovuti alla sovrastima della domanda da parte dei

produttori indipendenti nel 1995 (il surplus di gas è finito sul mercato spot).

In particolare, in seguito all’ultimo dei fattori elencati si è verificata una forte riduzio-

ne del prezzo spot (da 20 p/therm nella primavera 1994 a 9 p/therm nell’inverno 1995)

che ha generato una forte spinta verso lo sviluppo del nascente mercato. In tal modo i

grandi utenti hanno potuto acquistare il gas naturale sul mercato con uno sconto

molto elevato rispetto al prezzo di fornitura dei contratti di lungo periodo. Sebbene nei

mesi successivi il prezzo spot sia ritornato a livelli più elevati e il prezzo di lungo perio-

do si sia allineato su valori più bassi, dal 1995 in avanti il mercato spot ha acquisito

sempre più importanza.

Negli anni successivi si sono sviluppati mercati spot differenziati per ogni terminale
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costiero. L’attività di trading è svolta principalmente tramite telefono e molte transa-

zioni vengono condotte da intermediari o broker che fanno incontrare l’offerta con la

domanda e garantiscono un certo livello di anonimato delle transazioni. Il mercato

spot nel Regno Unito può essere suddiviso in tre grandi segmenti in base alla data di

consegna di un contratto:

• prompt trades: riguarda le consegne within day (giornaliere o intra day);

• spot trades: riguarda i contratti di breve periodo solitamente da un giorno a un mese;

• forward trades: riguarda i contratti che vanno da diversi mesi a qualche anno. 

In seguito allo sviluppo del mercato e alle connesse fluttuazioni dei prezzi è aumenta-

ta la volontà dei venditori di effettuare contrattazioni di durata sempre maggiore. Si è

così sviluppato un trading finanziario di contratti, così definito in quanto costituito da

negoziazioni che non prevedono scambi fisici di gas, bensì la compensazione di ogni

transazione con un’altra di segno opposto, versando solo la differenza di prezzo. Spesso

per questo tipo di trading vengono utilizzati contratti forward.

Il mercato spot per scambi bilaterali di gas in rete

Dopo la pubblicazione del Codice di rete (Network Code) da parte di Transco nel 1996,

sono stati individuati alcuni punti presso i quali è possibile effettuare il trading di gas

naturale:

• il National Balancing Point (NBP);

• i punti di riconsegna ai consumatori;

• i terminali della rete nazionale che costituiscono i punti di interconnessione con le

imprese locali di distribuzione.

Il trading di gas al National Balancing Point

Il National Balancing Point (NBP) non costituisce un hub fisico per lo scambio di gas

naturale, funziona invece come un system hub (o hub virtuale) utile per gli scambi di

gas in rete. Il trading al NBP ha assunto un’importanza rilevante in quanto costituisce,

in base al Network Code, il punto attraverso il quale tutto il gas naturale fluisce e il

luogo in cui la domanda e l’offerta vengono bilanciate ogni giorno. Infatti il NBP è

diventato il principale punto di riferimento nel Regno Unito per il trading di gas natu-

rale, sia per quanto riguarda gli scambi fisici di tipo bilaterale denominati Over The

Counter (OTC), sia per quanto riguarda il trading finanziario di contratti attraverso

l’International Petroleum Exchange (IPE), dopo il lancio di un contratto future su tale

mercato.

Il Network Code prevede che si debba prenotare la capacità di entry exit necessaria
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rispettivamente per trasportare il gas naturale fino al NBP e per prelevarlo dal NBP. Gli

scambi di gas in rete avvengono invece da NBP a NBP. Ciò comporta un notevole van-

taggio dal punto di vista dell’omogeneità degli scambi che quando avvengono al NBP

non risentono della diversa provenienza del gas né della differente destinazione. Si

tratta comunque di transazioni bilaterali la cui realizzazione finanziaria resta a carico

degli shipper. Il tipo di transazioni bilaterali che si svolge al NBP non è dunque diffor-

me da quelle che si svolgono ai terminali di Bacton e St. Fergus, cioè:

• transazioni within day, che avvengono durante il giorno gas e sono utilizzate dagli

shipper per mantenere in equilibrio il proprio portafoglio di contratti;

• transazioni day ahead, che prevedono la consegna per il giorno successivo e il gas è

utilizzato per il bilanciamento giornaliero oppure per operazioni di arbitraggio sui

prezzi;

• transazioni spot di durata inferiore a tre mesi;

• transazioni a medio e lungo termine.

Il NBP è ben presto diventato il centro del trading di gas naturale: nei mesi di novem-

bre e dicembre 1996, il 70 per cento degli scambi sono avvenuti presso il NBP contro il

17 per cento di St Fergus e il 7 per cento di Bacton. Negli anni successivi la proporzio-

ne degli scambi è aumentata ulteriormente grazie al fatto che, da un lato, il gas è già

immesso nella rete (a differenza degli scambi presso i terminali costieri), e dall’altro

rende più agevole il trading per finalità di bilanciamento: si è venuto a creare quindi un

unico, grande mercato caratterizzato da un’elevata liquidità. Si è assistito inoltre a un

forte aumento del trading finanziario: prima dell’introduzione del Codice di rete nel

1996, e quindi del NBP, la maggior parte degli scambi presso i terminali costieri riguar-

dava contratti fisici per la fornitura e il bilanciamento. In effetti nel mese di marzo

1996 il 69 per cento degli scambi era fisico e il 31 per cento era finanziario; invece due

anni più tardi le proporzioni si erano invertite, con il 13 per cento degli scambi sul mer-

cato fisico e il rimanente 87 per cento sul mercato finanziario.

Nuovi terminali di GNL Il terminale di rigassificazione di GNL di Edison previsto al largo di Rovigo ha

già ottenuto dal Ministero delle attività produttive la concessione per la costru-

zione e l’esercizio. Lo scorso ottobre è stato emanato il decreto di pronuncia di

compatibilità ambientale relativo al metanodotto di collegamento del termina-

le alla rete nazionale di trasporto. La capacità prevista è attualmente 4,6

G(m3)/anno, ma è stata presentata una richiesta per espandere tale capacità

fino a 8 G(m3)/anno che è ancora in corso di istruttoria, in attesa dei pareri del

Ministero dell’ambiente e della tutela del territorio e della Regione. La realiz-



zazione del progetto è stata recentemente prorogata fino alla fine del 2007 e

la concessione, per quanto riguarda l’esercizio, è stata estesa fino al 2027 in

maniera congruente alle disposizioni della legge n. 273/02, relative alla riserva

ventennale di capacità per i soggetti che investono in nuove infrastrutture. Il

progetto ha avuto un finanziamento dal ministero mediante un contratto di

programma, per circa 70 milioni di euro, finanziamento recentemente riconfer-

mato dal CIPE anche in presenza del nuovo termine di fine lavori. La realizza-

bilità economica dell’opera è stata recentemente riconfermata con la prossima

entrata nel progetto, con quote rilevanti, della Exxon Mobil e della compagnia

Ras Gas, che dal Qatar fornirà GNL.

Il progetto per il terminale di rigassificazione di GNL della British Gas Italia

S.p.A. a Brindisi è già stato autorizzato dal Ministero delle attività produttive.

La capacità annua è prevista in 4 miliardi espandibili a 8 (con la stessa autoriz-

zazione), operativi entro il 2007. A seguito dell’ingresso, con una quota del 50

per cento, di Enel nella nuova società Brindisi LNG S.p.A. che gestirà il termina-

le, Enel ha annunciato il suo intendimento a non realizzare le altre iniziative

proposte in precedenza (i tre progetti per terminali di rigassificazione presso i

siti di Vado Ligure, Muggia e Taranto).

Rimangono invece in corso di istruttoria altri tre progetti e precisamente:

• il progetto presentato dalla società OLT Offshore LNG Toscana, per un

nuovo terminale di rigassificazione di GNL su nave, da realizzare a largo di

Livorno, per una capacità complessiva di 3 G(m3)/anno, espandibili a 6; sep-

pur con alcuni problemi tecnologici ancora da risolvere, questo progetto non

pone problemi di trasporto alla rete nazionale, essendo già posizionato in

prossimità dei centri di consumo. La Regione Toscana ha espresso parere

favorevole, nonostante le perplessità delle Province di Pisa e Livorno. La

Valutazione di impatto ambientale (VIA) per questo progetto è comunque in

fase di conclusione;

• anche il progetto di Edison (con una possibile partecipazione di BP Italia

S.p.A.) per la realizzazione di un terminale di GNL di tipo tradizionale nel

sito dello stabilimento della Solvay a Rosignano Marittimo (Livorno), per

una capacità di 3 G(m3)/anno, non pone problemi in termini di infrastrut-

ture di trasporto, essendo ubicato vicino a centri di consumo. La VIA è appe-

na agli inizi e riguarderà anche le modifiche del ciclo dell’etilene nello sta-

bilimento della Solvay;

• in Calabria, per i due progetti confinanti in concorrenza a Gioia Tauro (della

Società Petrolifera Gioia Tauro S.r.l.) e a San Ferdinando (della società LNG

Terminal) è appena iniziato l’iter autorizzativo; il terminale ubicato all’e-

sterno del porto ha ricevuto un appoggio da parte dell’autorità portuale e
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della Capitaneria di porto, le quali hanno invece dato parere negativo all’a-

diacente progetto nell’attiguo Comune di San Ferdinando in quanto non

compatibile con il futuro progetto di apertura di una seconda bocca del

porto. Entrambi i progetti devono subire varie modifiche per l’adattamento

alla futura configurazione del porto; l’autorità portuale sta iniziando la pro-

cedura di VIA per la necessaria variante al Piano regolatore portuale per il

terminale della Società Petrolifera Gioia Tauro. 

Infine, i progetti di terminali nei siti di Lamezia Terme e Corigliano Calabro della

LNG Terminal sono stati cancellati per il parere negativo della Regione Calabria.

Stoccaggio Considerando nell’insieme i siti di stoccaggio gestiti da Stogit S.p.A. e da

Edison T&S, il working gas per la campagna di conferimento di stoccaggio

2003/04 è stato pari a circa 12,42 G(m3). Tale valore è comprensivo della quota

riservata allo stoccaggio strategico, che ai sensi del decreto legislativo n.

164/00 viene stabilita dal Ministero delle attività produttive sulla base della

maggiore delle importazioni e comunicata annualmente: quest’anno si confer-

ma il valore degli scorsi due anni termici, pari a 5,1 G(m3) (Tav. 5.6).

Gli oltre 7 G(m3) rimanenti costituiscono dunque lo spazio messo a disposizione

e conferito dalle imprese di stoccaggio agli utilizzatori, lo scorso marzo 2003,

per la campagna di ricostituzione dei siti per i servizi di stoccaggio minerario e

di modulazione ciclica. In erogazione, la punta massima giornaliera (in condi-
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TAV. 5.6 DISPONIBILITÀ DI STOCCAGGIO IN ITALIA

Anno termico 2003/04  

MILIONI DI GJ MILIONI DI m3

STANDARD

Spazio per stoccaggio strategico 194,7 5 110

Spazio per stoccaggio di modulazione ciclica e minerario 278,4 7 308

Portate giornaliere

Disponibilità di punta per stoccaggio strategico 1,5 39

Disponibilità di punta per stoccaggio minerario, 8,9 218
per modulazione oraria e bilanciamento operativo della 
rete di trasporto e di modulazione ciclica

Disponibilità di punta per stoccaggio di modulazione 1,5 38,9
ciclica (interrompibile)

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Stogit ed Edison T&S.



zioni di massimo riempimento degli stoccaggi), raggiunge complessivamente

quasi 218 M(m3) standard.

Quanto ai risultati del conferimento, la tavola mostra che dal 2002 al 2003 è

aumentato il numero dei fruitori del servizio di stoccaggio di modulazione cicli-

ca (servizio di stoccaggio “di base” che prevede il periodo di iniezione da aprile

a settembre e la possibilità di erogazione da ottobre al successivo marzo), in

corrispondenza dell’aumento del numero degli utenti del servizio di trasporto.

Sempre di meno sono stati gli utenti di quest’ultimo che non hanno richiesto

capacità di stoccaggio, dati anche gli obblighi di modulazione in capo ai vendi-

tori per i clienti del mercato civile previsti dal decreto legislativo n. 164/00 (art.

18, comma 4). 

Gli utenti del servizio di modulazione ciclica di Stogit sono stati 23 (18 hanno

avuto il conferimento ad aprile, i restanti 5 nei mesi successivi), mentre quelli

del servizio di stoccaggio strategico sono stati 7 (in corrispondenza delle im-

portazioni da paesi extra europei, come previsto dal decreto del Ministero delle

attività produttive 27 marzo 2001), quasi tutti clienti anche per il servizio di

modulazione. Considerando anche i servizi speciali, nonché la quota assegnata

a Snam Rete Gas per il bilanciamento e la modulazione oraria, Stogit ha servito

in tutto 29 utenti.

I volumi di gas movimentati complessivamente dai campi di Stogit nell’anno

termico 2003/04 sono stati pari a circa 13,3 G(m3): 7,63 in erogazione e al lor-

do dei consumi e 5,67 in iniezione. 

Lo spazio di working gas di Edison T&S, pari a circa 267 M(m3), è stato intera-

mente conferito agli utenti del servizio di modulazione ciclica e del servizio

strategico, nonché, ai fini del bilanciamento della rete di trasporto, alla stessa

Edison T&S. In particolare, il numero degli utenti del servizio di base è salito da

4 nel precedente anno di stoccaggio, a 5; il servizio di stoccaggio strategico è

stato assegnato a un utente, per uno spazio pari a circa 10 M(m3). 

I volumi di gas movimentati dai campi di Cellino e Collalto nell’anno termico

2003/04 sono stati pari a circa 478 M(m3): 258 in erogazione, 219 in iniezione.
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TAV. 5.7 CONFERIMENTI DI CAPACITÀ DI STOCCAGGIO RELATIVI AL SERVIZIO 
DI MODULAZIONE CICLICA  

(A) Per il sistema di stoccaggi Stogit, il PCS di riferimento è 38,7.

Fonte: Elaborazione AEEG su dati Stogit ed Edison T&S.

Stogit 13 268,6 23 272,7(A)

Edison T&S 4 9,9 5 9,6

ANNO TERMICO 2002/03 ANNO TERMICO 2003/04
IMPRESE NUMERO CAPACITÀ NUMERO CAPACITÀ 

DI STOCCAGGIO OPERATORI (MILIONI DI GJ) OPERATORI (MILIONI DI GJ)



Stoccaggio: i servizi addizionali

Selezionabili insieme a un servizio di base, quale è lo stoccaggio di modulazione

ciclica, i servizi speciali (o addizionali) sono aumentati molto in termini di servi-

zi offerti, in quanto si adattano in maniera più flessibile alle necessità degli ope-

ratori, e ogni anno aumenta il numero dei soggetti che vi accede. Di seguito sono

indicati i servizi offerti dalle due imprese di stoccaggio nazionali per l’anno ter-

mico 2003/04.

La Stogit ha offerto i seguenti servizi, compatibilmente con le disponibilità del

proprio sistema di stoccaggio:

• servizio di stoccaggio di modulazione aciclica, che consiste nella prestazione

del servizio di iniezione e di erogazione per periodi di tempo (uno o più mesi)

non coincidenti con le cadenze temporali dello stoccaggio di modulazione

ciclica, incluso l’eventuale utilizzo da parte dell’utente di gas di proprietà del-

l’impresa di stoccaggio in caso di eccesso di prelievo rispetto alle quantità

conferite per la modulazione ciclica. Il servizio è prestato secondo il principio

del first come  first served; 

• servizio di controflusso, che consiste in un servizio di erogazione in controflus-

so, fisico o solo contabile, per uno o più mesi, nel periodo primaverile-estivo

(controflusso estivo), o autunnale-invernale (controflusso invernale). Il servizio

è automaticamente applicato anche a consuntivo, agli utenti che sulla base

delle allocazioni risultino avere di fatto usufruito del servizio di controflusso.

Per l’anno termico 2003/04, gli utenti in modulazione aciclica sono stati 18, di

cui 4 solo nel periodo aprile-ottobre (con diverse durate). Gli utenti del servizio

di stoccaggio in controflusso sono rispettivamente 13 per il periodo estivo e 14

per quello invernale.

Stogit ha inoltre offerto, tramite meccanismo di offerta su base d’asta:

• uno spazio incrementale per l’iniezione, pari a 2 366 800 GJ (pari a circa 

62 M(m3) standard), parzialmente assegnato a 3 utenti per un totale di 

1 191 945 GJ (pari a oltre 31 M(m3) standard);

• una disponibilità di punta integrativa in erogazione (PMG integrativa), offerta

nel periodo dicembre-marzo in 5 fasi successive e conferita in tutto a 12 uten-

ti per un valore complessivo di 184 320 GJ (pari a circa 48,4 M(m3) standard).

Stogit inoltre effettua compensazioni delle rispettive posizioni gas fra gli utenti

del servizio di trasporto (ossia del loro disequilibrio mensile cumulato, risultante

dai dati trasmessi da Snam Rete Gas a Stogit), ai sensi dell’art. 11 della delibera

dell’Autorità 27 febbraio 2002, n. 26.
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Edison T&S, compatibilmente con le disponibilità del proprio sistema di stoccag-

gio, ha offerto i seguenti servizi speciali aciclici interrompibili: 

• servizio ciclico di breve durata (o parking estivo e/o invernale), che consente

l’immissione di un volume di gas ulteriore (per esempio, un piccolo quantitati-

vo di gas spot) per un periodo limitato durante il periodo estivo (parking esti-

vo) o invernale (parking invernale), e la conseguente erogazione per intervalli

di tempo predefiniti, anche in controflusso;

• servizio aciclico settimanale (o parking a breve termine), che consente l’inie-

zione di un quantitativo di gas nei fine settimana e l’erogazione nei cinque

giorni feriali successivi. 

Attraverso tali servizi aciclici, Edison T&S ha venduto prestazioni di spazio e punta

giornaliera di durata variabile a 2 ulteriori utenti rispetto al servizio di modulazio-

ne ciclica, per un totale di circa 12 M(m3) movimentati. Il servizio ciclico di breve

durata ha previsto l’iniezione nei mesi di settembre e ottobre e l’erogazione in

novembre e dicembre. Nel corso dell’inverno sono stati infine assegnati a 3 utenti,

tramite meccanismo di offerta su base d’asta, circa 250 000 m3 di punta aggiunti-

va in erogazione, complessivamente per il periodo gennaio-marzo 2004.

Nella Relazione Annuale dell’Autorità dello scorso anno e del 2002 si è fatto

cenno alla procedura di assegnazione delle concessioni relative a nuovi giaci-

menti selezionati dal Ministero delle attività produttive per la conversione a

stoccaggio, elenco pubblicato nel Bollettino Ufficiale degli Idrocarburi e della

Geotermia del 31 ottobre 2001. 

Lo stato di tali assegnazioni, il cui iter non si è ancora concluso, è riportato in

dettaglio, insieme alle altre istanze presentate per nuovi siti di stoccaggio, nella

tavola 5.8, con l’indicazione dei soggetti in concorrenza per la loro assegnazio-

ne e la fase attuale dell’istruttoria. 

Le prospettive di crescita del fabbisogno di gas e quindi di crescita del mercato

e del fabbisogno di stoccaggio fanno sì che anche in Italia si rivolga attenzione

a tipologie di siti di stoccaggio diverse. Le prime tre voci dell’elenco si riferisco-

no a tre istanze di concessione di stoccaggio in acquifero, recentemente presen-

tate al Ministero delle attività produttive, per lo sfruttamento di falde acquifere

salate profonde. È la prima volta che in Italia si presentano richieste di stoccag-

gio in acquifero. Storicamente infatti in Italia lo stoccaggio di gas è effettuato

in giacimenti di gas esauriti, principalmente perché gli elementi tecnici necessa-

ri al loro sviluppo e alla loro gestione (la geologia della trappola, i meccanismi

di erogazione, la pressione di giacimento) sono già conosciuti, sicché sono rela-

tivamente limitate le ulteriori indagini geologico-tecniche che devono essere
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BUIG DENOMINAZIONE SOCIETÀ TITOLARE REGIONE PROV. STATO ISTRUTTORIA
ISTANZA(A)

XLVI-8 Canton Indipendent Veneto VE in corso
Gas Management

XLVI-8 Colle Tronco Indipendent Lazio FR in corso 
Gas Management

XLVI-8 Rivara Indipendent Emilia Romagna MO-BO in corso 
Gas Management

XLVI-9 Borgo S. Giovanni (1) Costruzione Condotte Lombardia LO rigettata

XLVI-9 Cornegliano (1) Confservizi  Lombardia LO accolta - verifiche 
International su necessità VIA

XLVI-9 Cotignola (2) Blugas Emilia Romagna RA in corso

XLVI-9 Cotignola (2) Edison T&S Emilia Romagna RA in corso

XLVI-9 Cotignola (2) Confservizi Emilia Romagna RA in corso
International

XLVI-9 Cotignola (2) CPL Concordia e Emilia Romagna RA in corso
Italcogim

XLVI-9 Cotignola (2) Enel FTL Emilia Romagna RA in corso

XLVI-9 Cugno Le Macine (3) CPL Concordia Basilicata MT in corso

XLVI-9 Cugno Le Macine (3) Geogas Basilicata MT in corso

XLVI-9 Cugno Le Macine (3) Blugas Basilicata MT rinuncia

XLVI-9 San Potito (4) CPL Concordia Emilia Romagna RA in corso
e Italcogim

XLVI-9 San Potito (4) Enel FTL Emilia Romagna RA in corso

XLVI-9 San Potito (4) Edison T&S Emilia Romagna RA in corso

XLVI-9 San Potito (4) Blugas Emilia Romagna RA in corso

XLVI-9 Serra Pizzuta (5) Geogas Basilicata MT in corso

XLVI-9 Masseria S. Angelo (5) Costruzione Condotte Basilicata MT in corso

TAV. 5.8 ISTANZE DI CONCESSIONE DI STOCCAGGIO AL MARZO 2004

(A) I numeri indicati in parentesi accanto al nominativo dell’istanza si riferiscono alle istanze in concor-
renza tra loro.

Fonte: Ministero delle attività produttive.

condotte su tali siti. Altrove in Europa, e ancor prima negli Stati Uniti,

l’attività di stoccaggio sotterraneo sfrutta cavità saline, qualora presenti

nel territorio, o gli acquiferi naturali. Questi ultimi sono già adibiti allo

stoccaggio di gas, per esempio, in Europa, in paesi quali Germania, Belgio,

Francia (dove lo stoccaggio di gas naturale è effettuato prevalentemente

con questa modalità) e Spagna. 



A fronte dei problemi di scarsità e razionamento della capacità di stoccaggio,

un elemento di criticità è rappresentato dai volumi di gas immobilizzati negli

stoccaggi di Eni come pseudo working gas: si tratta di gas potenzialmente uti-

lizzabile per fornire la liquidità necessaria a iniziative proconcorrenziali come la

partenza di un vero mercato centralizzato. Tuttavia una tale soluzione è eviden-

temente subordinata a opportuni approfondimenti tecnici e a valutazioni di po-

litica energetica.

Attività di regolazione economica e tecnica della rete di trasporto, dello stoccaggio
e dei terminali di rigassificazione

Nel corso del 2003 l’attività di regolazione economica da parte dell’Autorità ha riguar-

dato l’aggiornamento delle tariffe di trasporto e di rigassificazione del GNL.

Per quanto riguarda la regolazione tecnica, gran parte dell’attività svolta ha ri-

guardato l’approvazione dei Codici di rete per il trasporto presentati dalle due

principali imprese di trasporto, Snam Rete Gas ed Edison T&S. All’inizio del

2004, inoltre, è iniziata la verifica di un terzo Codice di rete, presentato da una

nuova società che gestirà un tratto di rete regionale in Lombardia interconnesso

con la rete di Snam Rete Gas. Sempre nell’ambito dell’attività di regolazione

tecnica, sono state assunte alcune disposizioni riguardanti i criteri per l’accesso

e l’utilizzo dei terminali di rigassificazione del GNL.

A metà anno, con delibera 26 giugno 2003, n. 71, l’Autorità ha approvato le

tariffe per il trasporto e il dispacciamento del gas naturale sulla rete nazionale

e regionale per l’anno termico 2003/04. Come ogni anno le tariffe sono appro-

vate con largo anticipo per permettere agli operatori utenti del servizio la

migliore pianificazione dei propri investimenti (Tav. 5.9). 

La tariffa complessiva è ridotta in media dell’8 per cento rispetto a quella in vi-

gore per l’anno termico in corso. La riduzione è il risultato di una diminuzione

del 16 per cento della parte di tariffa applicata alla capacità di trasporto (pe-

daggio) sui gasdotti nazionali, del 5 per cento sui gasdotti regionali e del 3,5

per cento della componente variabile correlata ai volumi trasportati.

Alla diminuzione hanno contribuito l’applicazione del price cap (la riduzione

annuale prefissata a compensazione dei minori costi dovuti a miglioramenti di

efficienza) e il meccanismo di correzione tariffaria (revenue cap, tetto sui rica-

vi) che riduce i ricavi degli anni precedenti dovuti alla maggiore capacità utiliz-

zata rispetto al previsto.

Un ulteriore contributo alla riduzione è dovuto all’esclusione dal calcolo 

Aggiornamento delle tariffe 

di trasporto 

(delibera n. 71/03)
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TAV. 5.9 TARIFFE DI TRASPORTO E DISPACCIAMENTO PER L'ANNO TERMICO 2003/04

Tariffe in assenza del tributo disposto dalla legge della Regione Sicilia 26 marzo 2002, n. 2

CORRISPETTIVI UNITARI VARIABILI (€/GJ)

CV 0,167255

CVP 0,008176

Corrispettivi unitari di capacità di rete nazionale (€/a/m3 standard/g)

CPe CPu

Mazara del Vallo 2,142874 Friuli  Venezia Giulia A 0,538638

Passo Gries 0,298082 Trentino Alto Adige - Veneto B 0,678954

Tarvisio 0,645104 Lombardia Orientale C 0,776143

Gorizia 0,516836 Lombardia Occidentale D 0,879253

Panigaglia 0,540838 Nord Piemonte E1 1,077001

Nord Occidentale 0,077469 Sud Piemonte e Liguria E2 0,879253

Nord Orientale 0,101644 Emilia e Liguria F 0,678954

Rubicone 0,121319 Basso Veneto G 0,600136

Falconara 0,438506 Toscana e Lazio H 0,585215

Pineto 0,631000 Romagna I 0,478656

San Salvo 0,471894 Umbria e Marche L 0,384917

Candela 0,553680 Marche e Abruzzo M 0,473413

Monte Alpi 0,765278 Lazio N 0,516657

Crotone 1,649910 Basilicata e Puglia O 0,528678

Gagliano 1,765982 Campania P 0,372240

Calabria Q 0,328380

Stoccaggi Stogit/Edison T&S 0,159403 Sicilia R 0,128081

CORRISPETTIVI UNITARI DI CAPACITÀ DI RETE REGIONALE CRr (€/a/m3 standard/g)

Snam Rete Gas 1,182195

Edison T&S e SGM 1,589120

CORRISPETTIVO FISSO CF(A) 1° livello 2° livello 3° livello

Snam Rete Gas (€/a) 3 132,872464 7 832,231710 17 764,368577

Edison Gas e SGM (€/punto di riconsegna) 31,341868 2 164,914256 5 240,865844

(A) La definizione dei livelli è in funzione di una serie di parametri, tra cui vi possono essere il consumo
annuo del punto di riconsegna, la tipologia di catena di misura, i metri cubi prelevati, la tipologia
degli apparati di misura o il metodo di acquisizione dei dati di misura.



tariffario dei ricavi della società TMPC (Trans Mediterranean Pipeline Com-

pany), partecipata in modo paritario da Eni e dall’algerina Sonatrach, che gesti-

sce il gasdotto tra la Tunisia e la Sicilia. Le disposizioni della legge n. 273/02

hanno infatti escluso l’applicazione delle tariffe di trasporto ai tratti di gasdot-

to situati entro il mare territoriale nazionale, come invece l’Autorità aveva di-

sposto. II prezzo per l’utilizzo di questo gasdotto è quindi demandato alla con-

trattazione tra le parti.

Come già lo scorso anno, l’Autorità ha escluso dalla tariffa il maggior costo de-

terminato dal tributo stabilito dalla Regione Sicilia per il tratto di gasdotto ubi-

cato sul suolo regionale, decisione già convalidata nel 2002 da una sentenza

del TAR per la Lombardia.

Insieme alle tariffe di trasporto l’Autorità ha approvato, con delibera 26 giugno

2003, n. 70, le tariffe per l’utilizzo dei terminali di GNL per l’anno termico

2003/04 (Tav. 5.10). 

Con l’eccezione del corrispettivo unitario di impegno associato ai quantitativi di

GNL scaricato (CQS) che si riduce dell’8,4 per cento, le nuove tariffe, in vigore a

partire dal prossimo ottobre, presentano un aumento rispetto alle tariffe del-

l’anno termico 2002/03, valide sino alla fine di settembre 2003. Infatti, il corri-

spettivo associato agli approdi contrattuali (CNA) aumenta dell’11,2 per cento e

i corrispettivi variabili per l’energia associata ai volumi rigassificati aumentano

rispettivamente dello 0,4 per cento il CVL e del 150 per cento il CVLP.

A seguito dell’emanazione della delibera n. 137/02, sulla base dei criteri e degli

obblighi ivi stabiliti dall’Autorità ai sensi del decreto legislativo n. 164/00, le

Verifica dei Codici di rete

Aggiornamento delle tariffe

dei terminali di GNL 

(delibera n. 70/03)
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TAV. 5.10 TARIFFE PER L’UTILIZZO DEL TERMINALE DI PANIGAGLIA DI GNL ITALIA 
PER L’ANNO TERMICO 2003/04 

Di impegno associato ai quantitativi di GNL scaricato €/a/m3 liquido 3,307492
CQS  

Associato agli approdi contrattuali €/numero di approdi 18 
CNA  in un anno  916,430343

Variabili per l’energia associata ai volumi rigassificati €/GJ 0,064996
CVL €/GJ 0,003133
CVLP   

Perdite per m3 rigassificato 2%

CORRISPETTIVI UNITARI UNITÀ DI MISURA VALORE



imprese di trasporto Snam Rete Gas ed Edison T&S hanno elaborato ciascuna il

proprio Codice di rete, completando il sistema di regole per la gestione del ser-

vizio di trasporto del gas e per l’accesso alle reti nazionali e regionali da parte

degli utilizzatori. I due Codici, redatti secondo lo schema contenuto nella deli-

bera n. 137/02 e consultando le parti interessate (come disposto nella medesima

delibera), sono stati trasmessi all’Autorità per la loro verifica e approvazione: nel

novembre 2002 da Snam Rete Gas e il mese successivo da Edison T&S anche in

nome e per conto della società SGM S.p.A., l’impresa di trasporto (controllata

dalla holding Edison) la cui rete è interamente gestita dalla stessa Edison T&S.

Il procedimento di verifica dei Codici di rete ha richiesto un lungo lavoro di

analisi condotto dagli Uffici dell’Autorità nell’arco del 2003. Si trattava infatti

della prima esperienza di predisposizione di un documento molto complesso,

composto da condizioni contrattuali che riguardano in maniera puntuale tutti

gli aspetti dell’attività di trasporto, con importanti implicazioni su ogni altra

attività del settore. Vi era inoltre l’esigenza di verificare l’uniformità e l’omoge-

neità dei Codici di rete, seppure nel rispetto dell’autonomia contrattuale dei

soggetti contraenti.

È opportuno ricordare che il Codice di rete è inteso come l’insieme univoco del-

le condizioni generali di fornitura del servizio di trasporto (salvo naturalmente

le determinazioni che sono specifiche dei singoli rapporti contrattuali: nomi dei

contraenti, scelta dei servizi fra quelli contemplati nel Codice, scelta della dura-

ta fra quelle previste, quantità e così via). Introdotto da una sezione descrittiva

del sistema di trasporto e dei servizi offerti dall’impresa nel proprio sistema di

reti, il Codice di rete contiene una serie di clausole che sono recepite sia dal ge-

store del servizio sia dagli utenti (i cosiddetti shipper) con la sottoscrizione dei

contratti di trasporto, che sono semplicemente contratti per adesione.

Nel Codice di rete si possono distinguere le seguenti tipologie di regole e moda-

lità di gestione e funzionamento: 

• regole e modalità di accesso con le quali l’impresa di trasporto disciplina la

propria attività precontrattuale, finalizzata a individuare l’utente col quale

l’impresa è tenuta a stipulare il relativo contratto, nonché a determinare la

capacità di trasporto rilevante ai fini dell’esecuzione del contratto medesimo;

• regole e modalità di uso aventi a oggetto l’erogazione del servizio di tra-

sporto, secondo i termini dei singoli rapporti contrattuali; 

• regole e modalità di connessione aventi a oggetto il presupposto materiale

alla libertà di accesso, costituito dalla realizzazione e gestione dei punti di

consegna e dei punti di riconsegna. 
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Tra le principali tematiche disciplinate dal Codice di rete rientra la procedura con

la quale l’impresa assegna sulla propria rete le capacità di trasporto ai vari opera-

tori che la richiedono (conferimento di capacità). Procedura di basilare rilevanza

nel caso del Codice di Snam Rete gas, la quale gestisce tutti i punti di entrata della

rete nazionale interconnessi con gasdotti esteri e con l’unico terminale di rigassifi-

cazione attualmente esistente. Per la corretta gestione contrattuale e operativa del

servizio sono state previste specifiche clausole sulle responsabilità delle contropar-

ti del contratto di trasporto. I flussi fisici e commerciali sulla rete di trasporto sono

disciplinati dalle regole per il bilanciamento.

Gli Uffici hanno proceduto verificando ogni clausola contrattuale alla luce del

quadro normativo di riferimento e identificando sostanzialmente due categorie

a cui ricondurre gli aspetti critici rilevati:

• profili di incompletezza, per la carenza di aspetti del rapporto che la deli-

bera n. 137/02 prevede siano definiti in modo dettagliato;

• profili di incoerenza con il quadro normativo di riferimento. 

Gli aspetti critici sono stati comunicati alle società e approfonditi con le stesse.

Tra i profili di incompletezza segnalati a entrambe le società vi era, per esempio,

la disciplina della procedura di conferimento, per la quale entrambe le società si

limitavano a enunciare alcuni principi generali, rinviando la procedura dettaglia-

ta a pubblicazioni annuali sul proprio sito Internet, laddove la delibera n. 137/02

prevede che il Codice di rete riporti l’intera procedura e acquisti efficacia solo se

pubblicato sul sito Internet dell’Autorità. Altre lacune riguardavano la descrizio-

ne dei parametri indicati dalle imprese per il bilanciamento o la descrizione delle

concrete procedure da attivare nel caso di emergenze ritenute insufficientemente

dettagliate e/o chiare per la tutela degli utenti. Inoltre nelle proposte di Codice

di rete di entrambe le società mancava la descrizione degli standard di qualità

commerciale e di qualità tecnica del servizio concretamente garantiti dalle im-

prese stesse. Il capitolo relativo alla qualità del servizio, infatti, si limitava a

enunciare gli aspetti fondamentali della materia senza alcuna valenza operativa.

Lo sforzo in tal senso è stato di raccogliere i primi standard, con l’obiettivo di

migliorare nel tempo il servizio e aggiornare il Codice di rete per aggiungerne di

nuovi. 

Tra le incoerenze segnalate alle società di trasporto sono da menzionare le disposi-

zioni afferenti materie diverse da quelle oggetto del Codice di rete, quali:

• una serie di obblighi e responsabilità poste, nelle versioni iniziali dei Codici,

in capo anche a soggetti terzi rispetto al rapporto contrattuale oggetto del

Codice di rete; tra queste, per esempio, vi erano quelle attribuite al proprie-
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tario dell’impianto di misura, il quale può essere, in astratto, anche un sog-

getto diverso dalle parti e, in tale veste, non può essere vincolato da un rap-

porto contrattuale cui è estraneo;

• nel caso del Codice di Snam Rete Gas, il servizio Bacheca compravendita di

capacità di trasporto e il servizio Punto di scambio virtuale, erano previsti

come opzionali, laddove si trattava di attività relative all’organizzazione di

un mercato secondario per lo scambio di diritti di transito, ovvero di attività

diverse da quelle di trasporto che dunque non potevano costituire oggetto

del Codice di rete. L’Autorità ha lasciato libera Snam Rete Gas di offrire tali

servizi, sino all’adozione dei provvedimenti in materia previsti dalla delibe-

ra n. 137/02.

I lavori per la verifica del Codice di Snam Rete Gas si sono conclusi nel giu-

gno del 2003, con la presentazione da parte di Snam Rete Gas di una nuova

versione (20 giugno 2003) che recepiva in massima parte le indicazioni degli

Uffici dell’Autorità; pertanto con la delibera 1 luglio 2003, n. 75, l’Autorità

ne ha disposto l’approvazione. Data la rilevanza delle innovazioni di natura

tecnico-operativa introdotte dal Codice di rete nelle modalità di erogazione

del servizio, su richiesta della stessa Snam Rete Gas, l’Autorità ha concesso

un breve periodo di tempo di adeguamento dei processi organizzativi e dei

sistemi informativi. Pertanto il Codice di rete è entrato in vigore lo scorso 

1 ottobre 2003, a eccezione della procedura per il conferimento della capa-

cità di trasporto che invece richiedeva l’applicazione immediata per consen-

tire l’avvio della campagna dei conferimenti e della procedura di aggiorna-

mento del Codice di rete.

Il contenzioso su alcune clausole del Codice di rete Snam Rete Gas 

Il Codice è stato approvato a esclusione di alcune clausole, secondo le quali Snam

Rete Gas non avrebbe sottoscritto contratti di trasporto con soggetti che non aves-

sero provveduto, alla data di sottoscrizione del contratto, al pagamento delle fat-

ture per il servizio di trasporto già venute a scadenza, relative a importi superiori

al valore della garanzia bancaria rilasciata in connessione con contratti di tra-

sporto in essere; né avrebbe consentito cessioni o trasferimenti di capacità a uten-

ti allo stesso modo morosi.

L’Autorità ha escluso dal Codice tali disposizioni, ritenendole illegittime in quanto

volte a introdurre una fattispecie di rifiuto all’accesso al servizio di trasporto ulte-

riore rispetto ai casi di rifiuto tassativamente previsti dal decreto legislativo n.

164/00. Già in precedenza, con la delibera 19 dicembre 2002, n. 219, l’Autorità

Approvazione del Codice 

di rete di Snam Rete Gas

(delibera n. 75/03)
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aveva ordinato la rimozione di una clausola dall’identico contenuto presente nella

procedura di conferimento della capacità di trasporto per l’anno termico 2002/03

della Snam Rete Gas, per gli stessi motivi.

Come in precedenza avvenuto per la delibera n. 219/02, Snam Rete Gas ha presen-

tato ricorso avverso la delibera n. 75/03 presso il TAR per la Lombardia, chiedendo-

ne la sospensione nella parte in cui non approvava le clausole menzionate. Con

l’ordinanza dell’1 settembre 2003, n. 1493, il TAR per la Lombardia ha disposto,

nella pendenza del procedimento giurisdizionale promosso da Snam Rete Gas, la

provvisoria sospensione di tale parte della delibera. L’Autorità peraltro non ha pre-

stato acquiescenza a questa ordinanza e, con delibera 18 settembre 2003, 

n. 104, ha assunto la decisione di interporre appello al Consiglio di Stato.

Pertanto l’Autorità ha momentaneamente pubblicato le clausole rimosse dal Codice.

Qualora l’ordinanza del TAR per la Lombardia venga riformata dal Consiglio di Stato,

ovvero il giudice amministrativo ritenga legittima la delibera dell’Autorità impu-

gnata da Snam Rete Gas, l’operatore che eventualmente non abbia ottenuto l’ac-

cesso al servizio a seguito dell’applicazione della clausola evidenziata, avrà diritto

a essere rimesso nei termini nei limiti della richiesta originariamente presentata.

Per il Codice di Edison T&S – SGM, i lavori di verifica per l’approvazione si sono

protratti sino al dicembre 2003.

A seguito del lavoro di verifica degli Uffici, il 15 ottobre 2003 Edison T&S ha

presentato una nuova versione del proprio Codice; l’Autorità ha approvato tale

proposta, con delibera 12 dicembre 2003, n. 144, a esclusione di parte di una

delle clausole riguardanti la procedura del trasferimento di capacità, che non

recepiva le indicazioni degli Uffici, né risultava allineata con la procedura previ-

sta nel Codice di rete della Snam Rete Gas già approvato.

L’Autorità ha subordinato l’approvazione di una parte del Codice di rete di

Edison T&S, relativa ai punti di interconnessione tra la propria rete e quella

gestita dalla società Snam Rete Gas, alla sottoscrizione di una convenzione tra

le due imprese di trasporto per la gestione tecnico-operativa dei punti di inter-

connessione tra le reti delle due società. 

Questa misura si è resa necessaria per tutelare gli utenti del servizio di trasporto

che per il vettoriamento del proprio gas, dal punto di entrata al punto di riconse-

gna presso i propri clienti finali, si servono sia del sistema di Snam Rete Gas, sia

di quello gestito da Edison T&S; in particolare per garantire gli aspetti di qualità

e pressione del gas riconsegnato al termine del vettoriamento sulle reti.

È opportuno a questo proposito ricordare che il sistema nazionale delle infra-

Accordo per la gestione

dei punti di interconnessione

tra le reti di trasporto 

(delibera n. 145/03)

Approvazione del Codice 

di rete di Edison T&S 

(delibera n. 144/03)



strutture di trasporto del gas si compone della rete nazionale di gasdotti, gesti-

ta dal punto di vista commerciale interamente dalla Snam Rete Gas, e di reti re-

gionali, interconnesse tra loro e con la rete nazionale, gestite in larga misura

dalla stessa società e in misura minore dalla Edison T&S. L’insieme di tali reti

costituisce un sistema unitario. Di conseguenza le due società, in quanto im-

prese di trasporto che gestiscono reti interconnesse e che sono parti del medesi-

mo sistema, sono tenute a cooperare al fine di garantire la sicurezza, l’affidabi-

lità, l’efficienza del servizio di trasporto, ai sensi dell’art. 8, comma 6, del de-

creto legislativo n. 164/00, nonché al fine di assicurare l’accesso al sistema a

parità di condizioni. Tutto ciò comporta la cooperazione per assicurare ai punti

di interconnessione le pressioni necessarie a garantire tali scopi.

Durante il procedimento di verifica del Codice di rete predisposto dalla società

Edison T&S è emersa questa lacuna perciò, con la delibera 12 dicembre 2003, 

n. 145, l’Autorità ha disposto che Edison T&S e Snam Rete Gas definissero me-

diante un’apposita convenzione, entro e non oltre il 20 febbraio 2004, i criteri

per la gestione tecnico-operativa dei punti di interconnessione tra le reti gestite

dalle medesime società, al fine di assicurare che il gas venga consegnato in detti

punti a una pressione che consenta il funzionamento in condizioni di sicurezza,

affidabilità ed efficienza delle reti gestite da entrambe le società.

Le due imprese sono pervenute a un accordo, entro il termine stabilito, circa i

valori di pressione garantita presso tali punti. 

La delibera n. 137/02 prevede l’aggiornamento del Codice di rete secondo una

procedura predisposta dall’impresa di trasporto nello stesso Codice e aperta alla

partecipazione delle parti interessate. Dal momento dell’entrata in vigore del

Codice di rete di Snam Rete Gas, sono pervenute agli Uffici dell’Autorità varie

richieste di aggiornamento del Codice, alcune proposte dalla stessa impresa di

trasporto, altre dagli utenti del servizio e inviate per loro conto da Snam Rete

Gas, insieme a una valutazione di merito, secondo la procedura riportata nel

Codice di rete dell’impresa.

Nella maggior parte dei casi, le proposte pervenute consistono in precisazioni e

modifiche che migliorano la comprensione del testo o l’applicazione delle clau-

sole in esso contenute e non contrastano, dunque, con i criteri fissati dall’Auto-

rità nella delibera n. 137/02.

Le prime due richieste di aggiornamento, proposte da Snam Rete Gas, sono sta-

te approvate e pubblicate nel sito Internet dell’Autorità all’inizio di gennaio

2004: esse riguardavano la rettifica di errori materiali presenti nel Codice di rete

e la correzione di alcune incoerenze del testo. Contestualmente è stato aggior-

nato il Codice di rete con dette modifiche.

Aggiornamento dei Codici 

di rete
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Il Codice di rete Retragas Alla fine di febbraio 2004 è stato presentato all’Autorità un terzo Codice di rete,

da parte della società Retragas S.p.A. L’impresa, costituita dalla società di distri-

buzione ASM Brescia che ne detiene anche il controllo, gestirà un tratto di rete

regionale esteso per circa 317 km, interconnesso con la rete di Snam Rete Gas,

costituito da quattro segmenti di rete distinti, il maggiore dei quali si estende nel-

l’area di Brescia e serve la città stessa insieme a più di 20 comuni della provincia. 

Gli Uffici hanno dato inizio al lavoro di verifica del nuovo Codice, prevedendone

la conclusione entro i successivi tre mesi. 

Nella delibera 30 maggio 2001, n. 120, che contiene i criteri per la determina-

zione delle tariffe per il trasporto del gas naturale e per l’utilizzo di terminali

di GNL, l’Autorità aveva previsto anche alcune disposizioni urgenti riguardanti

l’accesso al servizio di rigassificazione di GNL. Rese necessarie dalla mancanza

sia di alcune disposizioni da parte dell’Autorità ai sensi del decreto legislativo

n. 164/00, sia del Codice di rigassificazione, tali norme transitorie, efficaci sino

al 30 settembre 2002, sono state prorogate sino al 30 settembre 2003 dalla

delibera n. 137/02 riguardante i criteri per l’accesso e l’uso delle strutture di

trasporto.

A seguito del procedimento della verifica di conformità del Codice di rete predi-

sposto da Snam Rete Gas è emersa l’esigenza di approfondire il profilo relativo

all’interazione tra il servizio di trasporto e quello di rigassificazione. Pertanto

l’Autorità ha ritenuto opportuno prorogare ulteriormente, con la delibera 29

settembre 2003, n. 113, l’efficacia di quanto previsto in materia di rigassifica-

zione del GNL dalla delibera n. 120/01, sino al settembre 2004.

Con la delibera 22 ottobre 2003, n. 119, l’Autorità ha definito alcune regole

transitorie che derogano dai principi stabiliti nella delibera n. 137/02, per quan-

to riguarda l’accesso al servizio di trasporto presso il punto di entrata della rete

nazionale interconnesso con il terminale di Panigaglia, unico terminale di rigas-

sificazione attualmente esistente in Italia, gestito dalla GNL Italia, società il cui

capitale sociale è interamente detenuto da Snam Rete Gas. 

La delibera n. 137/02 (art. 9) prevede che la capacità di trasporto ai punti di en-

trata della rete nazionale di gasdotti interconnessi con terminali di rigassifica-

zione di GNL sia conferita dall’impresa di trasporto su base annuale. La stessa

delibera prevede però che l’impresa di trasporto consenta cessioni di capacità tra

gli utenti e che, nel corso dell’anno termico, renda disponibile la capacità di tra-

sporto che non venga utilizzata dagli utenti del servizio di trasporto continuo a

cui è stata conferita (applicazione del principio use it or lose it).

Disposizioni transitorie 

in materia di accesso 

al terminale di GNL 

(delibera n. 119/03)

Proroga delle disposizioni 

in materia di rigassificazione

di GNL (delibera n. 113/03)
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Tali disposizioni trovano attuazione nel Codice di rete Snam Rete Gas (Capitoli

5 e 7) ove sono previste allocazioni di capacità in corso d’anno termico per pe-

riodi mensili decorrenti dal primo giorno di calendario. Al fine di ottimizzare la

gestione del proprio terminale, GNL Italia, oltre a offrire il servizio di rigassifi-

cazione continuo su base annuale (come previsto dalla delibera n. 120/01), of-

fre un servizio di rigassificazione di tipo spot, prevedendo in corso d’anno termi-

co l’allocazione della capacità di rigassificazione non utilizzata dall’utente del

servizio continuo sulla base del suo programma mensile. 

Alcuni operatori hanno segnalato all’Autorità la difficoltà a ottenere l’accesso

al servizio di trasporto nel punto di entrata interconnesso con il terminale di

Panigaglia, con tempi e volumi adeguati alle modalità del servizio di rigassifica-

zione di tipo spot offerto da GNL Italia, manifestando l’urgenza che fossero

previsti strumenti idonei a superare tali difficoltà. 

Anche Snam Rete Gas ha evidenziato all’Autorità che l’applicazione della disci-

plina per l’allocazione di capacità di trasporto in corso d’anno contenuta nel

Codice di rete non garantisce un efficiente utilizzo del terminale di GNL, osta-

colando l’accesso al servizio di rigassificazione di tipo spot in quanto, per un

valido utilizzo del terminale, è necessario che la stessa GNL Italia:

• determini il profilo temporale di rigassificazione del GNL consegnato e immet-

ta nella rete di trasporto quantità di gas naturale fino alla massima capacità

di rigassificazione, sulla base dei soli vincoli tecnici del terminale;

• riconsegni il gas rigassificato all’utente nell’arco di un periodo di trenta

giorni successivo alla discarica, tempo non necessariamente coincidente con

il mese di calendario. 

Queste condizioni non sono soddisfatte dalle cadenze temporali previste per le

allocazioni di capacità di trasporto nel Codice di rete Snam Rete Gas, che sono

imposte dai vincoli di gestione amministrativa della medesima società. 

L’Autorità ha quindi ritenuto opportuno definire misure transitorie valide fino

alla rimozione di questi vincoli di gestione amministrativa, per garantire un ef-

ficiente utilizzo del terminale di Panigaglia e favorire l’accesso al sistema con il

servizio di rigassificazione di tipo spot, subordinando a tal fine l’immissione di

gas nella rete nazionale durante il normale esercizio alle esigenze del terminale

stesso per consentirne il massimo utilizzo. Pertanto, in deroga all’assetto nor-

mativo in materia di allocazione di capacità di trasporto definito dalla delibera

n. 137/02, e sino al settembre 2004, ha autorizzato GNL Italia a effettuare le

allocazioni della capacità di trasporto nel punto di entrata alla rete nazionale di

gasdotti interconnesso con il terminale di rigassificazione, sulla base di accordi

stipulati con Snam Rete Gas. 
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Nel corso del 2003 l’Autorità ha contribuito con attiva partecipazione alla reda-

zione dei contributi del Council of European Energy Regulators (CEER) in tema di

gas naturale, che vengono presentati in occasione del Forum di Madrid. 

La necessità di presentare in ambito europeo le principali pratiche di regolazio-

ne del settore del trasporto di gas naturale ha richiesto il fattivo impegno del-

l’Autorità, volto a illustrare l’esperienza italiana di implementazione del sistema

entry exit. La regolazione del trasporto in Italia costituisce infatti un rifemento

importante in quanto il nostro paese è il primo ad aver introdotto, dimostran-

done i risultati positivi, il sistema entry exit in una realtà caratterizzata da un

fabbisogno di gas quasi interamente coperto dalle importazioni. A fronte inoltre

dei risultati ottenuti dalla regolazione del settore dello stoccaggio, alla rappre-

sentanza italiana è stato affidato il compito di studiare la tematica storage e

della flessibilità in generale. I primi risultati di questo studio sono stati distri-

buiti al settimo Forum di Madrid.

L’Autorità sta inoltre guidando la task force sul tema dell’accesso alle infra-

strutture di stoccaggio. A questo proposito l’Autorità ha redatto a nome del

CEER un documento di raccomandazioni per l’introduzione dell’accesso di terzi

alle infrastrutture di stoccaggio, ai sensi di quanto disposto dall’art. 18 della

Direttiva europea 2003/55/CE. L’attività della task force è ora concentrata alla

stesura, in collaborazione con il CRE (il regolatore francese) della prima bozza

delle Linee guida per l’accesso allo stoccaggio. Queste, diversamente dalle rac-

comandazioni, ricalcano l’impostazione seguita per le Linee guida per l’accesso

alle infrastrutture di trasporto, trattando temi legati principalmente: 

• alla trasparenza delle condizioni d’accesso;

• alla non discriminazione dei comportamenti attuati;

• alla responsabilità delle compagnie che offrono i servizi di stoccaggio;

• alla responsabilità degli utenti.

Coordinamento 

internazionale della 

regolazione dell’attività 

di trasporto
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DISTRIBUZIONE E VENDITA 

Struttura delle attività di distribuzione e vendita per il mercato libero e vincolato

Distribuzione Il decreto legislativo n. 164/00 ha profondamente modificato le condizioni di

svolgimento del servizio, introducendo la separazione societaria degli esercenti

in società di vendita e imprese di distribuzione, la trasformazione in mercato

contendibile del servizio di distribuzione attraverso l’introduzione della gara per

l’affidamento del servizio e la limitazione della sua durata, il riconoscimento

dell’idoneità dall’1 gennaio 2003 a tutti i consumatori finali.

Dopo una lunga fase nella quale il servizio di distribuzione è stato gestito da

una miriade di piccole imprese costituite a livello locale, da un paio d’anni si

assiste a un’inversione di tendenza in quanto il numero delle imprese di distri-

buzione è in diminuzione a seguito dell’acquisizione da parte dei grandi gruppi

industriali. Nel corso del 2003 circa 30 società di distribuzione sono state ac-

quistate da altri soggetti operanti nel settore o si sono fuse per la costituzione

di una nuova società; a queste si aggiungono le 17 acquisizioni registrate nel

2002. Circa 110 distributori, di cui 80 Comuni che gestivano in economia, du-

rante il 2003, hanno ceduto le proprie attività ad altri soggetti. Nel corso del

2002 circa 10 Comuni avevano ceduto l’attività di distribuzione. 

Complessivamente dai 750 soggetti operanti nella distribuzione alla fine degli

anni Novanta si è giunti agli attuali 560 circa.

Vendita Il numero degli esercenti l’attività di vendita è inferiore al numero delle impre-

se di distribuzione. Alla data del 30 aprile 2004, in base ai dati pubblicati dal

Ministero delle attività produttive, lo stato delle domande di autorizzazione

alla vendita di gas naturale a clienti finali si può così riassumere: 

• 373 sono le società e gli enti locali che attualmente risultano autorizzati,

mediante rilascio formale dell’autorizzazione o per intervenuto silenzio

assenso;

• 52 in tutto sono i soggetti che avevano ottenuto l’autorizzazione in via

eccezionale a svolgere transitoriamente l’attività di vendita di gas naturale

ai clienti finali nell’area di loro operatività fino al 31 dicembre 2003, e che

attualmente non risultano aver ancora completato la procedura di separa-

zione societaria o di trasformazione della gestione diretta. Con decreto del

21 gennaio 2004 il Direttore generale dell’energia e delle risorse minerarie

ha concesso a tali soggetti una proroga fino al 30 giugno 2004, in attesa

che sia individuato il fornitore di ultima istanza, secondo quanto indicato
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nello stesso decreto. In base a esso, i soggetti derivanti dalla separazione

societaria o dalla trasformazione delle gestioni dirette, delle società e degli

enti locali autorizzati transitoriamente, si intendono autorizzati per silenzio

assenso alla vendita di gas naturale a clienti finali qualora siano operativi

entro il 30 giugno 2004;

• 29 infine sono le società che hanno richiesto l’autorizzazione alla vendita di

gas naturale le cui istruttorie sono tuttora in corso e che pertanto non risul-

tano ancora autorizzate a esercitare l’attività di vendita.

La molteplicità dei soggetti presenti, le loro notevoli differenze strutturali, l’e-

levato numero di imprese che non si sono ancora separate societariamente, l’al-

to livello di contenzioso nei riguardi dei provvedimenti dell’Autorità che non ha

permesso il completamento della riforma tariffaria, sono elementi che hanno

determinato ritardi nell’avvio del processo competitivo a valle del city gate (os-

sia di quel punto della rete dove termina l’attività di trasporto sulla rete nazio-

nale e regionale e inizia quella di distribuzione sulla rete locale).

Le reti canalizzate di GPL sono una realtà sempre più diffusa nel settore della

distribuzione del gas. 

Si tratta di un servizio alternativo al gas naturale soprattutto in quelle frazioni

isolate o località montane che non sono collegate alla rete dei metanodotti.

Questo servizio consente agli utenti di fruire degli stessi comfort e vantaggi de-

gli utenti allacciati alle reti del gas naturale.

Al 30 giugno 2003, le aziende che distribuiscono GPL a mezzo rete erano 70 e

le località servite erano 430 con un numero di utenti pari a circa 77 000. La cre-

scita di questo servizio è testimoniata dal confronto con le analoghe cifre per il

2000: al 31 dicembre 2000, infatti, le aziende erano 69 e le località servite era-

no 407 con un numero di utenti stimato in circa 30 000 unità. Nella tavola 5.11

sono riportate le reti di distribuzione di GPL e altri gas, ripartite per regione. La

rete più consistente, in termini di numero di utenti, è quella di Cagliari che ser-

ve 9 543 clienti.

In queste reti viene normalmente immesso propano commerciale, cioè una mi-

scela di idrocarburi comprendente, oltre al propano che è il maggior componen-

te, anche il butano e alcuni insaturi di caratteristiche analoghe.

Mercato locale dei GPL 

e altri gas
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Regolazione delle attività di distribuzione e vendita per il mercato libero e vincolato

Accanto alla consueta attività di controllo delle opzioni tariffarie trasmesse dal-

le imprese distributrici e all’aggiornamento trimestrale della componente tarif-

faria legata ai prezzi internazionali dei combustibili, nel corso del 2003 e della

prima parte del 2004 l’attività di regolazione del servizio di distribuzione ha ri-

guardato la predisposizione di modifiche e integrazioni della disciplina tariffa-

ria – rese necessarie dalle disposizioni di alcune sentenze che hanno annullato

parte di provvedimenti dell’Autorità – e la soluzione di alcuni casi di contenzio-

so in materia di accesso alle reti.

Circa la regolazione dell’ultimo tratto della filiera del gas, quello della vendita,

nello scorso anno l’attività si è concentrata sulla definizione delle condizioni

economiche di fornitura del gas naturale ai clienti finali. Entrate in vigore nel

2004, hanno posto fine al regime transitorio dei prezzi di fornitura che era stato

introdotto nel 2003, all’indomani cioè dell’allargamento dell’idoneità a tutti i

clienti del settore. In una fase molto delicata del passaggio graduale a un mer-

cato del gas completamente libero qual è quella attuale e in presenza di una

TAV. 5.11 RETI DI DISTRIBUZIONE GPL E ALTRI GAS

(A) Nell’anno termico 2001/02.

Piemonte 53 3 792 116 299

Valle d’Aosta 1 122 4 553

Lombardia 35 13 812 553 109

Trentino Alto Adige 5 364 11 389

Veneto 3 199 7 663

Friuli Venezia Giulia 8 1 218 46 769

Liguria 56 7 971 190 282

Emilia Romagna 36 7 851 267 730

Toscana 107 13 490 325 246

Umbria 18 1 827 28 732

Marche 26 2 384 64 622

Lazio 29 5 871 89 056

Abruzzo 17 1 942 40 687

Molise 2 170 4 420

Campania 11 1 944 46 588

Puglia 2 194 6 096

Basilicata 3 650 13 171

Calabria 5 1 181 12 343

Sicilia 2 151 4 464

Sardegna 11 11 701 167 659

REGIONE NUMERO DI NUMERO DI UTENTI GAS VENDUTO(A)

LOCALITÀ SERVITE GJ



S E Z I O N E  2 .  C O N C O R R E N Z A  E  R E G O L A Z I O N E  N E I  S E T T O R I  E N E R G E T I C I

236

tuttora scarsa concorrenza effettiva, i nuovi criteri per la determinazione delle

condizioni economiche di fornitura sono stati posti a tutela dei consumatori,

specie di quelli di più piccole dimensioni.

I criteri per la determinazione delle tariffe per l’attività di distribuzione del gas

e per la fornitura ai clienti del mercato vincolato sono stati definiti

dall’Autorità alla fine del 2000, con la delibera 28 dicembre 2000, n. 237, che

stabiliva – tra l’altro – l’utilizzo di una formula parametrica per il calcolo del

capitale investito nell’attività di distribuzione. A seguito di tre sentenze del

TAR per la Lombardia, che ne imponevano la modifica, l’Autorità ha introdot-

to, con la delibera 22 giugno 2002, n. 122, una procedura (opzionale) alterna-

tiva per il calcolo del capitale investito, basata sul metodo del costo storico

rivalutato. 

Anche nei confronti della delibera n. 122/02, tuttavia, sono stati presentati ri-

corsi al TAR, uno dei quali è stato accolto, seppure con motivazioni meramente

formali. La sentenza del TAR per la Lombardia 19 dicembre 2002, n. 171/03, ha

annullato le parti della delibera n. 122/02 che introducevano la procedura al-

ternativa di calcolo del capitale investito. L’Autorità ha deciso di non impugnare

la sentenza, ritenendo che l’esigenza maggiormente meritevole di tutela fosse

quella di rimuovere le incertezze sull’ordinamento tariffario vigente che le vi-

cende giurisdizionali avrebbero potuto ingenerare. Pertanto, con delibera 17

aprile 2003, n. 36, l’Autorità ha avviato un procedimento per conformarsi alla

sentenza, diffondendo lo stesso giorno il Documento per la consultazione.

Più precisamente, con la delibera n. 36/03, l’Autorità ha avviato un procedi-

mento per l’adozione di un provvedimento che definisse le modalità attraverso

le quali l’esercente il servizio di distribuzione del gas naturale possa determi-

nare le proprie opzioni tariffarie sulla base di “dati concreti”, qualora lo stes-

so esercente sia in grado di dimostrare i costi sopportati per gli investimenti. Il

Documento per la consultazione a tal fine diffuso recava uno schema di prov-

vedimento che prevedeva una disciplina sostanzialmente analoga a quella

introdotta con la delibera n. 122/02.

Il procedimento di consultazione si è concluso con l’adozione della delibera 31 lu-

glio 2003, n. 87, mediante la quale l’Autorità ha reintrodotto la procedura alterna-

tiva di calcolo del capitale investito fondata sul metodo del costo storico rivalutato

(e dunque la disciplina prevista dalla delibera n. 122/02), recependo al contempo le

modifiche e le osservazioni formulate nella consultazione.

Documento per la 

consultazione 17 aprile 2003

e delibera n. 87/03

Tariffe di distribuzione:

modifiche e integrazioni 

di natura tariffaria
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Alla fine del 2002 l’Autorità aveva inoltre avviato un procedimento (delibera 12

dicembre 2002, n. 205) volto a verificare l’adeguatezza delle formule di calcolo

del vincolo sui ricavi, previste dalla delibera n. 237/00, con riferimento al caso

particolare della gestione del servizio di distribuzione nella forma associata del

consorzio tra Comuni, ed eventualmente a modificare di conseguenza la delibe-

ra n. 237/00, qualora l’esito della verifica l’avesse suggerito.

Con sentenza 19 marzo 2003, n. 2438, il TAR per la Lombardia, accogliendo il

ricorso promosso dalla società Consiag Reti S.p.A., ha ordinato all’Autorità di

astenersi dallo svolgere ogni attività di verifica di adeguatezza e di provvedere a

determinare criteri volti all’eliminazione dell’effetto economicamente penaliz-

zante per gli operatori ricorrenti, determinato dalle formule di calcolo previste

dalla delibera n. 237/00. A tal fine il medesimo TAR ha assegnato un termine

all’Autorità, decorso inutilmente il quale essa avrebbe dovuto approvare le pro-

poste di opzioni tariffarie presentate da Consiag Reti. 

In ottemperanza alla sentenza l’Autorità, con delibera 31 luglio 2003, n. 89, ha in-

trodotto una disciplina in base alla quale, caso per caso, viene riconosciuta la fa-

coltà agli esercenti il servizio di distribuzione di dimostrare l’effetto economica-

mente penalizzante patito a causa delle peculiarità che connotano la gestione della

propria rete di distribuzione in forma associata, estesa su più località, in un territo-

rio vasto e con profili altimetrici distinti. Nel caso in cui sia dimostrato tale effetto

penalizzante, è riconosciuta la facoltà di determinare il vincolo dei ricavi conside-

rando i maggiori costi derivanti dalla gestione associata.

Con delibera 31 luglio 2003, n. 88, l’Autorità ha inoltre aggiornato il costo

medio annuo di distribuzione per cliente (CMUD) e il Fondo per la compensa-

zione temporanea di costi elevati di distribuzione del gas (QFNC), come previ-

sto dai commi 4.11 e 5.1 della delibera n. 237/00.

Attività di controllo tariffario Anche quest’anno le proposte tariffarie per il servizio di distribuzione nell’anno

termico 2003/04 sono state trasmesse dalle imprese mediante la compilazione di

un questionario predisposto dagli Uffici e pubblicato sul sito Internet dell’Autorità.

Il questionario consente di raccogliere i dati in maniera uniforme e permette lo svi-

luppo automatico dei conteggi; in questo modo è agevolata non solo la trasmis-

sione dei dati da parte delle imprese, ma anche la predisposizione delle proposte

tariffarie. Il questionario è stato aggiornato per tenere conto dei nuovi criteri inte-

grativi della normativa tariffaria, definita dalla delibera n. 237/00, che sono stati

stabiliti con le delibere n. 87/03 e n. 89/03. Gli Uffici dell’Autorità hanno verifica-

to la conformità delle proposte ai criteri della normativa tariffaria, in particolare

Altre disposizioni sulle 

tariffe di distribuzione

(delibera n. 88/03)

Gestione delle reti 

in forma associata 

(delibera n. 89/03)
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che ciascuna opzione tariffaria base non comportasse un ricavo superiore al vinco-

lo dei ricavi per la distribuzione.

L’analisi della documentazione, il cui invio è stato sollecitato in 278 casi, ha eviden-

ziato per 187 imprese dati difformi rispetto a precedenti comunicazioni e/o errata

determinazione della struttura tariffaria. In tutti questi casi gli Uffici dell’Autorità

hanno provveduto a comunicare alle imprese l’esito del controllo, invitandole a pro-

cedere alle rettifiche degli errori e a ripresentare le proposte modificate.

Per le imprese che hanno presentato le proposte calcolate secondo il metodo

previsto dalla delibera n. 87/03 (metodo individuale), il controllo ha interessato

anche i due precedenti anni termici (2001/02 e 2002/03). Infatti la normativa

ha consentito la ridefinizione delle precedenti proposte sulla base dei nuovi cri-

teri introdotti.

Dei 2 514 ambiti tariffari esistenti sono state presentate le opzioni tariffarie ba-

se di 2 471 gestiti da 554 imprese. Le opzioni tariffarie base sono state determi-

nate nel modo seguente:

• 1 849 calcolate secondo il metodo parametrico, previsto dalla delibera 

n. 237/00, presentate da 520 imprese;

• 621 calcolate secondo il metodo individuale, definito dalla delibera 

n. 87/03, presentate da 34 imprese;

• 1 calcolata secondo il metodo parametrico ma tenendo conto di quanto pre-

visto, dalla delibera n. 89/03, per gli ambiti tariffari formati da più località,

con reti gestite in forma associata su un territorio vasto e con profili alti-

metrici distinti. La richiesta di approvazione di questa proposta è stata

rigettata dall’Autorità con delibera 5 febbraio 2004, n. 10.

Alla data del 30 aprile 2004, 3 imprese (per un totale di 38 ambiti tariffari) non

avevano ancora provveduto a presentare le proposte tariffarie per l’anno termi-

co 2003/04. Per queste esiste la procedura, prevista dall’art. 13, comma 7, della

delibera n. 237/00, che stabilisce sia l’Autorità a provvedere alla determinazio-

ne delle opzioni tariffarie.

Nella tavola 5.12 è descritta in dettaglio la situazione relativa alle imprese che

sono state interessate dalla verifica. 

TAV. 5.12 IMPRESE CHE HANNO PRESENTATO OPZIONI TARIFFARIE

Approvate 520 14 534

In corso di verifica 4 19 23

Totale pervenute 524 33 557

METODO PARAMETRICO METODO INDIVIDUALE TOTALI



Le proposte tariffarie sono state approvate con le delibere: 29 ottobre 2003,

n. 124, riguardante 182 imprese; 23 dicembre 2003, n. 161, riguardante 246

imprese; 5 febbraio 2004, n. 9, riguardante 66 imprese; 26 marzo 2004, n. 42;

riguardante 40 imprese. È stata inoltre predisposta una delibera di approvazione

riguardante altre 30 imprese. Le proposte tariffarie approvate sono pubblicate

nel sito Internet dell’Autorità.

L’art. 10 della delibera n. 237/00 prevede che i Comuni possano richiedere agli

esercenti l’attività di distribuzione di applicare alle tariffe una quota aggiuntiva

a favore dei clienti economicamente disagiati, degli anziani e dei disabili. Essa

non può essere superiore all’1 per cento della tariffa di distribuzione al netto

delle imposte. Secondo quanto emerge dai dati trasmessi dai distributori conte-

stualmente alle proposte tariffarie, tale richiesta è stata effettuata da circa 180

Comuni (su oltre 6700 per i quali sono state presentate le opzioni tariffarie)

situati per l’80 per cento al Nord, per il 15 per cento al Centro e per il resto nel

Sud Italia. Le aziende di distribuzione interessate dalla richiesta sono circa 60.

La delibera 4 dicembre 2003, n. 138, rappresenta la conclusione di un proces-

so di riforma, iniziato nel 1999, delle condizioni economiche di fornitura del

gas naturale, volto a dare separata evidenza dei costi delle diverse attività della

filiera e a eliminare alcune delle distorsioni ereditate dalla precedente struttu-

ra tariffaria.

Le principali novità riguardano il superamento del regime transitorio dei prezzi

di fornitura introdotto con la delibera n. 207/02 e del sistema dello “sventaglia-

mento”, la separazione delle singole componenti costitutive del prezzo finale e il

trasferimento ai clienti finali dei benefici ottenuti negli ultimi anni in termini di

minori costi nelle fasi a monte della filiera.

La delibera n. 138/03 definisce i criteri per la determinazione delle condizioni

economiche di fornitura del gas naturale a tutela dei consumatori, in particola-

re di quelli di minore dimensione, in una delicata fase di passaggio graduale

verso il mercato liberalizzato e a fronte di una scarsa concorrenza effettiva. Alla

luce dell’attuale situazione del mercato del gas, si è ritenuto opportuno mante-

nere in capo agli esercenti l’attività di vendita l’obbligo di offrire le condizioni

economiche di fornitura stabilite dall’Autorità sia ai clienti finali che alla data

del 31 dicembre 2002 si trovavano nella condizione di cliente non idoneo, sia a

quelli che, pur trovandosi nella condizione di cliente idoneo alla data del 31 di-

cembre 2002, non hanno esercitato la capacità di stipulare contratti connessa

con tale condizione, i quali a decorrere dall’1 gennaio 2003 avrebbero dovuto

Condizioni economiche 

di fornitura del gas naturale

ai clienti finali 

(delibera n. 138/03)

Applicazione art. 10 

della delibera n. 237/00 –

Costituzione del Fondo 

per clienti economicamente

disagiati, anziani e disabili
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negoziare nuove condizioni di fornitura del gas naturale. Ovviamente, unita-

mente alle condizioni definite dall’Autorità, possono essere affiancate le propo-

ste formulate dai singoli venditori.

Le scelte compiute sono comunque volte a mantenere in evidenza, in termini di

prezzo finale, le componenti relative all’uso delle infrastrutture essenziali og-

getto di regolazione. Nella determinazione di tali componenti si è anche tenuto

conto dell’esigenza di conservare margini per gli operatori efficienti e quindi di

garantire i presupposti per lo sviluppo di dinamiche concorrenziali: sarà infatti

la concorrenza a ridurre, fino a eliminare, tali margini nel tempo, a beneficio

del cliente finale. 

La necessità di definire condizioni tali da consentire un confronto concorren-

ziale tra gli operatori su tutto il territorio nazionale ha generato l’esigenza di

rimuovere il meccanismo di calcolo della componente transitoria CMP, fino a ta-

le momento vigente, che determinava le tariffe in funzione dei consumi medi

annui per ogni località servita (il cosiddetto “sventagliamento”). Tale meccani-

smo risultava infatti incompatibile con l’apertura del mercato e la nascita di

nuovi operatori, in quanto prevedeva che gli utenti di zone a elevati consumi,

tipicamente dislocati nelle aree più fredde del paese, pagassero per il servizio

tariffe più alte dei costi unitari a essi afferenti, mentre accadeva il contrario

nelle zone a basso livello di consumo, tipicamente dislocate nel Sud Italia. Per-

tanto, in luogo di un unico valore della componente transitoria CMP, seppure

articolato per ambito tariffario (come era previsto dalla delibera n. 237/00), il

provvedimento ha individuato tre componenti: il corrispettivo variabile relativo

alla commercializzazione all’ingrosso, la componente tariffaria del trasporto e

quella dello stoccaggio. 

Il corrispettivo variabile relativo alla commercializzazione all’ingrosso è calcola-

to come differenza tra il valore medio nazionale della componente materia pri-

ma e la quota a copertura dei costi medi di trasporto e stoccaggio, calcolata con

riferimento al costo medio di trasporto e stoccaggio dell’anno termico 2001/02.

Al valore derivante da tale differenza deve essere poi sottratto uno sconto a fa-

vore dei clienti finali in modo da trasferire loro parte della riduzione del prezzo

verificatasi grazie all’avvio della competizione.

Per il calcolo della componente di trasporto QT l’Autorità ha utilizzato una for-

mulazione semplificata e ha individuato nella maggiore impresa di trasporto,

Snam Rete Gas, il soggetto responsabile per il calcolo e la pubblicazione della

quota di costo del trasporto. Ciò al fine di garantire la corretta applicazione

della complessa metodologia di calcolo e la disponibilità di informazioni traspa-

renti e facilmente accessibili a tutti, precondizione per lo sviluppo della concor-

renza tra operatori.

La componente tariffaria dello stoccaggio QS è calcolata con riferimento alle
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tariffe di stoccaggio determinate ai sensi della delibera n. 26/02.

Le metodologie utilizzate per il calcolo delle componenti menzionate permetto-

no, da un lato, di trasferire al cliente finale la riduzione delle tariffe di trasporto

e stoccaggio intervenuta tra il 2001 e il 2003, dall’altro, di mantenere evidenza

della quota di costo relativa ai medesimi servizi. 

Come detto, la necessità di favorire il confronto concorrenziale tra gli operatori

su tutto il territorio nazionale ha portato alla rimozione del meccanismo dello

“sventagliamento”. Tuttavia, una sua rimozione immediata e non graduale po-

teva ingenerare negli ambiti caratterizzati da bassi consumi medi: 

• un significativo aumento delle condizioni economiche praticate ai clienti finali;

• un progressivo sottoutilizzo delle infrastrutture del gas, realizzate in molti

casi con finanziamenti pubblici, nonché una progressiva sostituzione della

materia prima gas con altre fonti energetiche, con potenziali effetti distorsivi

nell’uso efficiente del sistema gas ed energetico nel suo complesso;

• un disincentivo per i nuovi operatori a esercitare, nei sopra detti ambiti, la

propria attività di vendita al cliente finale, con conseguente ostacolo alla

realizzazione di un effettivo contesto concorrenziale.

Per evitare simili conseguenze è stato previsto, in conformità al disposto del de-

creto del Presidente del Consiglio dei ministri 31 ottobre 2002, un sistema di

compensazione che garantisca negli ambiti a elevati costi unitari un graduale

impatto degli effetti derivanti dall’applicazione delle nuove condizioni econo-

miche. Tali ambiti potranno usufruire della compensazione per un periodo tran-

sitorio predefinito che scade il 30 settembre 2006.

Al fine della gestione dei versamenti relativi al sistema di compensazione, l’Autorità

si avvale della Cassa conguaglio per il settore elettrico, stante la consolidata espe-

rienza da questa maturata nella gestione delle procedure di riscossione ed erogazio-

ne dei contributi nel settore dell’energia elettrica e recentemente anche nel settore

del gas, istituendo un apposito conto presso la medesima Cassa.

Per quanto riguarda la fase della vendita al dettaglio, è stata introdotta una mo-

dalità di calcolo della quota per la vendita al dettaglio, che tenga conto dei costi

fissi sostenuti dagli esercenti per i clienti finali con consumi annuali fino a 20 GJ,

derivanti dall’adempimento degli obblighi stabiliti dalla delibera 18 ottobre 2001,

n. 229. A tal fine è stato necessario lasciare liberi gli esercenti di articolare la

quota per la vendita al dettaglio per i clienti con consumi più bassi, prevedendo

limiti massimi all’aumento percentuale di tale quota. 

Complessivamente, la soluzione adottata ha l’effetto di fornire un primo segna-

le di costo al mercato e, al contempo, smorzare l’aumento delle tariffe per i

clienti appartenenti alle fasce di consumo più basse; per le fasce più alte si la-
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scia invece alla concorrenza il compito di far diminuire i prezzi secondo le atte-

se. L’Autorità ritiene infatti che esistono anche per la fase di vendita al detta-

glio possibilità di economie di scala e di varietà che consentano un’ulteriore ri-

duzione dei costi. Gli interventi del nuovo provvedimento hanno portato infatti

a una riduzione della tariffa media nazionale di circa 0,77 c€/m3 (-2,3 per cen-

to). Per il cliente medio con un consumo di 1 400 m3 annui ciò si traduce in un

risparmio annuo di 12,94 € (comprese le imposte). L’applicazione del nuovo or-

dinamento, in presenza del meccanismo di compensazione adottato dalla deli-

bera, evidenzia, rispetto ai valori oggi riconosciuti di CMP, una riduzione media

stimabile in circa 1,18 c€/m3 per più o meno l’80 per cento dei volumi venduti

ai clienti finali e un aumento medio pari a circa 0,89 c€/m3 per il rimanente 20

per cento. I casi di incremento di spesa, riguardando le zone caratterizzate da

bassi consumi, incidono comunque su utenti contraddistinti da livelli di spesa

media per il gas piuttosto contenuti. Gli aumenti sono stati in gran parte com-

pensati dalla riduzione del prezzo della materia prima verificatasi con decorren-

za 1 gennaio 2004.

Naturalmente l’obbligo di offrire condizioni economiche determinate sulla base

dei criteri stabiliti dall’Autorità deve essere inquadrato in un processo transito-

rio, fintanto che non si realizzino condizioni concorrenziali sul mercato. Conse-

guentemente, l’Autorità, entro il 31 luglio 2005, verificherà gli effetti sul mer-

cato dell’applicazione dei criteri individuati, al fine di poterli eventualmente

modificare o revocare. In virtù di queste considerazioni il provvedimento stesso

richiede che vengano comunicate all’Autorità alcune informazioni chiave, ne-

cessarie per assicurarsi che gli operatori rispettino i vincoli e le prescrizioni im-

posti dalla delibera. Per la comunicazione di tali informazioni l’Autorità ha pre-

disposto un apposito sistema sul proprio sito Internet (sistema di accreditamen-

to e comunicazione dati).

Aggiornamenti trimestrali La delibera dell’Autorità 29 novembre 2002, n. 195, ha modificato il metodo di

calcolo per l’aggiornamento delle tariffe del gas che recepiscono le variazioni dei

prezzi internazionali dei combustibili e delle materie prime. In particolare, per il

gas naturale, è stata cambiata la periodicità di aggiornamento che è passata da

bimestrale a trimestrale, estendendo inoltre il periodo di riferimento per la rile-

vazione delle variazioni dei prezzi dei combustibili sui mercati internazionali da

6 a 9 mesi. Anche per i GPL e gli altri gas la periodicità dell’aggiornamento è

diventata trimestrale, mentre il periodo di riferimento delle variazioni delle quo-

tazioni internazionali è passato da 2 a 3 mesi.

Nel corso del 2003 e nei primi mesi del 2004 si sono registrate le variazioni ta-

riffarie esposte nella tavola 5.13.
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PREZZI E TARIFFE DEL GAS

Nel luglio del 2002 il prezzo del gas naturale per le famiglie italiane (che com-

prende il gas impiegato per riscaldamento, per cottura cibi e produzione di

acqua calda, distribuito a mezzo rete urbana o in bombole), rilevato dall’Istat4,

ha invertito il trend di discesa che aveva caratterizzato la prima parte dell’an-

no (Tav. 5.14). Nella seconda parte del 2002 la tendenza al rialzo è stata tut-

tavia mitigata dal provvedimento di blocco tariffario deciso dal Governo

mediante il decreto legge 4 settembre 2002, n. 193 (convertito dalla legge 28

ottobre 2002, n. 238). 

L’anno 2003 si è aperto con nuovi rincari: il tasso di crescita ha pertanto regi-

strato un massimo (7,6 per cento) nel mese di giugno rispetto al mese corri-

spondente del 2002, per poi stabilizzarsi sul 6,4 per cento nell’ultimo trimestre

dell’anno. A dicembre il prezzo è tornato sul livello di due anni prima. Valutan-

do i dati in media d’anno, nel 2003 il prezzo del gas ha più che recuperato il ca-

lo di circa 5 punti percentuali realizzato nell’anno precedente. In termini reali

l’aumento è stato pari al 2,4 per cento per effetto dell’andamento dell’indice

generale dei prezzi al consumo che ha messo a segno nel 2003 un incremento

del 2,6 per cento. 

L’andamento 

degli indici Istat

TAV. 5.13 VARIAZIONI TARIFFARIE PER L’ANNO 2003 E PER IL PRIMO TRIMESTRE 2004

23 dicembre 2002, n. 229 1 gennaio 2003 0,0277 1,0670 0,1229 12,2986

24 marzo 2003, n. 24 1 aprile 2003 0,0211 0,8128 0,1148 11,4880

26 giugno 2003, n. 69 1 luglio 2003 ---- ---- -0,2659 -26,6086

24 settembre 2003, n. 110 1 ottobre 2003 ---- ---- 0,0332 3,3223

23 dicembre 2003, n. 160 1 gennaio 2004 -0,0309 -1,1903 ---- ----

26 marzo 2004, n.  45 1 aprile 2004 ---- ---- 0,0359 3,5925

DELIBERAZIONI AUTORITÀ DECORRENZA GAS NATURALE(A) GAS DI PETROLIO 
LIQUEFATTO(A)

c€/MJ c€/m3 c€/MJ c€/m3

(A) Sono stati assunti:
• M, coefficiente di adeguamento alla quota altimetrica e alla zona climatica, pari a 1;
• potere calorifico superiore pari a 38,52 MJ/m3 (9 200 kcal/m3) per il gas naturale e 

100,07 MJ/m3 (23 900 kcal/m3) per il GPL.

4 Nell’ambito del paniere nazionale dei prezzi al consumo per l’intera collettività, l’Istat rile-

va mensilmente il prezzo del gas all’interno della categoria “Spesa per l’abitazione”.
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TAV. 5.14 INDICI MENSILI ISTAT DEI PREZZI DEL GAS

Numeri indice 1995=100 e variazioni percentuali

(A) Rapporto percentuale tra l'indice di prezzo del gas e l'indice generale (esclusi i tabacchi).

Fonte: Elaborazioni su dati Istat, numeri indice per l'intera collettività – indici nazionali.

2002 2003

var. % var. % var. % var. %
MESI PREZZO 2002/ PREZZO 2002/ PREZZO 2003/ PREZZO 2003/ 

NOMINALE 2001 REALE(A) 2001 NOMINALE 2002 REALE(A) 2002

Gennaio 124,7 -3,5 106,3 -5,7 123,4 -1,0 102,3 -3,8

Febbraio 124,7 -3,9 105,8 -6,3 124,6 -0,1 103,1 -2,5

Marzo 122,8 -5,6 104,1 -7,9 125,0 1,8 103,1 -0,9

Aprile 120,7 -7,3 101,9 -9,5 128,2 6,2 105,6 3,6

Maggio 119,4 -6,4 100,6 -8,6 128,4 7,5 105,5 4,9

Giugno 119,3 -6,3 100,5 -8,3 128,4 7,6 105,4 4,9

Luglio 120,3 -3,8 101,2 -6,0 128,6 6,9 105,4 4,2

Agosto 120,3 -3,7 101,0 -6,0 128,5 6,8 105,1 4,0

Settembre 120,7 -3,3 101,2 -5,7 128,8 6,7 105,1 3,9

Ottobre 121,0 -3,0 101,2 -5,6 128,7 6,4 105,0 3,8

Novembre 121,1 -5,2 100,9 -7,8 128,8 6,4 104,8 3,8

Dicembre 121,2 -5,3 100,9 -7,9 129,0 6,4 104,9 3,9

Media annua 121,4 -4,8 102,1 -7,1 127,5 5,1 104,6 2,4

I dati dell’Istat trovano conferma nella tariffa media nazionale pubblicata

dall’Autorità con riferimento ai piccoli consumatori che utilizzano meno di 

200 000 m3 all’anno (Fig. 5.11). Gli aumenti dei prezzi internazionali dei prodotti

energetici hanno spinto al rialzo la tariffa nel primo e nel secondo trimestre del

2003. Nella seconda metà dell’anno il prezzo del metano è rimasto stabile per poi

registrare una flessione all’inizio del 2004. Sull’andamento hanno influito sia il

nuovo meccanismo di indicizzazione messo a punto dall’Autorità nel novembre

2002, che ha disposto la periodicità di aggiornamento trimestrale, anziché bime-

strale e il calcolo delle variazioni sulla media dei prezzi internazionali degli ultimi

nove mesi anziché degli ultimi sei mesi, sia il progressivo apprezzamento del tasso

di cambio dell’euro rispetto al dollaro che ha caratterizzato tutto il 2003 e i primi

mesi del 2004.

Con la delibera n. 138/03, l’Autorità ha definito il prezzo che le società di ven-

dita di gas sono tenute obbligatoriamente a offrire dall’1 gennaio 2004, accan-

to a proprie diverse condizioni, ai piccoli consumatori del commercio, dell’arti-

Tariffa media nazionale 

di riferimento del gas



gianato e del settore domestico. Il provvedimento ha completato la riforma del-

le tariffe del gas, avviata nel 2000, che ha permesso di definire le varie voci di

costo associate alle principali attività che compongono il servizio del gas: ap-

provvigionamento, trasporto, stoccaggio, distribuzione e commercializzazione.

All’inizio del secondo trimestre 2004 la tariffa media di riferimento per i piccoli

consumatori risulta pari a 56,62 c€/m3 al lordo dell’imposte. La sua composi-

zione percentuale è illustrata nella figura 5.12. 

Le imposte (imposta sul consumo, addizione regionale e IVA) rappresentano cir-

ca il 50 per cento della tariffa mentre le componenti a copertura dei costi infra-

strutturali incidono per circa un quinto sul valore complessivo e risultano pari a

11,86 c€/m3 di cui 0,95 c€/m3 per la voce stoccaggio, 2,87 c€/m3 per la voce

trasporto sulla rete ad alta pressione e 8,04 c€/m3 per la voce distribuzione sul-

le reti locali e cittadine. I costi di commercializzazione, pari a circa l’11 per cen-

to della tariffa, comprendono sia i costi di commercializzazione all’ingrosso, per

3,84 c€/m3, sia i costi di commercializzazione al dettaglio, per 2,39 c€/m3. I

costi connessi con l’attività di misura sono inclusi nella componente a copertu-

ra dei costi di distribuzione con esclusione della lettura dei dati che è invece

compresa nei costi di commercializzazione al dettaglio. La componente relativa

ai costi di approvvigionamento della materia prima, la cui incidenza è scesa di

un punto percentuale rispetto all’aprile 2003, è pari a 12,83 c€/m3.
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Costi infrastrutture
totale  (11,86%

Commercializzazione all'ingrosso  (3,84%)

Stoccaggio  (1,7%)

Trasporto  (5,1%)

Distribuzione  (14,2%)

Costo materia prima  (12,83%)

Imposte  (45,70%)

Commercializzazione al dettaglio  (2,39%)

FIG. 5.12 COMPOSIZIONE PERCENTUALE DELLA TARIFFA MEDIA NAZIONALE 
DI RIFERIMENTO DEL GAS NATURALE (TARIFFA DI RIFERIMENTO PER CONSUMI
INFERIORI A 200 000 m3 ANNUI) ALL’1 APRILE 2004

Le aliquote dell’imposta di consumo sulle forniture di gas per l’anno 2004 (Tav.

5.15) sono state fissate dal decreto del Ministero dell’economia e delle finanze

12 febbraio 2004 ed espresse in euro per 1 000 metri cubi. Rispetto a quelle in

vigore per l’anno 2003, che erano state definite in euro per metro cubo nel de-

creto del Ministero dell’economia e delle finanze 13 gennaio 2003, si registra

un aumento dell’1,9 per cento a carico dell’accisa “per altri usi civili”, quella

cioè applicabile agli usi per riscaldamento individuale oltre i 250 m3/anno, per

riscaldamento centralizzato, per usi artigianali e commerciali. L’aliquota, asso-

ciata alle vecchie tipologie di usi T2 con consumi superiori a 250 m3/anno e T3,

passa infatti da 0,17 €/m3 a 0,1732 €/m3. 

INFORMAZIONI AL MERCATO

Al fine di garantire la massima trasparenza delle condizioni di svolgimento dei

servizi, come previsto dalla legge 14 novembre 1995, n. 481 (art. 2, comma 12,

lettera l), l’Autorità provvede alla pubblicazione sul proprio sito Internet delle

proposte tariffarie delle aziende di distribuzione che sono state approvate.

Sono pubblicati i dati fondamentali della struttura tariffaria, ossia la quota

fissa per capacità conferita per i clienti con consumo superiore ai 200 000

m3/anno (espressa in €/anno/m3/giorno) e l’articolazione degli scaglioni di

Pubblicazione delle 

proposte tariffarie 

delle aziende di 

distribuzione
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consumo con le relative quote fisse (espresse in €/cliente anno) e variabili

(espresse in €cent/MJ e €cent/m3). Gli utenti possono accedere ai dati di loro

interesse tramite una ricerca che può essere fatta sia per località sia per azien-

da e hanno anche la possibilità di scaricare le tariffe in formato Excel. 

TAV. 5.15 IMPOSTE SUL GAS

c€/m3; aliquote percentuali in vigore nel 2004

TARIFFA T1 T2 T3 T4

IMPOSTE <250 m3/a >250 m3/a

Imposta di consumo

Normale 4,00 4,00 17,00 17,00 1,25

Località ex Cassa 3,87 3,87 12,42 12,42 1,25
del Mezzogiorno

Addizionale regionale(A)

Piemonte 2,00 2,00 2,58 2,58 0,62

Lombardia(B) 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00

Veneto 0,52 0,52 1,29 1,29 0,62

Liguria(C) 2,00 2,00 2,58 2,58 0,62

Emilia Romagna 2,00 2,00 3,10 3,10 0,62

Toscana 2,00 2,00 2,60 2,60 0,60

Umbria 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52

Marche 1,55 1,55 1,55 0,62 0,62

Lazio 2,00(D) 2,00(D) 3,10 3,10 0,62

Abruzzo 1,93 1,93 2,58 2,58 0,62

Molise 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52

Campania 1,93 1,93 2,58 2,58 0,52

Puglia 1,93 1,93 2,58 2,58 0,62

Basilicata 1,93 1,93 2,58 2,58 0,62

Calabria 1,93 1,93 2,58 2,58 0,62

Aliquota IVA (%) 10 20 20 20 20

COTTURA E RISCALDAMENTO RISC. CENTR. USI
USO ACQUA INDIVIDUALE USI ARTIG. E INDUSTRIALI

CALDA COMM.

CONSUMO <250 m3/a >250 m3/a

(A) Le Regioni a statuto speciale hanno posto l’addizionale regionale pari a zero.
(B) A decorrere dall’1 gennaio 2002 non è più dovuta (art. 1, comma 10, legge regionale 18 dicembre

2001, n. 27).
(C) Aliquota ridotta a 1,55 per i comuni appartenenti alla fascia climatica "E" e a 1,03 per quelli nella

fascia "F".
(D) Aliquota ridotta a 1,57 nelle località che ricadono nell'ex area della Cassa del Mezzogiorno. Si tratta

delle regioni: Abruzzo, Molise, Campania, Puglia, Basilicata, Calabria, Sicilia e Sardegna; delle pro-
vince di: Frosinone, Latina; di alcuni comuni della provincia di Roma compresi nel comprensorio di
bonifica di Latina; di comuni della provincia di Rieti compresi nell'ex circondario di Cittaducale; di
alcuni comuni della provincia di Ascoli Piceno inclusi nel territorio di bonifica del Tronto; delle isole
d'Elba, del Giglio e Capraia.



Gli esercenti l’attività di vendita di gas naturale sono tenuti a inviare all’Autorità,

entro il 29 febbraio 2004, le condizioni economiche di fornitura del gas in vigo-

re dall’1 gennaio 2004 applicando i criteri stabiliti dalla delibera n. 138/03.

Per favorire la tempestività nella comunicazione dei dati e facilitare il compito

di trasmissione degli stessi da parte delle imprese di vendita, l’Autorità ha pre-

disposto un sistema per l’invio telematico dei dati con l’accreditamento diretto

di ogni venditore tramite Internet. Il sistema telematico verrà utilizzato dai ven-

ditori accreditati anche per i successivi invii relativi alle condizioni di fornitura

del gas previsti dalla delibera n. 138/03.

Per facilitare le operazioni di accreditamento sono state predisposte alcune istruzio-

ni operative che accompagnino l’esercente al corretto inserimento dei dati.

Al fine di rendere possibile le comparazioni delle condizioni economiche e la

conseguente scelta del fornitore di gas naturale l’Autorità provvederà a garanti-

re adeguata informazione sui prezzi di vendita tramite la pubblicazione sul pro-

prio sito Internet. 

Imprese di vendita 

di gas naturale: 

sistema di accreditamento 

e comunicazione dei dati
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REGOLAZIONE DELLA QUALITÀ NEL SETTORE DELL’ENERGIA ELETTRICA

Con il 2003 si conclude il primo periodo di regolazione della qualità del servizio

elettrico, iniziato nel 2000. Nella presente Relazione Annuale si illustrano i

principali effetti della regolazione della continuità del servizio e della qualità

commerciale, attraverso l’analisi degli indicatori di qualità. 

Nel corso del 2003, l’attività dell’Autorità per l’energia elettrica e il gas nel

campo della qualità nel settore dell’energia elettrica è stata prevalentemente

orientata su due direzioni:

• attività di regolazione della qualità del servizio, nell’ambito del procedi-

mento per la formazione dei provvedimenti di regolazione per il periodo

regolatorio 2004-2007;

• attività di controllo della qualità del servizio, nell’ambito del procedimento

di determinazione dei recuperi di continuità relativi all’anno 2002.

L’attività di controllo costituisce un supporto indispensabile all’attività di rego-

lazione in quanto fornisce a essa il flusso informativo che alimenta il processo

decisionale,  verifica il rispetto degli standard di qualità imposti agli operatori e

controlla la veridicità delle loro dichiarazioni. Essa è descritta in modo più ap-

profondito nel Capitolo 8 di questa Relazione Annuale. Sono inoltre proseguite

sia le attività di rilevazione della soddisfazione delle famiglie per il servizio elet-

trico, tramite apposita convenzione con l’Istat, sia le attività internazionali di

benchmarking europeo nell’ambito del gruppo di lavoro dedicato alla qualità del

servizio costituito in seno al Council of European Energy Regulators (CEER).

Indicatori di qualità del servizio elettrico

Continuità del servizio Nel 2003 la continuità del servizio ai clienti non è dipesa in maggior parte, come

negli anni precedenti, dalle interruzioni originate sulle reti di distribuzione, ma

da due eventi di particolare impatto: i distacchi programmati ordinati dal Gestore

della rete di trasmissione nazionale S.p.A. (GRTN) alle imprese distributrici il 26

giugno, per fronteggiare un picco di domanda superiore alla capacità disponibi-

le di produzione, e l’interruzione totale del servizio occorsa nelle notte del 28

settembre. Gli indicatori di continuità del servizio del 2003 presentano pertanto

un grave peggioramento rispetto all’anno precedente. Gli impatti del blackout

del 28 settembre, che ha interessato più del 95 per cento dei clienti, e dei distac-

chi programmati del 26 giugno, che hanno riguardato circa un cliente su 4, sono

stati stimati in una media rispettivamente di 418 minuti persi per cliente il primo
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e di 24 minuti persi per cliente il secondo. La durata complessiva di interruzio-

ne per cliente, considerando tutte le interruzioni senza preavviso lunghe, inclu-

si il blackout e i distacchi programmati, è passata da 130 minuti persi nel 2002

a 567 minuti persi nel 2003 (Fig. 6.1 e Tav. 6.2). Su entrambi gli eventi l’Autorità

ha avviato istruttorie conoscitive, descritte nel Capitolo 8.

Al netto degli eventi speciali del 26 giugno e del 28 settembre 2003, nel corso

del 2003 la continuità del servizio elettrico sulle reti di distribuzione ha conti-

nuato a migliorare per effetto del meccanismo di incentivazione introdotto dal-

l’Autorità con la delibera 28 dicembre 1999, n. 202, poi confluita nel Testo in-

tegrato della continuità del servizio approvato con la delibera 1 agosto 2002, n.

155. Considerando solo le interruzioni relative alle reti di distribuzione, la rego-

lazione della continuità del servizio ha portato alla riduzione del numero e della

durata di interruzione per cliente e al restringimento dei divari regionali di con-

tinuità a parità di concentrazione territoriale dell’utenza servita. I miglioramen-

ti sono stati registrati sia per Enel S.p.A. sia per la maggior parte delle imprese

distributrici locali.

Il miglioramento è stato guidato dalla riduzione dei valori dell’indicatore di ri-

ferimento (durata complessiva delle interruzioni senza preavviso lunghe per

cliente allacciato in bassa tensione), calcolato escludendo, oltre al blackout e ai

distacchi programmati, le interruzioni attribuite a cause di forza maggiore, a

cause esterne o con origine sulle reti di alta tensione e sulla rete di trasmissione

nazionale. L’indicatore di riferimento, valutato su base annua, è passato da 175

minuti persi nel 1999 a 84 minuti persi nel 2003, con un miglioramento com-

plessivo nel periodo di regolazione 2000-2003 del 52 per cento.

Il numero di interruzioni per cliente (Fig. 6.2), considerando anche il blackout e

i distacchi programmati, è pari a 4,12 interruzioni per cliente nel 2003, contro il

valore di 2,93 nel 2002; al netto degli eventi speciali il numero di interruzioni

per cliente nel 2003 è pari a 2,89.

Uno dei principali obiettivi della regolazione della continuità del servizio è la

riduzione dei divari interregionali. A livello di grandi ripartizioni territoriali, la

figura 6.3 mostra la progressiva riduzione delle differenze tra Nord e Sud nel

valore di durata cumulata delle interruzioni (sono esclusi solo gli effetti del

blackout e dei distacchi programmati del 2003).

L’analisi dei divari interregionali deve tenere conto del diverso grado di concen-

trazione delle aree servite. Il miglioramento ottenuto dal 1999 al 2003 si è distri-

buito piuttosto uniformemente sui tre gradi di concentrazione definiti dall’Auto-

rità. Per ciascuno di essi sono disponibili misure separate per circa un centinaio di

ambiti territoriali. Lo scarto tra il 10° e il 90° percentile della distribuzione del-

l’indicatore di riferimento si è ridotto, nel periodo 1999-2003, di circa la metà: da

119 a 44 minuti persi per gli ambiti ad alta concentrazione (città con più 50 000
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FIG. 6.1 DURATA DELLE INTERRUZIONI PER CLIENTE IN BASSA TENSIONE

Minuti persi per cliente; valori annuali medi nazionali, Enel Distribuzione 
e imprese elettriche locali con più di 5 000 clienti finali

1998 1999 2000 2001 2002 2003

DURATA CUMULATA DI INTERRUZIONI SUBITE DAL CLIENTE BT (escluse interruzioni dovute a distacchi 
programmati e blackout)

DURATA CUMULATA DI INTERRUZIONI SUBITE DAL CLIENTE BT (escluse interruzioni dovute a distacchi 
programmati, blackout, forza maggiore, terzi o originate su reti AT/RTN)

DURATA CUMULATA DI INTERRUZIONI PER TUTTE LE INTERRUZIONI SUBITE DAL CLIENTE BT (incluso 
distacchi programmati e blackout)
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FIG. 6.2 NUMERO DI INTERRUZIONI SENZA PREAVVISO LUNGHE PER CLIENTE 
IN BASSA TENSIONE

Valori annuali medi nazionali, Enel Distribuzione e imprese elettriche locali 
con più di 5 000 clienti finali
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FIG. 6.3 DURATA DELLE INTERRUZIONI PER CLIENTE IN BASSA TENSIONE ESCLUSI 
I DISTACCHI PROGRAMMATI DEL 26 GIUGNO E IL BLACKOUT
DEL 28 SETTEMBRE 2003

Valori annuali medi nazionali, Enel Distribuzione e imprese elettriche locali 
con più di 5 000 clienti finali 
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FIG. 6.4 DISTRIBUZIONE DELL’INDICATORE DI RIFERIMENTO NEGLI AMBITI 
AD ALTA CONCENTRAZIONE

Valori annuali, Enel Distribuzione e imprese elettriche locali con più di 5 000 clienti finali
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abitanti, Fig. 6.4); da 344 a 139 minuti persi per gli ambiti a media concentrazio-

ne (comuni con popolazione compresa tra 5 000 e 50 000 abitanti); da 485 a 227

minuti persi per gli ambiti a bassa concentrazione (comuni con meno di 5 000

abitanti).

L’Autorità rende disponibile un servizio di interrogazione on line dei dati di

continuità del servizio sul proprio sito Internet, con disaggregazioni per impre-

sa, per regione e provincia, per tipo di interruzioni.
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TAV. 6.1 NUMERO MEDIO DI INTERRUZIONI PER CLIENTE IN BASSA TENSIONE PER REGIONE

Valori annuali medi regionali, Enel Distribuzione e imprese elettriche locali con più di 5 000 
clienti finali, esclusi i distacchi programmati del 26 giugno e il blackout del 28 settembre 2003

2002 2003

Piemonte 2,76 2,34

Valle d'Aosta 1,50 1,27

Liguria 2,79 2,18

Lombardia 1,63 1,63

Trentino Alto Adige 2,58 4,16

Veneto 2,08 1,73

Friuli Venezia Giulia 1,65 1,76

Emilia Romagna 1,53 1,95

Toscana 2,79 2,57

Marche 2,28 2,16

Umbria 2,42 2,28

Lazio 3,27 2,98

Abruzzo 2,87 3,13

Molise 2,88 4,05

Campania 4,11 4,32

Puglia 3,93 3,22

Basilicata 3,82 4,68

Calabria 5,70 5,40

Sicilia 4,42 4,74

Sardegna 4,06 4,93

NORD 2,01 1,95

CENTRO 2,93 2,69

SUD 4,20 4,30

ITALIA 2,93 2,89
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TAV. 6.2 DURATA DELLE INTERRUZIONI PER CLIENTE IN BASSA TENSIONE PER REGIONE

Valori annuali medi regionali, Enel Distribuzione e imprese elettriche locali con più di 5 000
clienti finali, esclusi i distacchi programmati del 26 giugno e il blackout del 28 settembre 2003

Piemonte 102,68 147,48 62,66 101,80 24,08 176,29

Valle d'Aosta 37,25 62,05 59,58 71,43 4,81 189,13

Liguria 82,80 97,30 52,21 68,42 29,37 193,66

Lombardia 47,86 77,78 38,58 66,53 21,96 166,70

Trentino Alto Adige 50,58 130,51 86,24 223,62 20,67 208,10

Veneto 60,41 87,12 46,94 71,72 17,59 244,80

Friuli Venezia Giulia 54,22 76,37 58,66 115,02 16,50 198,45

Emilia Romagna 47,84 59,29 48,60 64,40 24,65 304,94

Toscana 81,51 100,83 65,25 87,36 20,96 368,53

Marche 74,41 82,37 64,82 77,33 21,17 689,32

Umbria 62,53 75,57 54,13 75,27 18,42 636,48

Lazio 108,31 130,03 88,19 110,34 17,00 658,79

Abruzzo 96,28 105,42 133,78 164,82 24,29 737,32

Molise 85,04 92,20 122,63 256,14 20,10 677,60

Campania 140,67 159,44 139,06 191,14 23,69 621,51

Puglia 174,31 202,03 105,93 179,06 35,51 694,67

Basilicata 164,39 178,29 209,62 337,95 40,64 647,98

Calabria 190,36 212,38 137,25 196,34 22,37 438,27

Sicilia 139,70 258,48 142,86 224,62 36,78 806,18

Sardegna 145,73 163,83 162,17 190,03 24,20 0,00

NORD 62,64 91,56 49,44 80,47 22,22 208,96

CENTRO 91,82 110,40 75,16 96,02 18,94 564,58

SUD 149,43 194,51 136,75 201,50 29,73 619,78

ITALIA 97,75 130,06 83,99 124,34 24,10 418,32

2002 2003

DURATA DURATA DURATA DURATA DISTACCHI BLACKOUT
CUMULATA CUMULATA CUMULATA CUMULATA PROGRAMMATI

NETTA TOTALE NETTA TOTALE



Qualità commerciale A partire dall’1 luglio 2000 sono entrati in vigore gli standard di qualità com-

merciale definiti dall’Autorità. Lo scopo della regolazione della qualità com-

merciale è duplice: tutelare i clienti del mercato vincolato e del mercato libe-

ro, oltre che promuovere il miglioramento complessivo delle prestazioni esegui-

te dai soggetti esercenti i servizi di distribuzione, di misura e di vendita dell’e-

nergia elettrica. Gli standard esprimono i tempi massimi per l’effettuazione

delle prestazioni (allacciamenti, attivazioni, preventivi, verifiche tecniche,

risposta a reclami ecc.) richieste dai clienti.

Gli standard nazionali di qualità commerciale stabiliti dall’Autorità costituisco-

no la base minima che ogni impresa deve assicurare ai propri clienti. Le imprese

hanno la facoltà di definire propri standard, solo se migliorativi, o ulteriori, ri-

spetto a quelli imposti dall’Autorità. Con l’introduzione della regolazione della

qualità commerciale, l’Autorità ha modificato il regime precedente della Carta

dei servizi, che aveva dimostrato di non produrre adeguati effetti di garanzia

per i clienti sia perché gli standard delle Carte dei servizi erano definiti dalle

stesse imprese distributrici, risultando in genere attestati su livelli prudenziali e

non aggiornati periodicamente, sia perché gli esercenti potevano delineare pro-

cedure di rimborso su richiesta dei clienti interessati, che in genere non erano

note o comunque scoraggiavano i clienti aventi diritto al rimborso.

Con l’introduzione degli indennizzi automatici e con i nuovi standard definiti

dall’Autorità il numero di indennizzi effettivamente pagati ai clienti in caso di

mancato rispetto degli standard è nettamente cresciuto in confronto al regime

precedente della Carta dei servizi (Tav. 6.3).

I dati forniti dagli esercenti indicano che nel corso del 2003 sono stati erogati cir-

ca 79 000 indennizzi ai clienti, con un aumento rispetto allo scorso anno che è

prevalentemente dovuto al pagamento nel 2003 di rimborsi per casi di mancato

rispetto degli standard risalenti al 2002. Il numero dei casi di mancato rispetto
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TAV. 6.3 CASI DI MANCATO RISPETTO DEGLI STANDARD DI QUALITÀ COMMERCIALE 
E NUMERO DI RIMBORSI PAGATI DALLE IMPRESE ELETTRICHE

Enel Distribuzione e imprese elettriche locali con più di 5 000 clienti finali dall’1 luglio 2000

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.

CARTA DEI SERVIZI REGOLAZIONE DELLA QUALITÀ
COMMERCIALE

1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003
II SEM.

Casi di mancato rispetto 6 099 4 167 8 418 7 902 25 650 67 344
degli standard soggetti 61 881
a rimborso

Rimborsi effettivamente 21 54 22 4 771 12 437 52 229 79 072
pagati nell'anno



degli standard specifici di qualità è ancora in lieve crescita, dopo alcuni anni di

messa a regime della regolazione. Le percentuali di mancato rispetto degli stan-

dard specifici di qualità commerciale sono sempre inferiori al 5 per cento, in alcu-

ni casi (riattivazioni per morosità e disattivazioni) anche al 2 per cento (Fig. 6.5).

Il valore degli indennizzi automatici è differenziato in relazione alla tipologia di

utenza; esso è inoltre raddoppiato se non viene pagato entro tre mesi, e quintupli-

cato oltre i sei mesi. L’analisi degli indennizzi pagati per tipologia di utenza dimo-

stra che nel corso del 2003 gli esercenti non sono riusciti a erogare gli indennizzi
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FIG. 6.5 PERCENTUALE DI MANCATO RISPETTO DEGLI STANDARD SPECIFICI DI QUALITÀ
COMMERCIALE NEL 2003

EnelDistribuzione e imprese elettriche locali con più di 5 000 clienti finali
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entro il termine dei tre mesi, dal momento che il rimborso medio pagato risulta

maggiore dell’ammontare previsto in caso di pagamento entro tre mesi (Fig. 6.6).

Per alcune prestazioni l’Autorità non ha ritenuto opportuno determinare stan-

dard specifici associati a indennizzi automatici. Per esse ha invece individuato

standard generali di qualità che permettono di effettuare il monitoraggio del-

l’andamento della qualità commerciale. Gli obiettivi imposti con questi stan-

dard generali risultano ottenuti nella maggior parte dei casi; tuttavia, nel 2003,

gli standard generali non sono stati raggiunti per quanto riguarda le rettifiche

di fatturazione e le richieste di verifica della tensione di fornitura (Fig. 6.7).

CLIENTI BT DOMESTICI

CLIENTI BT NON DOMESTICI

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.
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FIG. 6.6 PAGAMENTO DEI RIMBORSI PER MANCATO RISPETTO DEGLI STANDARD 
SPECIFICI DI QUALITÀ COMMERCIALE NEL 2003

Enel Distribuzione e imprese elettriche locali con più di 5 000 clienti finali
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FIG. 6.7 PERCENTUALE DI RISPETTO DEGLI STANDARD GENERALI DI QUALITÀ
COMMERCIALE NEL 2003
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Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.

RIMBORSI PAGATI EFFETTIVAMENTE (M€)

RIMBORSI DOVUTI CON PAGAMENTI ENTRO 90gg (M€)

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.



Per tutte le prestazioni soggette a standard specifico o generale, l’Autorità veri-

fica il tempo medio effettivo. Per molte esso risulta in genere pari a circa i 2/3

del tempo massimo stabilito dall’Autorità; per le rettifiche di fatturazione e le

verifiche di tensione, tuttavia, nel 2003 si registrano tempi medi effettivi supe-

riori ai tempi massimi definiti dall’Autorità (Fig. 6.8).
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Premi e penalità per la qualità del servizio elettrico

L’attività di controllo sulla qualità del servizio elettrico si è focalizzata sulla

continuità del servizio nell’ambito del procedimento per la definizione degli in-

centivi e delle penalità a essa legati. La regolazione della qualità del servizio

prevede infatti che le imprese distributrici ricevano un riconoscimento di costo

in caso di miglioramenti della qualità superiori a quanto richiesto dai livelli ten-

denziali, e una penalità in caso contrario; non si dà luogo né a penalità né a ri-

conoscimento di costi se il livello effettivo biennale di continuità risulta in una

fascia di franchigia del più o meno 5 per cento rispetto al livello tendenziale.

Sulla base delle risultanze dei controlli effettuati l’Autorità, con la delibera 

4 dicembre 2003, n. 140, ha disposto sia riconoscimenti di costo complessivi

per 104 milioni di euro per 183 ambiti territoriali (su 312) che nel 2002 avevano

registrato un livello effettivo di qualità migliore dei livelli tendenziali assegnati

(il valore di 104 milioni di euro è un saldo algebrico con le penalità pari a 32

FIG. 6.8 CONFRONTO DEL TEMPO EFFETTIVO MEDIO E STANDARD DEFINITO
DALL’AUTORITÀ PER TUTTE LE PRESTAZIONI DI QUALITÀ COMMERCIALE 
PER CLIENTI IN BASSA TENSIONE

Anno 2003, Enel Distribuzione e imprese elettriche locali con più di 5 000 clienti finali

0 10 20 30 40 50 60

Risposta reclami
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Verifica gruppo di misura

Rettifiche di fatturazione

Esecuzione di lavori complessi

Preventivazione di lavori complessi
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gg di lavoro

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.

TEMPO MASSIMO (standard per clienti BT) TEMPO MEDIO EFFETTIVO, 2003 (clienti BT)



milioni di euro in 57 ambiti in cui il livello effettivo è peggiore del livello ten-

denziale assegnato), sia riconoscimenti di costo complessivi per 10,4 milioni di

euro per 26 ambiti territoriali che hanno mantenuto nel 2002 un livello effetti-

vo di qualità migliore o uguale dei livelli nazionali di riferimento.

Inoltre, con il provvedimento sono state approvate in via preliminare le istanze

presentate per l’anno 2003 da 12 imprese distributrici per le quali risulta che

nel 2002 il livello effettivo dell’indicatore di riferimento di continuità era mi-

gliore o uguale ai livelli nazionali di riferimento. Tali istanze per l’anno 2003

sono soggette alla verifica del mantenimento, per tutti i 12 mesi, di livelli effet-

tivi di continuità migliore o uguale a quelli nazionali di riferimento.

L’impatto tariffario di 115 milioni di euro per i miglioramenti di qualità nel

2003 è assorbito dalla giacenza del Conto oneri per i recuperi di continuità del

servizio, gestito dalla Cassa conguaglio per il settore elettrico e alimentato dalla

quota, destinata ai recuperi di continuità, delle tariffe 2003, come stabilito dal-

l’Autorità con la delibera 1 agosto 2002, n. 152.

Rilevazione della soddisfazione delle famiglie per il servizio elettrico

Nel corso del periodo 1998-2003 l’Istat, per conto dell’Autorità e all’interno

dell’Indagine multiscopo sulle famiglie Aspetti della vita quotidiana, ha svolto

specifiche ricerche volte a rilevare la soddisfazione dei clienti finali sull’efficacia

dei servizi nel settore dell’energia elettrica e del gas.

Il livello generale di soddisfazione dell’utenza dei due servizi è complessiva-

mente buono; all’interno di un livello di soddisfazione mediamente alto si evi-

denziano situazioni diverse sotto il profilo geografico (Tav. 6.4).
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TAV. 6.4 SODDISFAZIONE COMPLESSIVA PER IL SERVIZIO ELETTRICO

Percentuali ottenute dai giudizi "molto soddisfatto" e "abbastanza soddisfatto"

Nord Ovest 94,6 94,5 94,1 94,5 94,9 93,2

Nord Est 93,1 94,1 92,0 94,3 92,9 91,5

Centro 89,4 91,3 89,6 91,1 90,9 89,4

Sud 86,4 88,1 88,7 89,2 89,5 89,9

Isole 83,7 83,9 84,5 84,5 85,6 84,2

Italia 90,3 91,2 90,6 91,7 91,5 90,3

1998 1999 2000 2001 2002 2003

Fonte: Indagine multiscopo Istat anni 1998-2003.



Attività di benchmarking internazionale 

L’attività svolta sulla qualità del servizio elettrico nel corso del 2003 include

anche la conclusione dei lavori di comparazione internazionale nell’ambito del-

le attività del gruppo di lavoro CEER dedicato alla qualità del servizio nel setto-

re elettrico. Al gruppo di lavoro (WG QoS) partecipano i responsabili della rego-

lazione della qualità del servizio elettrico nei principali paesi membri dell’Unio-

ne europea aderenti al CEER, più la Norvegia; i lavori del WG QoS sono presie-

duti da un rappresentante italiano. 

Il WG QoS ha completato il rapporto di benchmarking sulla qualità del servizio

pubblicato dal CEER (Second Benchmarking Report on Quality of Electricity

Supply, September 2003); il rapporto finale è disponibile per la consultazione sui

siti Internet del CEER e dell’Autorità. Si tratta di uno studio di comparazione e

analisi degli standard utilizzati per regolare la qualità commerciale. Lo studio in-

clude un confronto analitico dei livelli di continuità di nove paesi europei. Il lavo-

ro ha evidenziato una realtà articolata sia per quanto riguarda l’approccio regola-
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TAV. 6.5 SODDISFAZIONE PER LA CONTINUITÀ DEL SERVIZIO ELETTRICO

Percentuali ottenute dai giudizi "molto soddisfatto" e "abbastanza soddisfatto"

Nord Ovest 95,4 95,4 95,1 94,5 95,6 94,1

Nord Est 94,2 94,8 93,9 95,8 95,0 93,1

Centro 89,5 90,6 89,0 91,9 91,7 89,9

Sud 85,9 87,5 88,3 88,5 89,2 89,6

Isole 85,0 83,1 85,8 85,9 88,4 86,4

Italia 90,8 91,1 91,2 92,0 92,5 91,1

1998 1999 2000 2001 2002 2003

Fonte: Indagine multiscopo Istat anni 1998-2003.

La soddisfazione dei clienti nel settore dell’energia elettrica è legata fortemente

alla continuità del servizio e cioè alla mancanza di interruzioni nell’erogazione

dell’energia elettrica agli utenti (Tav. 6.5): da un’analisi storica dei dati e dal

confronto con i livelli effettivi di continuità registrati si rileva che, a fronte del-

la diminuzione delle interruzioni, aumenta la soddisfazione degli utenti (dimi-

nuisce la percentuale di utenti insoddisfatti). Sul calo registrato nel 2003 hanno

influito, almeno in parte, i gravi episodi di interruzione del servizio dovuti ai di-

stacchi programmati di giugno e al blackout di settembre.   
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FIG. 6.9 MINUTI PERSI PER CLIENTE DOVUTI A INTERRUZIONI SENZA PREAVVISO LUNGHE
NEL 2001
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Fonte: CEER Working Group on Quality of Electricity Supply, Second Benchmarking Report on Quality
of Electricity Supply, September 2003.

torio relativamente alla qualità commerciale sia per quanto riguarda i livelli effet-

tivi, gli standard e i meccanismi di regolazione della continuità del servizio.

Rispetto alla continuità, Francia, Regno Unito e Paesi Bassi (ma in quest’ultimo

paese le condizioni orografiche sono molto peculiari) registrano livelli di durata

media di interruzione per cliente inferiori ai 100 minuti persi per cliente all’anno

(tutte le cause), mentre l’Italia si posiziona in un secondo gruppo di paesi (che

comprende anche Norvegia, Irlanda e Spagna) con valori intorno ai 200 minuti

persi per cliente all’anno (Fig. 6.9); permangono consistenti differenze tra i paesi

in termini di modalità di imputazione delle interruzioni alla diverse cause (analisi

delle responsabilità) che ostacolano una piena comprensione delle comparazioni.

Attività di regolazione della qualità del servizio di fornitura dell’energia elettrica:
il periodo di regolazione 2004-2007

Nel corso dell’anno 2003 è stato avviato il procedimento sulla definizione della

regolazione della qualità del servizio elettrico per il secondo periodo regolato-

rio. Il procedimento si è concluso nel 2004 con l’adozione delle delibera 30

gennaio 2004, n. 4, con cui è stato approvato il Testo integrato delle disposi-

zioni dell’Autorità per l’energia elettrica e il gas in materia di qualità dei servizi

FORZA MAGGIORE CAUSE ESTERNE OGNI ALTRA CAUSA O 
SUDDIVISIONE NON DISPONIBILE



di distribuzione, di misura e di vendita dell’energia elettrica per il periodo di re-

golazione 2004-2007.

Tre sono state le fasi di consultazione in cui si è articolato il processo. Un primo

Documento per la consultazione è stato approvato e diffuso ai soggetti interes-

sati nel mese di giugno; nel successivo mese di luglio si sono svolti sia incontri

tecnici per illustrare le proposte ai soggetti interessati sia audizioni speciali di

operatori, associazioni dei consumatori, sindacati, ambientalisti e organismi

tecnici sulle proposte per la regolazione della qualità nel nuovo periodo regola-

torio. Durante le audizioni e la consultazione, numerosi soggetti interessati

hanno ravvisato l’opportunità, dati gli aspetti complessi della regolazione della

qualità dei servizi elettrici e la novità di alcune proposte, di diffondere un se-

condo Documento per la consultazione contenente proposte di maggiore detta-

glio, poi pubblicato il 27 novembre 2003. Un terzo Documento contenente le

proposte finali dell’Autorità è stato diffuso nel mese di gennaio 2004, in consi-

derazione dei nuovi elementi di valutazione emersi attraverso le osservazioni

formulate in relazione alle due precedenti fasi di consultazione. Nel mese di

gennaio 2004 si sono anche tenute audizioni speciali sul tema della qualità,

prima della definizione del provvedimento finale.

Le proposte dell’Autorità sono state elaborate sulla base delle esigenze derivan-

ti dall’evoluzione dei processi di liberalizzazione in atto nel settore dell’energia

elettrica e dall’esperienza di attuazione della regolazione della continuità del

servizio e della qualità commerciale.

Continuità del servizio Il provvedimento persegue l’obiettivo di confermare e rafforzare l’attuale rego-

lazione della durata delle interruzioni, a fronte del permanere di situazioni

locali con livelli di continuità del servizio molto lontani dalla media nazionale,

nonché della perdurante arretratezza del livello medio nazionale di continuità

del servizio rispetto ai principali paesi membri dell’Unione europea. È stata

confermata la regolazione della durata delle interruzioni basata sulla determi-

nazione ex ante di obiettivi annuali fissati dall’Autorità e sulla verifica ex post

dei risultati ottenuti dalle imprese di distribuzione dell’energia elettrica al fine

di deliberare gli incentivi e le penalità collegati ai miglioramenti aggiuntivi e ai

peggioramenti rispetto agli obiettivi. Per accelerare al massimo l’evoluzione

positiva nelle aree dove il servizio è peggiore, è stato introdotto un nuovo

metodo di determinazione degli obiettivi. A fronte dei livelli tariffari, infatti,

l’Autorità prevede l’obbligo per tutti gli ambiti territoriali ad alta, media e

bassa densità abitativa, di raggiungere gli stessi livelli di qualità, definiti “livel-

li obiettivo”, entro tre periodi di regolazione. Si è inoltre modificato il mecca-

nismo di determinazione degli incentivi da riconoscere alle imprese di distribu-
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zione dell’energia elettrica in caso di miglioramento ulteriore rispetto agli

obiettivi, rendendolo coerente con la willingness to pay dei clienti e partico-

larmente attraente per quanto riguarda gli investimenti da effettuarsi nelle

zone economicamente meno sviluppate del paese.

È stato proposto un regime facoltativo di regolazione della durata delle interru-

zioni derivanti da danni causati da terzi, a decorrere dal 2005, che potrebbe

comportare, oltre a un ulteriore miglioramento della continuità del servizio, una

più rapida convergenza verso gli obiettivi indicati nel provvedimento.

La regolazione della durata delle interruzioni è stata affiancata dalle nuove di-

sposizioni riguardanti il numero massimo di interruzioni per i clienti di maggio-

re dimensione. Esse perseguono un duplice scopo: tutelare i clienti peggio ser-

viti, attraverso un meccanismo di indennizzo automatico nel caso di mancato

rispetto degli standard fissati dall’Autorità (Tav. 6.6); fornire uno stimolo alle

imprese distributrici a effettuare investimenti finalizzati all’abbassamento del

numero di interruzioni, che potrebbero non essere realizzati in presenza del solo

schema regolatorio orientato alla riduzione della durata delle interruzioni. Gli

standard stabiliti dall’Autorità individuano, su scala nazionale, circa il 10 per

cento dei clienti serviti con un numero annuo di interruzioni subite maggiore

dello standard, indipendentemente dal livello della tensione di alimentazione e

dalla potenza contrattuale, in gran parte concentrati nel Sud del paese. La re-

golazione del numero di interruzioni, innovativa a livello europeo, decorrerà dal

2006 sia per i clienti alimentati in alta tensione, sia per quelli alimentati in me-

dia tensione con potenza disponibile superiore a 500 kW e sarà gradualmente

estesa a tutti i clienti alimentati in media tensione. Il principale effetto atteso è

una sensibile riduzione del numero di interruzioni subite dai clienti di maggiori

dimensioni cui corrisponde una riduzione del numero di clienti peggio serviti.
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TAV. 6.6 VALORI DEGLI STANDARD SPECIFICI DI CONTINUITÀ PER I CLIENTI 
DI MAGGIORE DIMENSIONE

Clienti alimentati in alta tensione 1

Clienti alimentati in media tensione in alta densità abitativa 3

Clienti alimentati in media tensione in media densità abitativa 4

Clienti alimentati in media tensione in bassa densità abitativa 5

TIPOLOGIA DI CLIENTI DI MAGGIORE DIMENSIONE NUMERO MASSIMO  
DI INTERRUZIONI 

LUNGHE ALL’ANNO(A)

(A) Sono escluse le interruzioni con preavviso, le interruzioni con origine sulla rete di trasmissione na-
zionale, i blackout, i distacchi programmati del carico, le interruzioni attribuite a cause di forza
maggiore e a cause esterne, oltre che le interruzioni con origine sulla rete di alta tensione per i
clienti alimentati in media tensione.



Tra gli effetti derivanti dalla progressiva liberalizzazione del mercato elettrico si

registra una sempre maggiore attenzione dei clienti alla qualità del servizio. Per

consentire loro di esprimere necessità individuali, sono state identificate inizia-

tive di mercato (contratti per la qualità) che permettono alle imprese di distri-

buzione dell’energia elettrica e ai clienti maggiori consumatori di energia di

concordare, su base contrattuale, livelli di qualità migliorativi rispetto a quelli

fissati dall’Autorità. I contratti per la qualità possono essere estesi anche ai pa-

rametri di qualità della tensione di alimentazione individuati dalla norma CEI

EN50160, attualmente non soggetti ad alcuna forma di regolazione.

Qualità commerciale L’Autorità ha rafforzato il livello di tutela dei consumatori attraverso l’introdu-

zione di nuovi standard e ha introdotto, nello stesso tempo, regole mirate a

semplificare e razionalizzare la regolazione della qualità commerciale.

In relazione al rafforzamento della tutela dei consumatori, la regolazione della

qualità commerciale è stata estesa anche agli esercenti con numero di clienti fi-

nali compreso tra 1 000 e 5 000. È stato modificato lo standard relativo alla ret-

tifica di fatturazione di importo già pagato dal cliente e fatturato in modo erro-

neo dall’esercente il servizio di vendita, dal momento che, per come era stato

inizialmente concepito, l’esercente avrebbe potuto non restituire la somma sen-

za compromettere il valore dell’indicatore di prestazione da confrontare con lo

standard. È stato introdotto un nuovo standard relativo al tempo massimo di ri-

pristino della fornitura per guasto del gruppo di misura. Ogni anno si verificano

infatti più di 100 000 interruzioni di questa natura che interessano un solo

cliente e rimangono escluse dal computo degli indicatori di continuità del servi-

zio. È stato ridotto da 10 a 5 giorni lo standard relativo all’attivazione della

fornitura per i clienti alimentati in media tensione. È stata inoltre avviata una

fase di monitoraggio della qualità dei servizi telefonici con l’obiettivo di au-

mentare il grado di tutela dei consumatori attraverso la successiva introduzione

di nuovi standard di qualità.

Con riferimento alla semplificazione e alla razionalizzazione della regolazione

della qualità commerciale, gli esercenti con meno di 1 000 clienti finali sono

stati esonerati per via degli elevati costi di attuazione, superiori ai benefici ot-

tenibili per effetto della stessa regolazione. Riguardo alla preventivazione ed

esecuzione dei lavori si è previsto un percorso semplificato per i lavori che pre-

vedono importi predeterminati dalla attuale regolamentazione dei contributi di

allacciamento. È stata inoltre semplificata la regolazione della puntualità agli

appuntamenti che, nel periodo 2000-2003, si è riferita solo agli “appuntamenti

personalizzati” tra le imprese e i clienti o altri soggetti che richiedono le presta-

zioni. Si tratta degli appuntamenti fissati su richiesta del cliente che, per propri
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TAV. 6.7 PRESTAZIONI COMMERCIALI REGOLATE DA STANDARD SPECIFICI DI QUALITÀ 
NEI SERVIZI DI DISTRIBUZIONE, MISURA E VENDITA DELL’ENERGIA ELETTRICA 
PER IL PERIODO DI REGOLAZIONE 2004-2007

Tempi massimi per i clienti alimentati in bassa tensione

PRESTAZIONI COMMERCIALI SERVIZIO  SERVIZIO SERVIZIO 
DI DISTRIBUZIONE DI MISURA DI VENDITA

Tempo di preventivazione per l’esecuzione 20 gg. lavorativi
di lavori sulla rete di bassa tensione

Tempo di esecuzione di lavori semplici 15 gg. lavorativi

Tempo di attivazione della fornitura 5 gg. lavorativi

Tempo di disattivazione della fornitura 5 gg. lavorativi
su richiesta del cliente

Tempo di riattivazione della fornitura 1 g. feriale
per cessata morosità

Fascia di puntualità per gli appuntamenti 3 ore
con i richiedenti

Tempo di ripristino della fornitura in seguito 3 ore (A)

a guasto del gruppo di misura 4 ore (B)

Tempo di rettifica di fatturazione 90 gg. solari

(A) Richieste pervenute nei giorni lavorativi dalle ore 8.00 alle ore 18.00.
(B) Richieste pervenute nei giorni non lavorativi o nei giorni lavorativi dalle ore 18.00 alle ore 8.00.

TAV. 6.8 PRESTAZIONI COMMERCIALI REGOLATE DA STANDARD GENERALI DI QUALITÀ 
NEI SERVIZI DI DISTRIBUZIONE, MISURA E VENDITA DELL’ENERGIA ELETTRICA 
PER IL PERIODO DI REGOLAZIONE 2004-2007

Tempi massimi e percentuali minime di richieste per clienti alimentati in bassa tensione

PRESTAZIONI COMMERCIALI SERVIZIO  SERVIZIO SERVIZIO 
DI DISTRIBUZIONE DI MISURA DI VENDITA

Tempo di esecuzione lavori complessi 85% entro     
60 gg. lavorativi

Tempo per la verifica della tensione di fornitura 90% entro      
10 gg. lavorativi

Tempo di risposta motivata ai reclami e 90% entro      90% entro 90% entro
richieste di informazione scritte 20 gg. lavorativi 20 gg. lavorativi 20 gg. lavorativi

Numero annuo di letture e autoletture 95% almeno 
per cliente finale una volta all’anno

Tempo per l’effettuazione della verifica 90% entro      
del gruppo di misura 10 gg. lavorativi

Qualità dei servizi telefonici Monitoraggio 
avviato dal 

II semestre 2004



motivi, abbia necessità di eseguire la prestazione richiesta in tempi più lunghi

rispetto a quelli previsti dagli standard specifici fissati dall’Autorità.

Le prestazioni commerciali sono state suddivise per servizi di distribuzione, misu-

ra e vendita dell’energia elettrica per tenere conto della separazione societaria del-

le attività derivante dalla progressiva liberalizzazione dei mercati (Tavv. 6.7 e 6.8).

Con riguardo agli indennizzi automatici dovuti ai clienti in caso di mancato ri-

spetto degli standard specifici, è stato aggiornato il loro ammontare: 30 € per

clienti alimentati in bassa tensione per usi domestici, 60 € per clienti alimentati

in bassa tensione per usi non domestici, 120 € per clienti alimentati in media

tensione.

L’Autorità, infine, ha introdotto una norma che prevede come, nel caso di richieste

avanzate agli esercenti da clienti grossisti per conto dei clienti finali del mercato li-

bero, gli indennizzi automatici siano destinati dall’esercente al cliente grossista.

REGOLAZIONE DELLA QUALITÀ NEL SETTORE DEL GAS

Il 2003 è stato caratterizzato dal proseguimento delle attività di rilevazione dei dati

sulla qualità del servizio erogato ai clienti finali al fine di valutare l’adozione e l’at-

tuazione da parte degli esercenti dei provvedimenti emanati dall’Autorità in materia

sia di qualità commerciale (delibera 2 marzo 2000, n. 47), sia di sicurezza e conti-

nuità del servizio di distribuzione del gas (delibera 28 dicembre 2000, n. 236).

L’attività di regolazione si è concentrata in particolare sull’emanazione di nor-

me in materia di sicurezza a valle del punto di consegna: il provvedimento rela-

tivo all’assicurazione dei clienti finali civili del gas distribuito a mezzo di ga-

sdotti locali (delibera 12 dicembre 2003, n. 152) e il regolamento che disciplina

le attività di accertamento della sicurezza degli impianti di utenza a gas (deli-

bera 18 marzo 2004, n. 40).

Nel corso del 2003 sono inoltre proseguiti i contatti tra l’Autorità, gli enti di

normazione e le associazioni tecniche di settore al fine di favorire il completa-

mento della pubblicazione delle Linee guida necessarie per la piena attuazione

della delibera n. 236/00.

L’Autorità ritiene che la regolazione della qualità dei servizi gas nel suo com-

plesso abbia prodotto benefici per i clienti finali e favorito il miglioramento

della qualità del servizio reso dalle imprese del settore. In particolare, la defini-

zione di obblighi di servizio relativi alla sicurezza e alla continuità del servizio

di distribuzione e l’imposizione di indennizzi automatici a favore dei clienti fi-
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nali in caso di mancato rispetto degli standard garantiti di qualità commerciale

si sono rivelati particolarmente efficaci.

I principali effetti della regolazione della qualità del servizio gas sono illustrati

nel paragrafo successivo, mentre le principali attività di regolazione svolte sono

indicate neI paragrafo sull’attività di regolazione della sicurezza a valle del

punto di consegna.

Indicatori di qualità del servizio gas

La sicurezza del servizio è la salvaguardia delle persone e delle cose dai danni

derivanti da esplosioni, scoppi e incendi provocati dal gas distribuito; essa

dipende dall’odorizzazione del gas, finalizzata a consentire di avvertirne la pre-

senza nell’aria, dalla riduzione delle fughe di gas attraverso l’ispezione delle

rete di distribuzione e la protezione catodica delle reti in acciaio, dal servizio

di pronto intervento in caso di chiamata.

La continuità del servizio di distribuzione del gas è la mancanza di interruzioni

nell’erogazione della fornitura ai clienti. Il gas dovrebbe essere fornito con con-

tinuità, in quanto le interruzioni del servizio possono esporre i clienti a rischi

all’atto della riattivazione dell’erogazione, nonché provocare loro danni e disa-

gi. Tuttavia, per motivi tecnici, non è possibile raggiungere la mancanza assolu-

ta di interruzioni.

L’Autorità, con la delibera n. 236/00, ha definito standard obbligatori e generali

nonché obblighi di servizio, di registrazione e di comunicazione per la sicurezza

e la continuità della distribuzione del gas.

In particolare il provvedimento ha introdotto un sistema di obblighi e controlli,

fissando i livelli nazionali base e di riferimento per ciascuno degli indicatori al

riguardo. L’Autorità ha scelto il singolo impianto di distribuzione come ambito

territoriale per il quale misurare i livelli effettivi di sicurezza e di continuità. 

La pubblicazione comparativa dei dati di sicurezza e continuità per i singoli distri-

butori stimola questi ultimi al miglioramento dei propri livelli effettivi in materia.

La regolazione della sicurezza e della continuità del servizio di distribuzione del

gas introduce l’obbligo per ogni distributore di definire procedure operative per

la gestione di emergenze (fuori servizio di cabine di alimentazione della rete, di

interi tratti di rete di media o di bassa pressione ecc.) e incidenti derivanti dal-

l’uso del gas distribuito; la direttiva dell’Autorità introduce anche l’obbligo di

comunicare tempestivamente al Comitato italiano gas (CIG) ogni emergenza o

incidente da gas che lo abbia coinvolto.

Il dispiegamento della regolazione è stato graduale e precisamente:

Sicurezza e continuità 

del servizio
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• per tutte le imprese di distribuzione, a partire dal 2001, sono decorsi gli

obblighi di effettuazione del pronto intervento anche per chiamata relativa

a segnalazione di fuga di gas sull’impianto del cliente finale;

• per ogni impresa distributrice con più di 5 000 clienti finali (e per ogni

impianto da essa gestito con più di 1 000 clienti finali allacciati):

- dall’1 luglio 2001 è decorso l’obbligo di dotarsi di planimetria aggiornata;

- dall’1 gennaio 2002 è decorso l’obbligo del rispetto integrale della rego-

lazione della sicurezza e della continuità introdotta dall’Autorità.

I dati sulla qualità tecnica del servizio di distribuzione del gas a mezzo di reti

urbane a clienti finali per usi civili sono pubblicati dall’Autorità a cadenza an-

nuale a partire da quelli comunicati dagli esercenti.

A partire dal 2003 gli esercenti con più di 5 000 clienti finali allacciati hanno

l’obbligo di comunicare all’Autorità, entro il 31 marzo di ogni anno, i dati di si-

curezza e continuità del servizio di distribuzione del gas. Gli esercenti con un

numero di clienti finali allacciati minore o uguale a 5 000 hanno l’obbligo di in-

vio dei soli dati relativi alle chiamate di pronto intervento. L’Autorità, per favo-

rire la tempestività nella comunicazione dei dati e facilitare il suo compito di

vigilanza, ha predisposto un sistema per l’invio telematico dei dati con l’accre-

ditamento diretto di ogni esercente tramite Internet.

Sulla base dei dati comunicati dagli esercenti per il 2002 e il 2003 si può affer-

mare che l’introduzione della delibera n. 236/00 ha comportato: 

• l’aumento significativo delle reti sottoposte a ispezione programmata e l’u-

tilizzo di una metodologia di localizzazione delle dispersioni, a seguito sia

di ispezioni programmate sia di segnalazione di terzi, omogenea tra la mag-

gior parte dei distributori;

• la sensibilizzazione dei distributori sulle attività di controllo dell’odorizza-

zione del gas e dello stato di protezione catodica delle reti in acciaio;

• la definizione di nuovi obblighi di pronto intervento e in generale l’indivi-

duazione della rilevanza di tale servizio quale crocevia di tutte le attività

rilevanti ai fini della sicurezza nella distribuzione di gas;  

• l’effettuazione della misura della continuità del servizio; 

• in generale, la definizione di Linee guida nazionali per la corretta e omo-

genea effettuazione delle principali attività di sicurezza.  

La tavola 6.9 fornisce il riepilogo generale delle prestazioni di pronto intervento

per l’anno 2003 relative ai grandi esercenti. 

Le tavole 6.10 e 6.11 forniscono il riepilogo generale delle attività di ispezione della

rete e di localizzazione delle dispersioni per l’anno 2003 relative ai grandi distributori.
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TAV. 6.9 PRONTO INTERVENTO DEI GRANDI ESERCENTI NEL 2003

Società italiana per il gas 4 374 398 66 485 15,2 7 181 1,6 73 666

Camuzzi Gazometri 964 384 14 173 14,7 1 717 1,8 15 890

Aem Distribuzione Gas e Calore 837 327 15 478 18,5 397 0,5 15 875

HERA 702 513 9 159 13,0 1 002 1,4 10 161

Napoletana Gas 621 110 10 962 17,6 175 0,3 11 137

Enel Distribuzione Gas 551 688 6 570 11,9 811 1,5 7 381

Italcogim Reti 525 542 7 492 14,3 584 1,1 8 076

Azienda Energia e Servizi 453 899 7 352 16,2 284 0,6 7 636

Azienda Mediterranea Gas e Acqua 321 496 5 514 17,2 18 0,1 5 532

Fiorentina Gas 314 654 6 225 19,8 376 1,2 6 601

Ascopiave 284 429 2 039 7,2 324 1,1 2 363

GEAD 272 398 6 206 22,8 331 1,2 6 537

Siciliana Gas 204 839 3 528 17,2 342 1,7 3 870

AGAC 197 245 2 811 14,3 132 0,7 2 943

Cogas 171 259 748 4,4 11 0,1 759

Asm Brescia 159 529 1 161 7,3 839 5,3 2 000

Consiag Reti 156 162 1 328 8,5 548 3,5 1 876

AGES 147 439 2 273 15,4 294 2,0 2 567

AMPS 146 334 1 977 13,5 132 0,9 2 109

SGR Reti 143 428 1 120 7,8 204 1,4 1 324

META Rete Gas 141 873 1 649 11,6 231 1,6 1 880

Azienda Padova Servizi 136 666 1 287 9,4 87 0,6 1 374

AGSM Rete Gas 128 048 2 696 21,1 628 4,9 3 324

AMG Energia 124 100 5 499 44,3 718 5,8 6 217

Acegas 114 314 938 8,2 524 4,6 1 462

Trentino Servizi 106 137 241 2,3 62 0,6 303

Azienda Municipale del Gas Bari 106 096 1 326 12,5 - 0,0 1 326

Totale 12 407 307 186 237 15,0 17 952 1,4 204 189

ESERCENTE IMPIANTO DI DISTRIBUZIONE A VALLE DEL PUNTO DI CONSEGNA

CLIENTI CASI CASI OGNI CASI CASI OGNI TOTALE 
FINALI 1 000 CLIENTI 1 000 CLIENTI CASI

FINALI FINALI

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.
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TAV. 6.10 RETE ISPEZIONATA DAI GRANDI ESERCENTI NEL 2003
km e valori percentuali

Società italiana per il gas 22 045 6 134 27,8 15 160 4 622 30,5

Camuzzi Gazometri 8 098 3 231 39,9 3 351 1 740 51,9

Aem Distribuzione Gas e Calore 2 435 1 848 75,9 490 490 100,0

HERA 2 943 1 240 42,1 5 104 2 128 41,7

Napoletana Gas 3 245 967 29,8 723 279 38,5

Enel Distribuzione Gas 4 692 2 147 45,8 2.593 1 286 49,6

Italcogim Reti 3 523 2 094 59,4 2.234 2 169 97,1

Azienda Energia e Servizi 1 121 311 27,8 172 64 37,4

Azienda Mediterranea Gas e Acqua 1 177 355 30,2 393 150 38,3

Fiorentina Gas 1 181 557 47,2 1 234 651 52,7

Ascopiave 4 087 1 475 36,1 1 907 715 37,5

GEAD 1 867 841 45,1 3 412 1 849 54,2

Siciliana Gas 1 548 353 22,8 868 294 33,8

AGAC 1 856 628 33,8 1 174 409 34,8

Cogas 1 033 253 24,5 938 324 34,5

Asm Brescia 1 247 922 73,9 404 228 56,4

Consiag Reti 814 367 45,1 371 104 28,2

AGES 1 449 895 61,8 662 697 105,2

AMPS 347 212 61,0 670 415 61,9

SGR Reti 1 156 358 30,9 1 285 415 32,3

META Rete Gas 817 221 27,0 796 271 31,1

Azienda Padova Servizi 1 001 539 53,8 248 174 70,1

AGSM Rete Gas 814 501 61,5 288 147 51,2

AMG Energia 486 486 100,0 175 184 105,4

Acegas 625 149 23,9 119 40 33,8

Trentino Servizi 946 346 36,6 365 123 33,7

Azienda Municipale del Gas Bari 313 124 39,5 80 77 69,9

Totale 70 866 27 552 38,9 45 217 20 048 44,3

ESERCENTE RETE IN BASSA PRESSIONE RETE IN ALTA O MEDIA PRESSIONE

ESTENSIONE LUNGHEZZA % RETE ESTENSIONE LUNGHEZZA % RETE 
RETE RETE ISPEZIONATA RETE RETE ISPEZIONATA

ISPEZIONATA ISPEZIONATA

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.



6 .  R E G O L A Z I O N E  D E L L A  Q U A L I T À  E  T U T E L A  D E I  C O N S U M A T O R I

271

TAV. 6.11 INDIVIDUAZIONE DI DISPERSIONI NELLE RETI DEI GRANDI ESERCENTI NEL 2003

Società italiana per il gas 8,51 10 756 1 322 0,12 26 588 0,71

Camuzzi Gazometri 11,87 4 971 162 0,03 6 623 0,58

Aem Distribuzione Gas e Calore 3,49 2 338 3 263 1,40 9 143 3,13

HERA 11,45 3 369 59 0,02 5 121 0,64

Napoletana Gas 6,39 1 246 88 0,07 5 906 1,49

Enel Distribuzione Gas 13,20 3 433 62 0,02 2 428 0,33

Italcogim Reti 10,95 4 263 85 0,02 3 156 0,55

Azienda Energia e Servizi 2,85 375 17 0,05 4 780 3,70

Azienda Mediterranea Gas e Acqua 4,88 505 780 1,54 4 265 2,72

Fiorentina Gas 7,68 1 208 79 0,07 3 088 1,28

Ascopiave 21,07 2 190 46 0,02 695 0,12

GEAD 19,38 2 690 161 0,06 3 542 0,67

Siciliana Gas 11,80 647 2 0,00 1 719 0,71

AGAC 15,36 1 037 23 0,02 1 284 0,42

Cogas 11,51 576 25 0,04 638 0,32

Asm Brescia 10,35 1 150 100 0,09 752 0,46

Consiag Reti 7,59 472 41 0,09 579 0,49

AGES 14,32 1 592 68 0,04 652 0,31

AMPS 6,95 626 38 0,06 1 062 1,04

SGR Reti 17,02 773 29 0,04 666 0,27

META Rete Gas 11,37 492 56 0,11 840 0,52

Azienda Padova Servizi 9,14 713 14 0,02 354 0,28

AGSM Rete Gas 8,61 648 44 0,07 733 0,67

AMG Energia 5,33 670 34 0,05 4 066 6,15

Acegas 6,52 190 76 0,40 580 0,78

Trentino Servizi 12,35 469 1 0,00 106 0,08

Azienda Municipale del Gas Bari 3,70 201 19 0,09 613 1,56

Totale 9,36 47 600 6 694 0,14 89 979 0,78

ESERCENTE NUMERO DISPERSIONI

METRI DI RETE LUNGHEZZA DA RETE PER km RETE SEGNALATE PER km
PER CLIENTE FINALE RETE ISPEZIONATA ISPEZIONATA DA TERZI DA SEGNALAZIONE 

ISPEZIONATA (km) DI TERZI

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.
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TAV. 6.12 PROTEZIONE CATODICA DELLE RETI DEI GRANDI ESERCENTI NEL 2003
km e valori percentuali

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.

Società italiana per il gas 37 205 30 894,5 30 894,4 0,2 100,0

Camuzzi Gazometri 11 449 10 875,4 10 638,0 237,4 97,8

Aem Distribuzione Gas e Calore 2 925 1057,2 650,6 406,6 61,5

HERA 8 047 6 609,1 6 566,6 42,5 99,4

Napoletana Gas 3 968 3 003,9 3 003,9 0,0 100,0

Enel Distribuzione Gas 7 285 6 987,0 6 967,0 20,0 99,7

Italcogim Reti 5 757 5 549,5 5 549,5 0,0 100,0

Azienda Energia e Servizi 1 293 518,5 518,5 0,0 100,0

Azienda Mediterranea Gas e Acqua 1 569 451,4 50,1 401,3 11,1

Fiorentina Gas 2 415 1 637,6 1 552,6 85,0 94,8

Ascopiave 5 994 5 931,7 5 931,7 0,0 100,0

GEAD 5 279 5174,9 4 903,9 271,0 94,8

Siciliana Gas 2 416 2 081,7 2 081,7 0,0 100,0

AGAC 3 030 2 905,7 2 905,7 0,0 100,0

Cogas 1 970 1 739,2 1 716,7 22,6 98,7

Asm Brescia 1 651 681,0 425,1 255,9 62,4

Consiag Reti 1 185 1 069,3 1 067,8 1,5 99,9

AGES 2 112 2 107,3 880,6 1226,7 41,8

AMPS 1 017 979,9 754,9 225,1 77,0

SGR Reti 2 441 2 428,7 2 428,7 0,0 100,0

META Rete Gas 1 613 1 374,9 1 374,9 0,0 100,0

Azienda Padova Servizi 1 250 76,8 53,9 22,9 70,2

AGSM Rete Gas 1 102 804,6 769,6 35,0 95,7

AMG Energia 661 171,8 171,8 0,0 100,0

Acegas 745 567,0 362,2 204,8 63,9

Trentino Servizi 1 311 2 278,0 1 278,0 0,0 100,0

Azienda Municipale del Gas Bari 393 390,1 212,2 177,9 54,4

Totale 116 083 97 346,32 93 710,15 3 636,17 96,3

ESERCENTE ESTENSIONE RETE ESTENSIONE RETE ESTENSIONE RETE ESTENSIONE RETE % RETE IN 
IN ACCIAIO IN ACCIAIO CON IN ACCIAIO ACCIAIO CON 

PROTEZIONE NON PROTETTA PROTEZIONE 
CATODICA CATODICA



La tavola 6.12 fornisce il riepilogo generale delle attività di protezione catodica

relative ai grandi esercenti per l’anno 2003.

Nel corso del 2003, è stata rivolta particolare attenzione allo sviluppo delle

Linee guida riguardo alle attività correlate alla sicurezza e alla continuità del

servizio. Su impulso dell’Autorità, il CIG, l’APCE (Associazione per la protezio-

ne dalle corrosioni elettrolitiche) e l’ATIG (Associazione tecnica italiana del gas)

hanno redatto le Linee guida necessarie all’applicazione della delibera 

n. 236/00, ai sensi dell’art. 28 della stessa. 

Le raccomandazioni contenute nelle Linee guida rappresentano le modalità ob-

bligatorie per l’effettuazione delle attività regolate dalla delibera per gli aspetti

di sicurezza e continuità del servizio di distribuzione del gas non coperti o non

ancora sufficientemente regolati da norme tecniche nazionali o europee. Le Li-

nee guida saranno periodicamente riviste e aggiornate per tenere conto dell’e-

voluzione tecnica e normativa nel loro campo di applicazione.

Qualità commerciale A partire dall’1 gennaio 2001 sono in vigore gli standard di qualità commercia-

le definiti dall’Autorità. Lo scopo della regolazione della qualità commerciale è

duplice: tutelare i clienti finali e promuovere il miglioramento complessivo delle

prestazioni dei soggetti esercenti i servizi di distribuzione e di vendita del gas. 

Tali obiettivi sono raggiunti attraverso l’applicazione di standard di qualità, che

definiscono i tempi massimi per l’effettuazione delle prestazioni richieste dai

clienti finali o da altri soggetti che richiedono le prestazioni per conto dei clienti

finali stessi (per esempio, il soggetto esercente la vendita nei confronti di un’im-

presa distributrice). La direttiva sulla qualità commerciale definita dall’Autorità

ha regolato anche la puntualità nel rispetto degli appuntamenti fissati su richie-

sta del cliente, dando a quest’ultimo la possibilità di scegliere tra tempestività

nell’effettuazione della prestazione richiesta e puntualità nell’appuntamento per-

sonalizzato fissato con l’esercente per la realizzazione dell’intervento.

L’Autorità ha introdotto indennizzi automatici in caso di mancato rispetto degli

standard garantiti di qualità commerciale per causa dell’esercente, nonché stan-

dard generali e obblighi di registrazione e di comunicazione differenziati in

funzione delle dimensioni dell’esercente.

Con l’introduzione della regolazione della qualità commerciale, l’Autorità ha

modificato il regime precedente della Carta dei servizi, che aveva dimostrato di

non produrre effetti adeguati di garanzia per i clienti; questo sia perché gli

standard delle Carte dei servizi erano definiti dalle stesse imprese distributrici

risultando in genere attestati su livelli prudenziali e non aggiornati periodica-

Completamento di norme 

e Linee guida
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mente, sia perché gli esercenti potevano definire procedure di rimborso su ri-

chiesta dei clienti interessati, che in genere non erano note o comunque scorag-

giavano i clienti aventi diritto al rimborso.

Gli standard nazionali di qualità commerciale imposti dall’Autorità costituisco-

no la base minima che ogni impresa deve assicurare ai propri clienti. Le imprese

hanno la facoltà di definire propri standard, solo se migliorativi, o ulteriori, ri-

spetto a quelli dell’Autorità.

Con l’introduzione degli standard specifici stabiliti dall’Autorità e del meccani-

smo di indennizzo automatico il numero di indennizzi pagati ai clienti in caso

di mancato rispetto degli standard è nettamente cresciuto rispetto al precedente

regime della Carta dei servizi (Tav. 6.13).

Le prestazioni soggette a standard specifici generano ogni anno oltre un milio-

ne e mezzo di richieste e sono di gran lunga più numerose di quelle soggette a

standard generali. La categoria più numerosa riguarda l’attivazione della forni-

tura che copre da sola quasi il 40 per cento del totale. La tipologia di utenza

con misuratore fino alla classe G 6 (utenza domestica) ha generato la quasi to-

talità delle richieste di prestazioni e risulta pertanto quella maggiormente tute-

lata dalla regolazione introdotta dall’Autorità. 

Il confronto tra i dati del 1997, quando era ancora in vigore la Carta dei servizi,

e quelli del 2003 rivela un netto miglioramento nei tempi di effettuazione di al-

cune prestazioni tra le quali, in particolare, l’esecuzione dei lavori. Una compa-

razione puntuale è possibile però solo a partire dal 2001 con l’introduzione del-

la delibera n. 47/00. Dal confronto tra i dati del 2001, 2002 e 2003 emerge una

tendenza al miglioramento nei tempi di effettuazione delle prestazioni assog-

gettate a standard specifici: diminuisce il numero dei casi fuori standard nono-

stante l’aumento delle prestazioni richieste (Fig. 6.10).

Per alcune prestazioni l’Autorità ha ritenuto opportuno determinare, anziché stan-

dard specifici associati a indennizzi automatici, standard generali di qualità che per-
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TAV. 6.13 CASI DI MANCATO RISPETTO DEGLI STANDARD DI QUALITÀ COMMERCIALE 
E NUMERO DI RIMBORSI PAGATI DALLE IMPRESE DEL GAS

Esercenti con più di 5 000 clienti finali

Casi di mancato rispetto degli 14 265 12 366 11 212 14 635 16 424 14 651 11 766
standard soggetti a rimborso

Rimborsi effettivamente pagati  1 237 707 1 640 3 709 12 086 13 368 8 535
nell’anno

CARTA DEI SERVIZI DELIBERA N. 47/00 
DELL’AUTORITÀ

1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003

Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.
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FIG. 6.10 PRESTAZIONI SOGGETTE A INDENNIZZO AUTOMATICO NEGLI ANNI 2002-2003

Esercenti con più di 5 000 clienti finali 
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Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.

mettono di effettuare il monitoraggio dell’andamento della qualità commerciale. 

I loro obiettivi risultano generalmente raggiunti per tutte le tipologie di prestazione.

Per tutte le prestazioni soggette a standard specifico o generale, l’Autorità veri-

fica il tempo medio effettivo di realizzazione. I tempi medi effettivi per le pre-

stazioni soggette a standard specifici risultano pari alla metà degli standard de-

finiti dall’Autorità; per i preventivi e l’esecuzione di lavori il fenomeno è ancora

più accentuato (Fig. 6.11).

Rilevazione della soddisfazione delle famiglie per il servizio gas

Nel corso del periodo 1998-2003 l’Istat, per conto dell’Autorità e all’interno

dell’Indagine multiscopo sulle famiglie Aspetti della vita quotidiana, ha svolto

specifiche ricerche volte a rilevare la soddisfazione dei clienti finali sull’efficacia

dei servizi nel settore dell’energia elettrica e del gas.

Il livello generale di soddisfazione dell’utenza del servizio gas è complessiva-

mente buono; all’interno di un livello di soddisfazione mediamente alto si evi-

denziano situazioni diverse sotto il profilo geografico (Tav. 6.14).

Non altrettanto significativa è la serie storica dei dati relativi alla soddisfazione

dei clienti finali riguardo alla sicurezza del servizio; infatti nel settore del gas è

N. annuo di richieste 2002 N. annuo di richieste 2003

% media di mancato rispetto 2002 % media di mancato rispetto 2003
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TAV. 6.14 SODDISFAZIONE COMPLESSIVA PER IL SERVIZIO GAS 

Percentuali ottenute dai giudizi "molto soddisfatto" e "abbastanza soddisfatto"

Nord Ovest 95,0 95,0 94,6 94,7 95,5 95,1

Nord Est 94,5 94,7 94,5 94,7 93,1 94,7

Centro 94,5 95,7 95,1 93,7 95,1 94,4

Sud 94,5 95,1 95,2 95,1 94,0 94,8

Isole 89,8 95,6 95,0 96,6 94,4 93,5

Italia 94,5 95,2 94,8 94,6 94,6 94,7

1998 1999 2000 2001 2002 2003

Fonte: Indagine multiscopo Istat anni 1998-2003.

FIG. 6.11 CONFRONTO TRA IL TEMPO EFFETTIVO MEDIO E GLI STANDARD DEFINITI 
DALL’AUTORITÀ PER TUTTE LE PRESTAZIONI DI QUALITÀ COMMERCIALE 
PER CLIENTI CON MISURATORE FINO A G 6

Esercenti con più di 5 000 clienti finali 
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Fonte: Dichiarazioni degli esercenti all’Autorità.

STANDARD AUTORITÀ (gg) TEMPO MEDIO EFFETTIVO (gg)



difficile per i clienti finali percepire in maniera precisa il reale livello di sicurez-

za del servizio gas poiché una corretta valutazione di tali aspetti richiede com-

petenze tecniche specialistiche normalmente non in possesso delle famiglie. 

Attività di regolazione della sicurezza a valle del punto di consegna

Ai fini della tutela dei clienti finali che utilizzano il gas per usi domestici rive-

ste una particolare importanza la presenza di un’assicurazione per infortuni,

incendio e responsabilità civile che metta al riparo il cliente finale dai danni

derivanti da incidenti connessi con l’uso del gas. 

L’Autorità, con la delibera n. 152/03, ha reso obbligatoria l’assicurazione minima

per infortuni e incendi connessi con l’utilizzo del gas. Questa era già vigente, su

base volontaria, dal 1991 e sarebbe scaduta il 31 dicembre 2003; il provvedimento

dell’Autorità ha definito i contenuti delle coperture assicurative, estendendole

anche ai clienti che utilizzano gas distribuito a mezzo di rete diverso dal metano,

come il GPL. L’assicurazione è a favore di ogni cliente finale civile del gas fornito

mediante una rete di distribuzione (escluso quindi il gas fornito mediante bom-

bole), negli impianti di utilizzo domestico e non, per i seguenti importi:

• per responsabilità civile verso terzi, un massimale di 6 197 483 € per ogni

cliente finale e per ogni sinistro per danni sia a persone sia a cose anche se

appartenenti a più persone; 

• per incendio, un capitale di 103 292 € per evento per immobili o porzione

degli stessi, di proprietà del cliente finale assicurato o in locazione e  41 317

€ per evento per cose mobili di proprietà del cliente finale assicurato; 

• per infortuni, un capitale di 129 114 € in caso di morte o invalidità perma-

nente totale che decresce proporzionalmente in caso di invalidità parziale. 

Il costo in bolletta per i consumatori non è cambiato ed è rimasto pari a 0,40 €

all’anno per cliente finale. Nel nuovo contesto liberalizzato del mercato del gas,

i venditori potranno offrire ai propri clienti migliori condizioni integrative (per

esempio, maggiori massimali) senza far venir meno le coperture minime stabili-

te dall’Autorità.

Il compito di scegliere la compagnia di assicurazione mediante gara pubblica è

stato affidato al CIG, istituzione senza fini di lucro che opera da 50 anni in Ita-

lia nel campo della sicurezza del gas. L’effettuazione di una gara pubblica per

l’assegnazione dell’unico contratto nazionale è tesa a garantire le migliori con-

dizioni e il minor costo possibile per i clienti finali. Il nuovo sistema entrerà in

vigore dall’1 ottobre 2004; fino ad allora viene prorogato quanto già in vigore.

Assicurazione a favore dei

clienti finali civili del gas
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L’Autorità ha emanato un regolamento (delibera n. 40/04) che dispone nuove

procedure e modalità per le attività di accertamento della sicurezza degli

impianti di utenza a gas. Il regolamento riguarda gli impianti funzionanti con

tutti i gas distribuiti a mezzo di reti (prevalentemente metano, ma anche GPL).

Il provvedimento dell’Autorità si pone l’obiettivo di garantire e promuovere la

sicurezza del servizio del gas: infatti, sia pur in costante calo dal 1995, gli inci-

denti direttamente riconducibili a malfunzionamenti degli impianti di utenza a

gas costituiscono ancora un fenomeno che richiede una stretta sorveglianza.

Negli ultimi 5 anni gli incidenti sono stati 191 con 33 vittime nel 1998, 142 con

32 vittime nel 1999, 113 con 22 vittime nel 2000, 105 con 41 vittime nel 2001,

120 con 19 vittime nel 2002. L’analisi di tali incidenti da parte del CIG ha evi-

denziato che le cause più ricorrenti sono state: l’inefficienza delle canne fuma-

rie; la ventilazione non idonea dei locali; lo stato di manutenzione di apparec-

chi precario o non conforme alle norme di legge; l’insufficiente cubatura o la

non idoneità dei locali dove sono installati gli apparecchi.

La prima fase di attuazione del regolamento porterà gradualmente, nell’arco dei

prossimi 5 anni, all’accertamento della corretta installazione e del funziona-

mento degli impianti per più di 6 milioni di famiglie attraverso l’acquisizione e

l’analisi della documentazione redatta dagli installatori in base alle leggi vigen-

ti, valorizzando le informazioni già disponibili ed evitando la produzione di ul-

teriore documentazione. 

In alcuni casi (circa il 5 per mille del totale) all’analisi della documentazione se-

guiranno verifiche in loco degli impianti, senza però introdurre duplicazioni ri-

spetto a quelle oggi già previste. Infatti, anche queste verifiche sono affidate dal

regolamento dell’Autorità ai Comuni, che insieme alle Province sono già investiti

per legge di compiti connessi. Il regolamento prevede un contributo per ogni ve-

rifica con sopralluogo effettuata dai Comuni su impianti di utenza già accertati

dai distributori nella misura massima del 5 per cento degli impianti accertati.

L’Autorità ha attribuito alle società di distribuzione del gas il compito dello

svolgimento degli accertamenti sulla documentazione relativa agli impianti. Per

ogni impianto nuovo o modificato il distributore di gas verificherà, con proprio

personale o con professionisti esterni, che la documentazione (dichiarazione di

conformità) di cui deve essere dotato per legge l’impianto sia completa e

conforme alla normativa in tema di sicurezza. Per gli impianti già in servizio,

che potenzialmente presentano i maggiori problemi dal punto di vista della si-

curezza e attualmente non sono sottoposti a controlli sistematici dello stato di

sicuro funzionamento, dall’1 ottobre 2006 verrà attivata dal distributore una

progressiva acquisizione da parte del consumatore finale della documentazione

attestante la sicurezza; la richiesta interesserà ogni anno a rotazione circa il 5

per cento delle famiglie. 

Regolamento per 

l’accertamento della 

sicurezza degli impianti 

di utenza a gas 
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Il regolamento ha tenuto ampiamente conto delle osservazioni pervenute sul

Documento per la consultazione dalle associazioni dei consumatori, dalle asso-

ciazioni di categoria (in particolare distributori, installatori, manutentori), dalle

associazioni tecniche, dagli enti normatori e dagli altri soggetti interessati.

L’Autorità ha anche condiviso l’esigenza di attribuire ai distributori di gas compiti tali

da evitare lo sfruttamento dei vantaggi a essi derivanti dallo svolgimento di attività di

servizio pubblico in regime di esclusiva.

La delibera n. 40/04 entrerà in vigore gradualmente in modo da assicurare a tutti i

soggetti i tempi necessari per una adeguata preparazione, condizione necessaria per

la sua piena attuazione; il regolamento prevede quindi: dall’1 ottobre 2004 accerta-

menti per i nuovi allacci, dall’1 ottobre 2005 accertamenti per impianti di utenza riat-

tivati e modificati, dall’1 ottobre 2006 accertamenti sugli impianti in servizio.

Il costo degli accertamenti su impianti modificati e in servizio e delle verifiche effet-

tuate dai Comuni verranno remunerati nella tariffa di distribuzione del gas a partire

dal 2006 con un costo massimo di poco più di 2 € all’anno per cliente finale.

L’Autorità pubblicherà annualmente un rapporto sullo stato di attuazione del regolamen-

to dando conto del numero delle verifiche e delle ispezioni effettuate e dei loro risultati.

Attività di approfondimento sulla qualità del gas fornito

I principali parametri di qualità del gas importanti per i clienti finali sono l’energia

contenuta nel gas fornito al cliente finale (a sua volta dipendente dal potere calorifi-

co, dalla pressione di fornitura e dalla temperatura del gas) e il grado di odorizzazione

del gas. I parametri di qualità del gas sono importanti per il cliente finale sia per mo-

tivi economici (infatti la tariffa pagata è commisurata all’energia contenuta nel gas)

sia per motivi di sicurezza (odorizzazione e pressione del gas sono rilevanti per un

utilizzo sicuro del gas nelle apparecchiature). 

L’Autorità ha regolato il tema della qualità del gas attraverso la delibera 17 luglio

2002, n. 137, che ha stabilito i criteri per la predisposizione del Codice di trasporto, e

tramite le successive delibere 1 luglio 2003, n. 75, con la quale ha approvato il Codice

di trasporto della società Snam Rete Gas S.p.A., e 12 dicembre 2003, n. 144, con la

quale ha approvato il Codice di trasporto della società Edison T&S S.p.A. In tali Codici

viene dedicato un capitolo alla qualità del gas nel quale sono definiti gli aspetti rile-

vanti in particolare in tema di potere calorifico superiore del gas. 

Nel corso del 2003 l’Autorità ha avviato uno studio finalizzato all’approfondi-

mento delle soluzioni adottate dalle aziende nazionali di trasporto del gas per

la misura e il controllo del potere calorifico del gas. Lo studio mira a individuare

eventuali necessità di integrazione della regolazione vigente nell’ottica del mi-

glioramento della tutela del cliente finale.
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TUTELA DEI  CONSUMATORI NEI  SETTORI DELL’ENERGIA ELETTRICA E DEL GAS

L’attività di valutazione dei reclami, delle istanze e delle segnalazioni prove-

nienti sia dalla clientela individuale sia dalle associazioni dei consumatori con-

ferma il trend di crescita già evidenziato negli anni precedenti. Nel periodo

compreso tra l’1 maggio 2003 e il 30 aprile 2004 sono infatti state inoltrate

all’Autorità 1 141 comunicazioni, con un incremento di circa il 58,3 per cento

rispetto all’anno precedente. Delle comunicazioni pervenute l’84 per cento è

costituito da reclami, il 9 per cento da richieste di informazioni e il 7 per cento

da segnalazioni. La statistica non comprende i reclami inerenti particolari pro-

blematiche tariffarie. Numerose richieste di informazioni, infine, sono state

avanzate ed evase telefonicamente. I dati relativi alle telefonate non sono tut-

tavia considerati ai fini statistici. 

Un’analisi più particolareggiata evidenzia come il 75 per cento delle comunica-

zioni complessivamente ricevute, di cui l’89 per cento reclami, il 5 per cento se-

gnalazioni e il 6 per cento richieste di informazioni, abbia riguardato il settore

elettrico e nello specifico le problematiche attinenti le interruzioni della forni-

tura (44 per cento), gli allacciamenti (12,6 per cento), la fatturazione (12,1 per

cento), l’interpretazione e l’applicazione di clausole contrattuali (10,8 per cen-

to), la tensione (5,6 per cento), la qualità commerciale e della fornitura (3,5 per

cento), la misurazione dei consumi (2,9 per cento), le tariffe (2,6 per cento), le

bollette (1,4 per cento), altro (4,5 per cento). Nel settore del gas i reclami hanno

rappresentato il 70 per cento dei casi, le richieste di informazioni il 17 per cen-

to e le segnalazioni il 13 per cento. Nel dettaglio le problematiche oggetto di

più frequente trattazione sono state quelle concernenti la contrattualistica

(33,4 per cento), la fatturazione (24,8 per cento), gli allacciamenti (16,5 per

cento), le bollette (5,2 per cento), la qualità della fornitura e la qualità com-

merciale (3,8 per cento), le tariffe (2,8 per cento), i contatori (2,8 per cento), al-

tro (10,7 per cento).

Valutazione dei reclami,

delle istanze e delle 

segnalazioni
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TAV. 6.15 RECLAMI, RICHIESTE DI INFORMAZIONI E SEGNALAZIONI RICEVUTI 
DALL’AUTORITÀ NEL PERIODO 1 MAGGIO 2003 – 30 APRILE 2004(A)

Energia elettrica 754 53 44 851

Gas 203 49 38 290

Totale 957 102 82 1 141

RECLAMI RICHIESTE SEGNALAZIONI TOTALE
DI INFORMAZIONE

(A) Sono escluse le comunicazioni telefoniche e i reclami inerenti particolari tematiche tariffarie.



I dati riportati nelle tavole ribadiscono sostanzialmente il rapporto già emerso

negli anni passati tra il numero di reclami, le richieste di informazioni e le se-

gnalazioni riguardanti il settore della distribuzione e della vendita di energia

elettrica (75 per cento) e quello relativo al servizio di distribuzione e vendita del

gas (25 per cento). La netta prevalenza delle comunicazioni concernenti il set-

tore elettrico trova giustificazione non solo nella maggiore diffusione, in termi-

ni di clientela finale, del servizio elettrico, ma altresì nella più accentuata inci-

denza e percettibilità degli eventuali disservizi che si possono verificare in que-

sto ambito. Si registra, in particolare, un significativo incremento dei reclami

relativi alle interruzioni del servizio (14 per cento rispetto all’anno passato). La
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TAV. 6.16 PRINCIPALI ARGOMENTI OGGETTO DEI RECLAMI, DELLE SEGNALAZIONI 
E DELLE RICHIESTE DI INFORMAZIONI RICEVUTI DALL’AUTORITÀ NEL PERIODO 
1 MAGGIO 2003 – 30 APRILE 2004

ARGOMENTI OGGETTO DI RECLAMO TOTALE CASI TOTALE CASI
NUMERO %

ENERGIA ELETTRICA

Interruzioni 375 44,0

Allacciamenti 107 12,6

Fatturazione 103 12,1

Contratti 92 10,8

Tensione 48 5,6

Qualità commerciale e qualità fornitura 30 3,5

Contatori 25 2,9

Tariffe 21 2,6

Bollette 12 1,4

Altro 38 4,5

GAS

Contratti 97 33,4

Fatturazione 72 24,8

Allacciamenti 48 16,5

Bollette 15 5,2

Qualità commerciale e qualità fornitura 11 3,8

Tariffe 8 2,8

Contatori 8 2,8

Altro 31 10,7



lettura di tale dato deve tuttavia necessariamente considerare i distacchi della

fornitura programmati il 26 giugno 2003, il blackout verificatosi sull’intero ter-

ritorio nazionale a eccezione della Sardegna il 28 settembre 2003, nonché il

blackout registrato in estese zone del Nord Italia il 29 febbraio 2004.

Nell’ambito del servizio di distribuzione e vendita del gas sono in aumento i re-

clami relativi alle questioni contrattuali (5,4 per cento). La crescente attenzione

alle problematiche contrattuali è condizionata dalla possibilità per tutti i clien-

ti, in virtù della completa liberalizzazione del mercato, di stipulare nuovi con-

tratti sul mercato libero. Un significativo indicatore di ciò è rappresentato dal

numero crescente di segnalazioni e reclami relativi a operazioni di passaggio da

un fornitore a un altro, per le quali si sono registrati, in alcuni casi, comporta-

menti ostativi da parte degli esercenti, attraverso, per esempio, il mancato rico-

noscimento della facoltà di recesso nei termini previsti dalla normativa di riferi-

mento o dallo stesso contratto in essere. Alcune questioni sono poi sollevate

dalla applicazione delle condizioni contrattuali stabilite dalla delibera 18 otto-

bre 2001, n. 229, deputate a regolamentare la fornitura di quei clienti che non

hanno ancora esercitato la capacità di stipulare contratti sul mercato libero. 

Si conferma l’importanza dell’attività di valutazione dei reclami e delle segnala-

zioni alla luce delle indicazioni e delle problematiche che tali attività fanno

emergere. Essa rappresenta una notevole e rilevante risorsa che consente un de-

cisivo contatto con i meccanismi reali del mercato e che permette di acquisire

significativi spunti per orientare e predisporre, secondo le modalità più rispon-

denti e consone alle esigenze e alle criticità evidenziate, interventi di regolazio-

ne e di vigilanza da parte dell’Autorità.

Informazione La promozione e la garanzia di una corretta e diffusa informazione a favore dei

consumatori e degli utenti dei servizi di pubblica utilità, nell’ambito dei setto-

ri dell’energia elettrica e del gas, costituisce una delle più caratterizzanti fina-

lità istituzionali dell’Autorità. L’esigenza di informazione è, in generale, in tali

ambiti avvalorata dal rapido e continuo evolversi dei processi di liberalizzazio-

ne e dai cambiamenti che necessariamente ne derivano, anche in termini di

nuove possibilità che si offrono alla clientela. Si comprende dunque come la

conoscenza delle condizioni di svolgimento dei servizi, dei loro costi, delle

opzioni di scelta che i mercati gradualmente presentano, integri da un lato un

importante strumento, oltre che di tutela anche di controllo e confronto per i

consumatori e gli utenti dei servizi e dall’altro un rilevante stimolo alla corret-

tezza e trasparenza dei comportamenti per gli stessi esercenti coinvolti. 

Tra le varie iniziative intraprese dall’Autorità a promozione della più ampia ed

esaustiva informazione a favore della clientela finale riveste sicuro interesse la
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pubblicazione sul proprio sito Internet di schede informative, mirate a fornire

basilari indicazioni e spiegazioni in merito ad aspetti particolarmente rilevanti e

ricorrenti del settore elettrico e di quello del gas. 

Nello specifico, con riferimento al settore elettrico, le schede riguardano le con-

dizioni contrattuali di fornitura, le tariffe, la regolazione della continuità del

servizio, gli standard della qualità commerciale, le bollette e gli allacciamenti.

Nell’ambito del gas, invece, sono illustrate le problematiche concernenti la libe-

ralizzazione del mercato, le condizioni contrattuali di fornitura, le opzioni ta-

riffarie, gli standard nazionali di qualità commerciale, la disciplina della sicu-

rezza e della continuità del servizio. 

In quest’ultimo settore, peraltro, la significativa novità rappresentata dal comple-

tamento del processo di liberalizzazione del mercato e dalla conseguente possibi-

lità per tutti i clienti di scegliere liberamente, a far data dall’1 gennaio 2003, il

proprio fornitore, ha spinto gli Uffici alla predisposizione di alcune spiegazioni

sintetiche, volte a dare risposta alle domande più frequenti. Si è ritenuto, in tale

modo, di poter informare attraverso uno strumento agile e immediato in grado di

spiegare, per esempio, cosa significhi in concreto la liberalizzazione del mercato

del gas e soprattutto cosa comporti per i clienti finali, chi siano i fornitori del gas

nel mercato libero, chi determini i prezzi della fornitura e degli allacciamenti,

quali siano le modalità e i costi per cambiare venditore. 

Sul fronte della tutela del consumatore, infine, una scheda comune illustra le

modalità per presentare reclamo all’Autorità.

Nell’ambito dei rapporti di collaborazione e scambio che l’Autorità intrattiene

con le associazioni dei consumatori, nell’ottobre del 2001 è stato sottoscritto

con il Consiglio nazionale dei consumatori e degli utenti (CNCU) un protocol-

lo di intesa volto a definire e sviluppare strumenti che consentano una corret-

ta e diffusa informazione dei consumatori e degli utenti dei servizi di pubblica

utilità nei settori dell’energia elettrica e del gas, con particolare riferimento ai

processi di liberalizzazione dei mercati. Ciò anche attraverso la valorizzazione

delle esperienze e delle iniziative intraprese dalle associazioni dei consumatori

rappresentate nel CNCU. 

Uno degli obiettivi individuati nell’ambito di questo protocollo è stato quello di

qualificare la competenza degli operatori del settore affinché fossero in grado di

fornire un supporto efficace e una informazione il più possibile completa a tutti

quei consumatori che si fossero rivolti agli sportelli o ai numeri verdi delle associa-

zioni consumeristiche. L’elevato numero di soggetti interessati a questo progetto

di formazione ha imposto di procedere per stadi, attraverso un sistema “a cascata”.

Il primo stadio è stato così finalizzato alla formazione di soggetti, operanti nel-

Rapporti con le associazioni

dei consumatori. 

Il protocollo di intesa 

con il CNCU
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l’ambito delle associazioni, che potessero assicurare, a loro volta e in un successivo

stadio, la trasmissione dei contenuti appresi a tutti gli operatori interessati, attra-

verso l’organizzazione di ulteriori moduli formativi da programmare a livello loca-

le. La prima fase del progetto ha registrato, pertanto, la realizzazione di due corsi

di formazione svoltisi a luglio e a settembre rispettivamente a Bologna e a Caserta,

che ha visto il coinvolgimento dei delegati delle associazioni dei consumatori. 

Nell’individuare gli argomenti di trattazione si è ritenuto opportuno procedere il-

lustrando preliminarmente gli scenari normativi di riferimento e le complessive

problematiche connesse con i processi di liberalizzazione dei mercati dell’energia

elettrica e del gas, fino poi a soffermarsi sugli aspetti più specifici e più vicini alla

clientela finale, relativi ai rapporti di utenza e ai contratti di somministrazione.

Ciò anche alla luce dei numerosi interventi e delle rilevanti novità introdotte dal-

l’Autorità con le proprie delibere e attraverso l’illustrazione delle medesime. 

Al fine di fornire agli operatori partecipanti adeguati strumenti documentali per

replicare gli interventi presentati è stata inoltre curata dagli Uffici dell’Autorità

la predisposizione di opportuna documentazione (normativa, schede esplicative,

elenco delle domande più frequenti, elenco delle fonti), resa disponibile anche

in modalità informatica, attraverso il proprio sito Internet. 

Il progetto testimonia e conferma l’attenzione che l’Autorità  dedica, in misura

sempre più importante, alle associazioni dei consumatori. Attenzione che si

esplica assicurando il più ampio coinvolgimento delle associazioni nei processi

di consultazione e di valutazione di proposte e di interventi in materia di diritti

dei consumatori e degli utenti, nella promozione di iniziative di studio, ricerca e

confronto sui problemi dei consumatori, nonché nei programmi di diffusione

dell’informazione, nel più ampio ricorso e nella più completa acquisizione delle

esperienze maturate dalle associazioni nei vari settori di specifica pertinenza. 

Nel corso dei primi mesi del 2004, d’intesa con il CNCU, è stato posto allo stu-

dio l’avvio di un progetto di formazione continua a distanza che si avvalga delle

tecniche di apprendimento mediante sistemi informatici (e-learning). La moda-

lità formativa così individuata oltre a garantire rapidi aggiornamenti sulle no-

vità introdotte consente altresì di potenziare, sui fronti della formazione e del-

l’informazione, l’interattività tra associazioni dei consumatori e Autorità.

La completa liberalizzazione del mercato del gas ha posto l’esigenza di innalzare

il livello di tutela della clientela finale, anche al fine di consentire scelte informa-

te e consapevoli tra le varie possibili offerte contrattuali che il mercato presenta

alla clientela stessa. È questa un’esigenza già avvertita in ambito comunitario,

dove la Direttiva 2003/55/CE ha stabilito, tra l’altro, che gli Stati membri adotti-

no misure affinché ai clienti finali sia garantito il diritto a un contratto con il for-

Codice di condotta 

commerciale per la vendita

di gas naturale 

ai clienti finali

S E Z I O N E  2 .  C O N C O R R E N Z A  E  R E G O L A Z I O N E  N E I  S E T T O R I  E N E R G E T I C I

284



nitore che ne specifichi le condizioni essenziali; la Direttiva ha anche precisato che

tali condizioni siano eque e comunicate prima della conclusione del contratto, che

sia garantita la comunicazione preventiva di eventuali modifiche alle condizioni

contrattuali ed economiche unitamente all’informazione riguardo il diritto di

recesso, che sia garantita la trasmissione di informazioni trasparenti sui prezzi e

sulle condizioni tipo relative all’accesso ai servizi del gas e che i consumatori

siano protetti da metodi di vendita sleali e ingannevoli.

Uno degli strumenti individuati dall’Autorità per garantire tali obiettivi è il Co-

dice di condotta commerciale per la vendita del gas, la cui adozione è disposta,

nel nostro ordinamento giuridico, già dall’art. 18 del decreto legislativo 23

maggio 2000, n. 164. L’Autorità ha dato così avvio, nel luglio 2003, al processo

per la consultazione delle proposte formulate in materia di Codice di condotta

commerciale per la vendita del gas ai clienti finali. Con la predisposizione di ta-

le strumento l’Autorità intende garantire che la promozione delle offerte com-

merciali relative al servizio di vendita del gas sia soggetta a regole di condotta

omogenee e uniformi che assicurino la correttezza e la trasparenza delle offerte

stesse. Come già evidenziato, tale obiettivo è reso prioritario dalla presenza, sul

mercato liberalizzato del gas, di una gamma potenzialmente e tendenzialmente

sempre più complessa e articolata di offerte rivolte alla clientela e dalla conse-

guente esigenza di assicurarle possibilità di valutazione e confronto tra le di-

verse offerte, nonché l’effettuazione della propria scelta nella forma più infor-

mata e consapevole possibile. 

Il Codice di condotta commerciale per la vendita del gas che l’Autorità ha defi-

nito contiene, in coerenza con i principi della Direttiva comunitaria sopra ri-

chiamata, disposizioni tali da garantire misure idonee a tutelare i clienti finali e

prevede, in particolare, le modalità e i contenuti delle informazioni che gli eser-

centi sono tenuti a fornire ai clienti, gli elementi essenziali del contratto, la

procedura che gli esercenti devono seguire in caso di variazione delle clausole

contrattuali prima della scadenza del contratto e gli indennizzi automatici a fa-

vore dei clienti finali in caso di mancato inserimento da parte degli esercenti di

talune clausole contrattuali specificamente indicate dalla medesima Autorità. 

Con il Codice di condotta commerciale l’Autorità si è proposta altresì di stabilire

regole generali di correttezza che i venditori saranno tenuti a osservare nei rap-

porti con i clienti finali, di definire criteri uniformi per l’indicazione dei prezzi

anche al fine di facilitare la valutazione e il confronto delle diverse offerte, di

prevedere che ciascun cliente possa ricevere una copia scritta del contratto. 

L’introduzione delle nuove forme di tutela dei clienti finali sarà accompagnata

dalla contestuale abrogazione del Codice di condotta commerciale per l’attività

di distribuzione, introdotto dalla delibera 28 dicembre 2000, n. 237, che, nella

fase di transizione verso la separazione societaria tra attività di vendita e di di-
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stribuzione e la piena liberalizzazione dell’attività di vendita, aveva posto in ca-

po alle imprese di distribuzione obblighi di informazione e assistenza ai clienti

in occasione dell’offerta di opzioni tariffarie base e speciali per la distribuzione.

La legge 14 novembre 1995, n. 481, ha attribuito all’Autorità, tra le varie com-

petenze, anche quella di esperire procedure di conciliazione sulla base di un

regolamento che deve essere emanato dalla Presidenza del Consiglio dei mini-

stri, al fine di offrire uno strumento di natura extragiudiziale agile ed efficace.

Le modalità stragiudiziali di risoluzione delle controversie possono fornire un

contributo alla riduzione dei conflitti tra clienti ed esercenti i servizi di distri-

buzione e vendita di energia elettrica e gas. La conciliazione in particolare è

uno strumento flessibile in quanto le parti si impegnano attivamente in un pro-

cesso di avvicinamento per tentare di trovare un accordo con l’aiuto di un sog-

getto terzo o tramite un confronto diretto. Tale procedura può così consentire

alle parti di instaurare un dialogo molto importante laddove la controversia si

inserisce all’interno di un rapporto contrattuale che non necessariamente si

esaurisce a seguito del conflitto. 

Anche nelle more dell’emanazione da parte della Presidenza del Consiglio dei mi-

nistri del citato regolamento e cogliendo le indicazioni che arrivano dalla Com-

missione europea e dalle associazioni rappresentative dei consumatori, l’Autorità

ha ritenuto pertanto utile attivarsi per promuovere e diffondere la conciliazione

nei settori dei servizi di distribuzione e vendita dell’energia elettrica e del gas. 

Esperienze positive infatti si sono realizzate in altri servizi di pubblica utilità

(poste, telecomunicazioni ecc.), con l’utilizzo di procedure conciliative differen-

ti, ma ugualmente efficaci. Le associazioni dei consumatori in questi settori

hanno promosso la conciliazione paritetica che prevede la risoluzione del con-

flitto attraverso un accordo diretto tra le parti in lite (o i loro rappresentanti),

mentre le Camere di commercio, industria e artigianato, a cui la legge 29 di-

cembre 1993, n. 580, affida un ruolo primario in tema di conciliazioni, hanno

offerto una procedura conciliativa che prevede la presenza di un soggetto terzo,

imparziale ed estraneo agli interessi delle parti, che guidi i soggetti interessati

al contenzioso verso un accordo conciliativo soddisfacente. Entrambe queste

procedure possono essere utilmente replicate nei settori regolati dall’Autorità.

Per lo sviluppo di iniziative in grado di offrire reali opportunità di risoluzione

stragiudiziali delle controversie, un ruolo centrale è tuttavia affidato agli eser-

centi i servizi, la cui disponibilità a sedersi ai tavoli di conciliazione per risolvere

le dispute con i propri clienti è condizione pregiudiziale al successo delle inizia-

tive, come già avvenuto in altri settori. Al fine di sensibilizzare gli esercenti,

informarli delle procedure disponibili e assicurare la disponibilità a formare i

Strumenti stragiudiziali 
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conciliatori e il personale eventualmente addetto alla gestione delle procedure

per gli aspetti più meramente tecnici, l’Autorità ha sollecitato tutti i soggetti

interessati, anche attraverso specifici incontri, ad avviare esperienze di risolu-

zione alternativa delle controversie.

EFFICIENZA ENERGETICA NEGLI USI  F INALI  E RISPARMIO ENERGETICO 

Linee guida per i progetti di efficienza energetica e consultazione delle Regioni e
delle Province autonome 

Con l’approvazione della delibera 1 aprile 2003, n. 28, recante Schema di Linee

guida per la preparazione, l’esecuzione e la valutazione dei progetti di cui al-

l’art. 5, comma 1, dei decreti ministeriali 24 aprile 2001 e per la determina-

zione dei criteri e delle modalità per il rilascio dei titoli di efficienza energe-

tica di cui all’art. 10 dei medesimi decreti , il testo dello Schema di Linee gui-

da è stato trasmesso alle Regioni e alle Province autonome per acquisirne com-

menti e osservazioni in base a quanto previsto dall’art. 5, comma 5, dei decreti

ministeriali 24 aprile 2001. 

In data 16 luglio 2003 la Conferenza dei Presidenti delle Regioni e delle Province

autonome ha trasmesso all’Autorità un documento di osservazioni sullo Schema.

Tenendo conto delle valutazioni e delle proposte formulate dalle Regioni e dalle Pro-

vince autonome, l’Autorità ha approvato, in data 18 settembre 2003, la delibera n.

103, recante Linee guida per la preparazione, esecuzione e valutazione dei progetti

di cui all’art. 5, comma 1, dei decreti ministeriali 24 aprile 2001 e per la defini-

zione dei criteri e delle modalità per il rilascio dei titoli di efficienza energetica. 

Contenuti delle Linee guida

I decreti ministeriali 24 aprile 2001 individuano nelle Linee guida il principale

strumento operativo per orientare le scelte di tutti i soggetti coinvolti a diverso

titolo nel meccanismo da essi previsto, in merito alla progettazione ed esecu-

zione degli interventi di risparmio energetico. 

Nel definire le Linee guida, l’Autorità ha perseguito alcuni obiettivi principali:

• garantire semplicità e trasparenza dei criteri e delle procedure attuative, al

fine di minimizzare gli adempimenti e facilitare la gestione del meccanismo

da parte dei soggetti coinvolti;

• garantire certezza e affidabilità agli operatori, in modo da favorire lo svi-
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luppo del mercato dei prodotti e dei servizi energetici;

• promuovere l’efficienza e l’innovazione tecnologica;

• tutelare gli interessi dei potenziali clienti partecipanti ai progetti di rispar-

mio energetico;

• favorire lo sviluppo del mercato dei titoli di efficienza energetica, garanten-

done la massima semplicità e trasparenza e favorendo l’accesso al mercato

del più ampio numero di soggetti possibile;

• tutelare lo sviluppo della concorrenza in tutti i settori interessati.

Di seguito vengono presentati i principali contenuti delle Linee guida, secondo

l’articolazione seguente:

• preparazione, esecuzione e valutazione dei progetti; 

• verifica e certificazione dei risparmi di energia;

• titoli di efficienza energetica.

Allo scopo di semplificare le procedure di quantificazione dei risparmi energe-

tici conseguibili attraverso i progetti ammissibili ai sensi dei decreti ministeria-

li, di contenere i costi associati alla misurazione e alla successiva verifica di

questi risparmi e di assicurare al contempo rigore e affidabilità delle quantifi-

cazioni, l’Autorità ha definito tre metodi di valutazione dei risparmi: di valuta-

zione standardizzata, di valutazione analitica e di valutazione a consuntivo.

I metodi di valutazione standardizzata consentono di definire a priori il risparmio

ottenibile per ogni unità fisica di riferimento1 installata o di cui è promossa l’in-

stallazione; i metodi di valutazione analitica permettono di quantificare il rispar-

mio energetico conseguibile da un intervento sulla base di un algoritmo di valu-

tazione predefinito e della misurazione diretta di alcuni parametri; i metodi di va-

lutazione a consuntivo consentono di quantificare il risparmio attraverso la misu-

ra dei consumi di energia prima e dopo l’intervento in base a un programma di

misura proposto dal soggetto titolare del progetto e preliminarmente approvato

dall’Autorità o da soggetto da essa delegato (questo ultimo metodo deve essere

applicato esclusivamente alle tipologie di intervento per le quali non sono dispo-

nibili metodi di valutazione standardizzata o analitica definiti dall’Autorità). 

Tutti e tre i metodi di valutazione sono impostati in modo da valorizzare i soli

risparmi che risultano addizionali rispetto a quelli che si sarebbero comunque

Preparazione, esecuzione 

e valutazione dei progetti 
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verificati per effetto dell’evoluzione tecnologica e di mercato (inclusa quella in-

dotta da obblighi di legge): nel caso dei metodi standardizzati e di quelli anali-

tici questo avviene attraverso l’applicazione di un coefficiente correttivo  il cui

valore è fissato nelle schede tecniche di quantificazione dei risparmi relative a

ogni intervento; nel caso dei metodi a consuntivo, la proposta di programma di

misura dei risparmi dovrà indicare le modalità attraverso le quali si intende te-

nere conto del criterio di addizionalità.

I metodi di valutazione considerano inoltre l’impatto di fattori tecnici e com-

portamentali sul perdurare nel tempo dei risparmi: nel caso di metodi standar-

dizzati questo avviene attraverso l’applicazione di un coefficiente di persisten-

za, il cui valore è fissato nelle schede tecniche di quantificazione dei risparmi

relative a ogni intervento. 

Per i progetti che comprendono la realizzazione di campagne di formazione,

informazione, promozione e sensibilizzazione dei clienti finali (che soddisfano i

requisiti di ammissibilità) le Linee guida prevedono, come misura di sostegno a

uno o a più interventi ricompresi nel progetto medesimo, abbiano diritto al ri-

conoscimento di un risparmio addizionale pari al 5 per cento del risparmio tota-

le netto riconosciuto all’intervento al quale la campagna si riferisce.

Al fine di evitare una eccessiva frammentazione degli interventi, di consentire lo

sfruttamento di economie di scala e di scopo nella realizzazione dei progetti di

risparmio e, dunque, di ottimizzare l’uso delle risorse disponibili, le Linee guida

contemplano una dimensione minima di progetto2, i cui valori assunti sono:

• per progetti standardizzati:

- risparmio di energia primaria pari ad almeno 25 tep/anno;

• per progetti analitici:

- per soggetti obbligati (distributori che fornivano non meno di 100 000

clienti finali alla data del 31 dicembre 2001): risparmio di energia prima-

ria pari ad almeno 100 tep, ottenuto nel corso dei primi 12 mesi di fun-

zionamento del sistema dopo la realizzazione degli interventi;

- per soggetti non obbligati (distributori che fornivano meno di 100 000 clien-
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tecipanti di uno o più interventi valutabili con il medesimo metodo di valutazione,
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valutabili con metodi di valutazione diversi.

3 Società di servizi energetici sono le società, comprese le imprese artigiane e le loro

forme consortili, che alla data di avvio del progetto hanno come oggetto sociale,

anche non esclusivo, l’offerta di servizi integrati per la realizzazione e l’eventuale

successiva gestione di interventi di risparmio energetico.



ti finali alla data del 31 dicembre 2001 o società di servizi energetici3): rispar-

mio di energia primaria pari ad almeno 50 tep, ottenuto nel corso dei primi 12

mesi di funzionamento del sistema dopo la realizzazione degli interventi;

• per progetti a consuntivo:

- per soggetti obbligati: risparmio di energia primaria pari ad almeno 200

tep, ottenuto nel corso dei primi 12 mesi di funzionamento del sistema,

dopo la realizzazione degli interventi, e valutato sulla base del program-

ma di misura preliminarmente approvato dal soggetto responsabile delle

attività di verifica e di certificazione;

- per soggetti non obbligati: risparmio di energia primaria pari ad almeno

100 tep, ottenuto nel corso dei primi 12 mesi di funzionamento del siste-

ma, dopo la realizzazione degli interventi, e valutato sulla base del pro-

gramma di misura preliminarmente approvato dal soggetto responsabile

delle attività di verifica e di certificazione. 

Il provvedimento prevede inoltre che i soggetti interessati a sviluppare progetti

di risparmio energetico abbiano la facoltà di richiedere all’Autorità, o a un sog-

getto da essa delegato, una verifica preliminare di conformità di tali progetti ri-

spetto a quanto in essi previsto. Questa facoltà si applica esclusivamente ai pro-

getti per i quali l’Autorità non abbia predisposto e pubblicato schede tecniche

di valutazione standardizzata o analitica.

I risparmi di energia per i quali è possibile richiedere la verifica e la certifica-

zione sono quelli conseguiti da progetti ammissibili ai sensi dei decreti mini-

steriali e delle Linee guida e avviati a partire dall’1 gennaio 2002. 

In merito alle modalità per la verifica e la certificazione dei risparmi energetici,

le Linee guida definiscono precisi criteri che devono essere osservati dai sogget-

ti titolari di progetto; in particolare sono disciplinati:

• la documentazione da trasmettere unitamente alle richieste di verifica e di

certificazione dei risparmi;

• la documentazione da conservare per consentire eventuali controlli;

• la tempistica di presentazione delle richieste da parte dei soggetti titolari di

progetto e i termini per le relative risposte da parte dell’Autorità o del sog-

getto delegato a svolgere l’attività di verifica e di certificazione.

Conformemente a quanto stabilito dai decreti ministeriali, le Linee guida preve-

dono che vengano effettuati controlli, anche a campione, sulla documentazione

che i titolari di progetto sono tenuti a conservare; essa deve essere idonea a di-

Verifica e certificazione 

dei risparmi di energia
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mostrare che il progetto oggetto del controllo è stato realizzato in modo

conforme a quanto previsto nelle Linee guida e a quanto dichiarato dal sogget-

to titolare del progetto nella documentazione trasmessa. 

La documentazione minima da conservare è indicata per singola tipologia di

progetto e per le campagne di formazione, informazione, promozione e sensibi-

lizzazione dei clienti finali; deve essere conservata per un numero di anni pari a

quelli di vita utile delle tipologie di intervento incluse nel progetto medesimo.

Uno degli aspetti più innovativi del meccanismo previsto dai decreti ministeria-

li consiste nella possibilità di commercializzazione dei titoli di efficienza ener-

getica ottenuti a fronte dei risparmi energetici conseguiti, verificati e certifica-

ti. L’obiettivo che il legislatore ha inteso in tal modo raggiungere è quello di

combinare il vantaggio del conseguimento di target quantitativi certi e prefis-

sati per i risparmi energetici nazionali (tipico degli interventi di regolazione di

tipo amministrativo) con quello dell’efficienza economica garantita dal ricorso

a strumenti di mercato.

A tal fine, i decreti ministeriali prevedono l’utilizzo di titoli, rappresentativi del-

le unità di energia primaria risparmiate. Essi sono emessi, in seguito alla certifi-

cazione dei risparmi conseguiti dal singolo progetto, in numero tale da rappre-

sentare l’entità dei risparmi certificati. 

I titoli costituiscono l’unico certificato valido per la verifica del raggiungimento

degli obiettivi di risparmio energetico imposti dai decreti ministeriali ai soggetti

obbligati e sono negoziabili; possono cioè essere scambiati tra gli operatori at-

traverso contratti bilaterali, ovvero nel mercato dei titoli organizzato dal Gesto-

re del mercato elettrico S.p.A. (GME) in base a regole di funzionamento definite

d’intesa con l’Autorità. 

Lo sviluppo di un mercato dei titoli permette di contenere i costi complessiva-

mente sostenuti per il conseguimento degli obiettivi quantitativi fissati dai de-

creti, a livello sia nazionale sia di singolo distributore soggetto agli obblighi e,

di conseguenza, consente di moderare l’impatto tariffario nel caso di recupero

dei costi sostenuti dai distributori per la realizzazione dei progetti.

A ogni titolo di efficienza energetica è assegnata una dimensione (esso rappre-

senta cioè un ammontare di risparmio energetico certificato) pari a 1 tep.

Conseguentemente al fatto che i decreti ministeriali stabiliscono che i distribu-

tori di energia elettrica e di gas soggetti agli obblighi devono raggiungere al-

meno il 50 per cento dei propri obiettivi annuali attraverso la realizzazione di

interventi di risparmio della forma di energia distribuita4, e al fine di consentire

Titoli di efficienza 

energetica
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la verifica del rispetto di questo vincolo da parte dei distributori soggetti agli

obblighi, le Linee guida prevedono che i titoli di efficienza energetica emessi

siano di tre tipologie, a seconda del tipo di intervento di risparmio energetico

realizzato: 

• titoli di tipo I, attestanti il conseguimento di risparmi (certificati) di energia

primaria attraverso una riduzione dei consumi di energia elettrica;

• titoli di tipo II, attestanti il conseguimento di risparmi (certificati) di ener-

gia primaria attraverso una riduzione dei consumi di gas naturale;

• titoli di tipo III, attestanti il conseguimento di risparmi (certificati) di energia

primaria attraverso una riduzione dei consumi di altri combustibili fossili.

Ne consegue che i distributori di energia elettrica devono rispettare il proprio

obiettivo specifico annuale attraverso la consegna all’Autorità di un numero di ti-

toli di efficienza energetica di tipo I pari ad almeno la metà del proprio obbligo;

mentre i distributori di gas attraverso la consegna di un numero di titoli di effi-

cienza energetica di tipo II pari ad almeno la metà del proprio obbligo. I titoli de-

tenuti potranno derivare da progetti realizzati direttamente dal distributore o dal

distributore con il concorso di soggetti terzi, ovvero potranno essere acquistati

dal distributore attraverso contratti bilaterali o sul mercato costituito dal GME.

Il provvedimento prevede che i titoli di efficienza energetica abbiano una vita

utile pari a 5 anni solari a decorrere dall’anno solare nel quale i corrispondenti

risparmi sono stati conseguiti (periodo di validità). La previsione che i titoli ab-

biano un periodo di validità superiore all’anno consente ai distributori soggetti

agli obblighi di utilizzare quelli eventualmente detenuti in eccesso rispetto al

proprio obiettivo specifico di un anno al fine del conseguimento degli obiettivi

specifici nei 4 anni successivi (cosiddetta “bancabilità” dei titoli). Per limitare il

rischio di comportamenti strategici e distorsivi della concorrenza, solo il 40 per

cento dell’obiettivo specifico di ogni anno può essere soddisfatto attraverso ti-

toli che hanno più di un anno di validità. 

Hanno diritto alla emissione di titoli di efficienza energetica i distributori di

energia elettrica e di gas, le società da questi controllate e le società di servizi

energetici. Tale previsione è orientata a favorire l’accesso al mercato dei titoli di

efficienza energetica al più ampio numero di soggetti possibile, al fine di con-

sentire lo sfruttamento a pieno dei vantaggi di efficienza derivanti dall’utilizzo

di meccanismi di mercato.

È stato infine previsto che le Regioni e le Province autonome che concedono un

finanziamento per la realizzazione di interventi ammissibili ai sensi dei decreti

ministeriali e delle Linee guida, possano trattenere una quota dei titoli di effi-

cienza energetica riconosciuti al soggetto titolare del progetto.
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Altre attività

Con provvedimento 30 gennaio 2004, n. 5, recante Testo integrato delle dispo-

sizioni dell’Autorità per l’energia elettrica e il gas per l’erogazione dei servizi

di trasmissione, distribuzione, misura e vendita dell’energia elettrica per il

periodo di regolazione 2004-2007 e disposizioni in materia di contributi di

allacciamento e diritti fissi, l’Autorità ha aggiornato l’esazione per l’anno

2004 degli importi per il riconoscimento di interventi finalizzati alla promozio-

ne dell’efficienza energetica nel settore elettrico, rispetto a quanto previsto con

la delibera n. 152/02, per l’anno 2003.

Al fine di supportare lo svolgimento operativo sia delle attività che sono di di-

retta responsabilità dell’Autorità, sia di quelle che, pur sotto la responsabilità di

altri soggetti, sono funzionali a una efficace gestione complessiva e a un valido

monitoraggio dell’intero meccanismo, l’Autorità ha avviato la progettazione e la

realizzazione di un sistema informativo dedicato. Esso è orientato a consentire

la gestione di tutte le attività previste dai decreti ministeriali: dalla determina-

zione degli obiettivi specifici a carico dei distributori, alla verifica e certifica-

zione dei risparmi, alla eventuale comminazione di sanzioni per inadempienza,

al riconoscimento dei costi successivamente alla verifica di conseguimento degli

obiettivi. Data la complessità del meccanismo e la molteplicità dei soggetti

coinvolti, il sistema informativo viene progettato in modo da risultare sufficien-

temente aperto e flessibile per integrare future evoluzioni normative Internet

based per consentirne la massima accessibilità, oltre che sicuro, data la delica-

tezza e la rilevanza anche economica delle informazioni gestite. 

Nel corso dell’anno è proseguita l’attività di gestione sia delle richieste di parere

preliminare di conformità di specifici interventi e progetti di risparmio energeti-

co alle disposizioni dei decreti ministeriali, in collaborazione con i ministeri

competenti, sia delle numerose richieste di chiarimenti formulate da diversi

operatori (distributori, società di servizi energetici, società di consulenza) sul-

l’applicazione dei decreti ministeriali e dei provvedimenti attuativi dell’Autorità. 
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Per il perseguimento delle sue funzioni, nonché per migliorare le condizioni

tecniche, giuridiche ed economiche relative all’erogazione dei servizi nei settori

dell’energia elettrica e del gas, l’Autorità per l’energia elettrica e il gas controlla

lo svolgimento degli stessi con poteri di ispezione, accesso, acquisizione di do-

cumentazione e di notizie utili. La legge istitutiva, infatti, investe l’Autorità di

un ruolo primario di controllo nei settori di competenza: a tal fine vengono

realizzate indagini conoscitive, controlli tecnici, ispezioni e verifiche. 

INDAGINI CONOSCITIVE

Indagine congiunta con l’Antitrust

Con la delibera 20 febbraio 2003, n. 13, l’Autorità ha avviato un’istruttoria co-

noscitiva sullo stato della liberalizzazione dei settori dell’energia elettrica e del

gas, di concerto con l’Autorità garante della concorrenza e del mercato. L’inda-

gine muoveva dalla considerazione che il processo di liberalizzazione di entram-

bi i settori di competenza,  come definito dal decreti legislativi 16 marzo 1999,

n. 79 e 23 maggio 2000, n. 164, nonché dalle altre norme nazionali, sebbene

non ancora concluso in alcuni elementi qualificanti, non aveva dato luogo a li-

velli di apertura tali da determinare guadagni di efficienza e riduzione degli

oneri per i clienti finali. Lo scopo è quello di acquisire informazioni ed elementi

utili a definire eventuali interventi per promuovere la concorrenza sia nel setto-

re elettrico sia nel settore gas. 

Nel corso del 2003 sono stati inviati questionari agli operatori dei due mercati

ed è stata effettuata un’approfondita analisi delle risposte ricevute. Si sono

inoltre tenute le audizioni dei principali operatori. L’indagine ha permesso di

ottenere una rappresentazione precisa dei due settori. Per quanto riguarda in

particolare il settore del gas, saranno pubblicati a breve i risultati dell’attività

svolta con l’evidenziazione delle criticità e delle possibili linee di intervento.

Indagini nel settore elettrico

Nel settore elettrico tra l’aprile 2003 e l’aprile 2004 sono state avviate tre

istruttorie formali volte a cogliere cause e sviluppi, nonché eventuali responsa-

bilità, delle interruzioni del servizio elettrico verificatesi nel mese di giugno

2003 e nella notte tra il 27 e il 28 settembre 2003, e a individuare, quindi, pos-

sibili interventi da adottare, al fine di accrescere la sicurezza del sistema elettri-

co nazionale e tutelare gli interessi di utenti e consumatori.
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La prima indagine, riguardante le interruzioni di giugno, è stata avviata con

delibera 1 luglio 2003, n. 72 e si è conclusa nel dicembre 2003, permettendo

di attribuire l’origine delle interruzioni a cause strutturali quali l’insufficienza

della capacità di generazione, la riduzione della capacità di interconnessione

disponibile, l’elevato grado di dipendenza del sistema elettrico nazionale, alle

quali deve essere aggiunta la congiunturale ed eccezionale ondata di caldo e di

siccità che ha caratterizzato l’estate 2003. 

In particolare sono tre le criticità evidenziate: l’indisponibilità di impianti di pro-

duzione che avrebbero dovuto essere attivati, la gestione della riserva di potenza

a opera della società Gestore della rete di trasmissione nazionale S.p.A. (GRTN)

con mancata prestazione di un adeguato servizio di riserva da parte dei produtto-

ri e il comportamento di Enel S.p.A. nella sua funzione di acquirente unico.

Specificatamente, per quello che attiene alla mancata disponibilità di alcuni im-

pianti in quanto soggetti ad arresti di lunga durata per interventi di riconver-

sione e repowering, sono stati evidenziati impianti in capo a Enel Produzione

S.p.A. (per un ammontare di 2 300 MW) fermi per periodi di tempo superiori a

quelli previsti per l’effettuazione dei normali programmi di manutenzione o ri-

pristino. Trattandosi di impianti ammessi alla reintegrazione dei costi non recu-

perabili (stranded cost), l’Autorità ha deciso l’avvio di una istruttoria formale

(delibera n. 54 dell’1 aprile 2004), ritenendo che Enel Produzione abbia violato

norme esistenti e, pertanto, sia sanzionabile.

L’Autorità, in considerazione dei cambiamenti nel frattempo intervenuti, in par-

te da essa stessa disposti, aveva invece già ritenuto di non dover più procedere

all’emanazione degli ordini di cessazione di comportamenti lesivi dei diritti dei

consumatori, prevista in un primo momento nei confronti di Enel e del GRTN

nella funzione di acquirente unico da esso svolta all’epoca. Infatti, la contrat-

tualizzazione a opera del GRTN di impianti da destinare a riserva è stata sosti-

tuita dalla nuova regolazione sulla disponibilità degli impianti nei periodi di

maggior domanda, e l’attivazione dell’Acquirente Unico ha trasferito allo stesso

la funzione di acquirente per i clienti vincolati precedentemente svolta da Enel.

L’indagine riguardante l’interruzione totale del servizio verificatasi nella notte

tra il 28 e il 29 settembre, è stata avviata con la delibera del 29 settembre

2003, n. 112.

Successivamente, in data 6 ottobre 2003, l’Autorità e la Commissione di regola-

zione dell’energia francese (CRE), insieme all’Ufficio federale dell’energia sviz-

zero (UFE) hanno deciso di avviare – con l’ausilio del Nordel (l’Associazione dei

gestori di rete dei paesi scandinavi) – un’indagine tecnica congiunta sul funzio-

namento del sistema elettrico interconnesso per una migliore comprensione de-

L’indagine sul blackout

del 28 settembre 2003

L’indagine sulle interruzioni

del servizio elettrico 

del giugno 2003
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gli eventi che hanno causato il blackout. 

Gli esiti di tale indagine congiunta, portata a termine solo dall’Autorità e dalla

CRE (l’UFE è stato escluso in quanto aveva pubblicato un rapporto sui medesimi

eventi, riportando conclusioni unilaterali) sono stati resi pubblici lo scorso 23

aprile e hanno permesso di evidenziare le cause internazionali all’origine del

blackout quali:

• la mancata predisposizione di adeguate misure atte a garantire il funziona-

mento in sicurezza delle reti e delle forniture fra sistemi elettrici in Europa,

da parte degli operatori delle reti di trasmissione svizzere; ciò nella pianifi-

cazione del funzionamento del sistema relativo al 28 settembre 2003, effet-

tuata il giorno prima, e nelle attività svolte nella notte fra il 27 e il 28 set-

tembre 2003;

• la mancata conformità alle regole UCTE (Union for the Co-ordination of

Transmission of Electricity) per la gestione in sicurezza dei sistemi di inter-

connessione adottate su base volontaria da tutte le imprese che gestiscono le

reti di trasmissione nei paesi dell’Europa continentale, da parte delle imprese

elettriche svizzere integrate, nella notte fra il 27 e il 28 settembre 2003;

• l’inadeguatezza delle misure e la sottostima degli interventi correttivi che

avrebbero dovuto essere richiesti ad altri gestori di rete da parte degli ope-

ratori svizzeri in seguito alla perdita accidentale della linea a 380 kV

Mettlen-Lavorago (linea del Lucomagno). Tali errori hanno condotto alla

perdita della linea a 380 kV Sils-Soazza (linea del San Bernardino) e quindi

a una situazione di funzionamento dell’interconnessione fuori controllo.

Sulla base dei risultati emersi dall’indagine i due regolatori hanno concluso che

le regole UCTE dovranno essere rese legalmente vincolanti e monitorate – dove

la valutazione e il controllo dovranno essere effettuati anche attraverso le fun-

zioni dei regolatori nazionali –, che si dovrà rafforzare il coordinamento fra ge-

stori di rete ai fini della pianificazione della gestione, nonché ai fini della ge-

stione in tempo reale delle reti interconnesse e che, anche in Svizzera, si adotti

un quadro normativo coerente con la legislazione vigente nell’Unione europea

al fine di assicurare la sicurezza delle reti e delle forniture in Europa. Ambedue i

regolatori si impegnano a lavorare anche in stretta collaborazione con il CEER

(Council of European Energy Regulators) e la Commissione europea, in modo

da contribuire allo sviluppo della sicurezza delle reti europee e della concorren-

za nel mercato elettrico continentale.
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ISTRUTTORIE NEL SETTORE GAS

Nell’ambito del settore gas, nel corso del 2003 sono state avviate tre istruttorie

formali finalizzate a comporre alcuni casi di contenzioso in materia di accesso

alle reti di distribuzione. La prima per adottare una sanzione amministrativa

contro la Compagnia Generali Metanodotti S.r.l. (CGM), le altre due per accerta-

re un illecito rifiuto di accesso alla rete di distribuzione contro le società Nettis

Impianti S.p.A. e Sime S.p.A.. Inoltre, è stata avviata l’istruttoria relativa all’ac-

cesso al servizio di rigassificazione presso il terminale di Panigaglia.

Con delibera 19 dicembre 2002, n. 218, l’Autorità aveva avviato un’istruttoria

formale nei confronti della società CGM, relativamente al rifiuto di accesso al

servizio di distribuzione opposto, per mancanza di capacità sulla rete, alla

società Energas S.r.l. L’istruttoria ha evidenziato l’infondatezza della motiva-

zione del rifiuto di accesso, in quanto Energas intendeva solamente subentra-

re a CGM nella stessa fornitura in atto da anni con un suo cliente finale. A

fronte dell’accertata illegittimità del rifiuto, con successiva delibera 2 settem-

bre 2003, n. 98, l’Autorità ha chiuso l’istruttoria ordinando a CGM di consen-

tire a Energas l’accesso al servizio. 

Avverso la delibera n. 98/03, nell’ottobre 2003 CGM ha presentato un ricorso as-

sistito da istanza sospensiva. In primo grado il TAR per la Lombardia, con ordi-

nanza n. 1944, del 5 novembre 2003, ha respinto la domanda cautelare di so-

spensione. Avverso detta ordinanza la CGM ha proposto appello al Consiglio di

Stato che, a sua volta, ha respinto con ordinanza n. 103, del 13 gennaio 2004.

Con la medesima delibera n. 98/03, l’Autorità ha altresì avviato un’istruttoria

formale nei confronti della CGM, ai fini dell’adozione di una sanzione ammini-

strativa pecuniaria per inosservanza dei provvedimenti dell’Autorità e, in parti-

colare, della delibera 26 giugno 2002, n. 122, che prevede l’obbligo per l’eser-

cente il servizio di distribuzione di effettuare nuovi conferimenti o revisioni

delle capacità assegnate in modo da assicurare la fornitura nei punti di riconse-

gna esistenti, per i clienti finali trasferiti da un fornitore all’altro. Le risultanze

istruttorie di questo procedimento sono state trasmesse alle parti interessate in

data 29 ottobre 2003. Con lettera in data 5 novembre 2003, CGM ha presentato

una richiesta di audizione finale di fronte al Collegio.

Con delibera 17 aprile 2003, n. 37, l’Autorità ha avviato un’istruttoria formale

nei confronti della società Nettis Impianti per accertare se la condotta adottata

da questa nei confronti delle società Italcogim Vendite S.p.A., Galleria Auchan e

la Rinascente S.p.A. fosse lesiva del diritto previsto dal combinato disposto del-

Il contenzioso tra 

Nettis Impianti e 

Italcogim Vendite

Il contenzioso tra CGM 

ed Energas



l’art. 24, commi 1 e 2, del decreto legislativo n. 164/00. L’istruttoria ha confer-

mato che il rifiuto dell’accesso al servizio di distribuzione gestito da Nettis

Impianti, concretizzatosi con il mancato rispetto dell’appuntamento stabilito per

la lettura del contatore al quale essa solo poteva accedere, precludendo in tal

modo il materiale avvio dell’esecuzione del servizio di vettoriamento nei con-

fronti della società Italcogim Vendite, non era supportato da alcuna delle dero-

ghe previste dall’art. 24, comma 2, del decreto legislativo n. 164/00, essendo

stati confermati come unici motivi i mancati accordi tesi a regolamentare il rap-

porto di trasporto tra le società Nettis Impianti e Italcogim Vendite. 

In sede di audizione congiunta, svoltasi nel giugno 2003, le parti hanno mani-

festato serio interesse a una composizione bonaria della vicenda, impegnandosi

a effettuare un tentativo in tal senso e a comunicarne l’esito agli Uffici. Nel lu-

glio 2003, le parti hanno reso noto all’Autorità di aver stipulato un contratto di

trasporto sulla rete di distribuzione che ha avuto esecuzione a partire dall’1 lu-

glio 2003, data da cui l’accesso al servizio di distribuzione ha avuto effettiva-

mente luogo. Essendo stata soddisfatta l’istanza presentata da Italcogim Vendi-

te, a seguito dell’intervenuta conciliazione fra le parti, è quindi venuto meno il

presupposto per l’avvio dell’istruttoria e per la sua prosecuzione. Pertanto l’i-

stanza è stata archiviata.

Con delibera 29 ottobre 2003, n. 125, l’Autorità ha avviato un’istruttoria for-

male nei confronti della società Sime, relativamente al rifiuto alla richiesta di

accesso al servizio opposto alla società Dalmine Energie S.p.A., subentrata nella

fornitura a tre clienti finali (Hoval Carival S.r.l., Fiap S.p.A. e Cima S.r.l.), pre-

cedentemente forniti da Sime e allacciati a tre diverse reti di distribuzione della

stessa. Come nel caso descritto della società CGM, con la medesima delibera 

n. 125/03, l’Autorità ha anche avviato un’istruttoria formale per comminare

una sanzione amministrativa pecuniaria a Sime, per inosservanza dell’obbligo

(previsto dalla delibera n. 122/02) di effettuare nuovi conferimenti o revisioni

delle capacità assegnate in modo da assicurare la fornitura nei punti di ricon-

segna esistenti, per i clienti finali trasferiti da un fornitore all’altro.

Nel dicembre 2003, durante l’audizione congiunta, Sime aveva argomentato che

il rifiuto da essa opposto fosse giustificato dal fatto che Dalmine Energie non

aveva ottenuto sulla rete di trasporto, interconnessa con le reti di distribuzione

di Sime, il conferimento della necessaria capacità di trasporto; inoltre, nella

pendenza dell’istruttoria, Dalmine Energie stava indebitamente percependo il

corrispettivo per la fornitura di gas dai sopra richiamati clienti finali.

L’istruttoria ha evidenziato che Dalmine Energie aveva ottenuto il conferimento

sulla rete di trasporto necessario per immettere il proprio gas nelle reti gestite

Il contenzioso tra Sime 

e Dalmine Energie
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da Sime. Tuttavia, perché Dalmine Energie potesse accedere alla rete, Sime

avrebbe dovuto imputare a essa una quota del gas presente nelle proprie reti (in

misura pari a quella alla quale Dalmine Energie aveva diritto) e comunicare

quanto sopra all’impresa di trasporto che gestisce la rete interconnessa con la

rete di distribuzione (Snam Rete Gas), ai fini delle allocazioni previste nel relati-

vo Codice di rete. Non avendo posto in essere tali adempimenti, Sime ha preclu-

so a Dalmine Energie l’accesso alle reti.

Nel gennaio 2004 gli Uffici hanno trasmesso alle parti interessate le risultanze

istruttorie, nelle quali viene sostanzialmente confermata l’illegittimità del rifiu-

to prospettata nella delibera di avvio. In data 26 febbraio 2004 si è svolta, pres-

so la sede di Milano dell’Autorità, l’audizione finale richiesta dalle società Dal-

mine Energie, Sime, Hoval Carival, Fiap e Cima, nel corso della quale i loro rap-

presentanti hanno esposto e ribadito le rispettive ragioni. 

In conseguenza di quanto sopra, gli Uffici proporranno all’Autorità l’adozione

di un provvedimento in forza del quale Sime sia intimata a porre in essere tutti i

comportamenti necessari a immettere nelle reti di sua pertinenza il gas per il

quale Dalmine Energie ha ottenuto la capacità di trasporto ai punti di intercon-

nessione sopra richiamati.

Per quanto riguarda il periodo durante il quale Sime ha precluso l’accesso a Dal-

mine Energie, si deve invece precisare che, nelle risultanze istruttorie di cui so-

pra, gli Uffici hanno prospettato una soluzione conciliativa articolata nei se-

guenti assunti e conseguenze:

a) il gas consegnato e consumato dai clienti finali sopra richiamati sino al 31

dicembre 2002 apparteneva a Sime, mentre il gas consegnato e consumato nel

periodo successivo a tale data, apparteneva a Sime.Comm., con la conseguen-

za che dette società hanno diritto, per i periodi di competenza, a ottenere

quanto indebitamente riscosso da Dalmine Energie per il servizio di vendita;

b) Dalmine Energie avrebbe comunque titolo al risarcimento del danno in con-

seguenza dell’ingiustificato rifiuto per le quantità di gas che risulterebbero

invendute ai sopra detti clienti finali;

c) la compensazione dei crediti di cui alle precedenti lettere a) e b) determine-

rebbe la persistenza in capo a Dalmine Energie del solo obbligo di corri-

spondere a Sime l’importo per il servizio di distribuzione di gas da quest’ul-

tima erogato.

Con riferimento all’aspetto sanzionatorio della vicenda in esame, gli Uffici, qua-

lora le parti addivenissero a un accordo conciliativo nei termini sopra prospettati,

proporranno all’Autorità l’irrogazione di una sanzione pecuniaria determinata

nel minimo ammontare previsto dalla legge 14 novembre 1995, n. 481.
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Ai sensi della delibera 29 settembre 2003, n. 113, il servizio di rigassificazione

presso il terminale di Panigaglia è offerto con conferimento della capacità

disponibile su base annuale, entro il 31 agosto di ogni anno, salvo diverso

accordo tra le parti, e assicurando la parità di trattamento tra gli utenti. In

deroga a tali condizioni, possono essere effettuati conferimenti con condizioni

diverse, a patto che i relativi contratti di accesso siano verificati e approvati

dall’Autorità.

Per l’anno termico 2001/02 la società Snam Rete Gas S.p.A., che nel 2001 gestiva

il terminale di Panigaglia (oggi gestito da GNL Italia S.p.A.), aveva stipulato con

l’allora Snam (divenuta poi Eni – Divisione Gas & Power) un contratto “in dero-

ga” per l’accesso al terminale, di durata pluriennale, trasmesso all’Autorità ai fini

della verifica. L’Autorità aveva modificato tale contratto (delibera 7 marzo 2002,

n. 38) e aveva ribadito che, indipendentemente dalla durata contrattuale che le

parti decidono di convenire, la capacità rilevante ai fini dell’esecuzione del con-

tratto medesimo deve comunque essere determinata con procedure di conferi-

mento da rinnovare annualmente. Per ogni anno termico in cui l’impresa di ri-

gassificazione effettua conferimenti di capacità su base annuale, in deroga alle

previsioni generali contenute nella delibera 30 maggio 2001, n. 120, le parti so-

no tenute a trasmettere all’Autorità il relativo contratto di accesso per la conse-

guente verifica. 

Nel novembre 2003 GNL Italia ha comunicato all’Autorità di aver negato l’acces-

so al servizio di rigassificazione presso il terminale di Panigaglia alla società Gas

Natural Vendita Italia S.p.A., per insufficienza della capacità necessaria per il

servizio di rigassificazione su base annuale. In particolare, GNL Italia ha precisa-

to che tutta la capacità disponibile per il servizio di rigassificazione su base an-

nuale era stata già conferita alla società Eni S.p.A., e che Gas Natural Vendita

Italia avrebbe potuto avere accesso solamente al servizio di rigassificazione di ti-

po spot. 

Da un esame della documentazione inviata dalla stessa GNL Italia, è emerso che

Gas Natural Vendita Italia aveva formulato una prima richiesta di accesso già

nel luglio 2003 per un servizio di tipo continuativo. L’istruttoria formale avvia-

ta dall’Autorità (con la delibera 12 febbraio 2004, n. 16) ha lo scopo di accerta-

re se il comportamento di GNL Italia nei confronti di Gas Natural Vendita Italia

sia qualificabile come ingiustificato rifiuto di accesso e costituisca pertanto

presupposto per l’adozione di un ordine di cessazione della condotta lesiva del

diritto degli utenti, ai sensi della legge n. 481/95.

Il contenzioso tra GNL Italia

e Gas Natural Vendita Italia
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ATTIVITÀ DI  CONTROLLO TECNICO E ISPEZIONI

I controlli tecnici Nel periodo compreso tra l’aprile 2003 e l’aprile 2004 si è svolto un program-

ma di controlli tecnici, consistenti in sopralluoghi presso esercenti o impianti,

ai sensi dell’art. 2, comma 22, della legge n. 481/95. Essi sono stati effettuati

prevalentemente in attuazione di delibere dell’Autorità. I controlli tecnici sono

stati 19 (193 dall’inizio dell’attività di controllo) e hanno interessato 7 eser-

centi il servizio elettrico (di cui 8 esercizi di Enel Distribuzione S.p.A.), 4 eser-

centi il servizio gas e un impianto di Enel Green Power S.p.A. (Tav. 7.1).

Gli esercizi di Enel Distribuzione presso cui sono stati effettuati controlli tecnici ri-

guardano 21 ambiti territoriali (province di Forlì, Varese, Treviso, Rieti, Roma, Frosi-

none, area metropolitana di Napoli, Sassari e Trapani). Questi sono stati scelti a

campione, verificando la metodologia di registrazione delle interruzioni anch’esse

scelte a campione. A tal proposito gli Uffici dell’Autorità hanno proseguito la con-

sulenza con il Dipartimento di matematica del Politecnico di Milano, utilizzando le

metodologie di verifica a campione elaborate dal medesimo dipartimento.

Una parte consistente dei controlli ha riguardato l’effettuazione di verifiche sui

dati di continuità del servizio forniti dagli esercenti e relativi al 2002, suddivise

in tre diverse fasi. La prima ha interessato un esercente con numero di utenti

compreso tra 5 000 e 100 000 e un esercente con numero di utenti superiore a

100 000 entrati per la prima volta in regolazione; i risultati di tali controlli tec-

nici sono stati utilizzati per la predisposizione della delibera 31 luglio 2003, n.

93, con cui l’Autorità ha determinato i livelli tendenziali di miglioramento della

continuità come base per la regolazione della qualità del servizio. La seconda

ha riguardato 3 esercenti già in regolazione (tra cui gli 8 esercizi di Enel Distri-

buzione) ed era finalizzata al procedimento per la definizione degli incentivi e

delle penalità relativi all’anno 2002; i risultati di tali controlli tecnici sono stati
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TAV. 7.1 SINTESI DEI CONTROLLI TECNICI ESEGUITI  

aprile 2003 – aprile 2004

Regolamentazione della continuità del servizio elettrico 8 esercizi di Enel Distribuzione
6 aziende di media e grande dimensione

Contributi a produttori elettrici ai sensi del 1 impianto idroelettrico
provvedimento CIP6 e del decreto del Ministero 
dell’industria, del commercio e dell’artigianato
4 agosto 1994

Tariffe gas 4 aziende di medie e piccole dimensioni

MOTIVAZIONE ESERCENTI O IMPIANTI CONTROLLATI



utilizzati per la predisposizione della delibera 4 dicembre 2003, n. 140, con cui

l’Autorità ha determinato per ciascun ambito territoriale i recuperi di continuità

del servizio conseguiti dagli esercenti. La terza, iniziata nel mese di aprile 2004,

ha interessato 2 esercenti con numero di utenti compreso tra 5 000 e 100 000,

entrati per la prima volta in regolazione nell’anno 2004.

Sono risultati non validi i dati di 2 esercizi di Enel (6 ambiti territoriali), en-

trambi a causa del valore dell’indice di precisione esterno alla fascia di tolleran-

za ammessa, per i quali si è proceduto al calcolo del valore presunto dell’indica-

tore di riferimento e si sono azzerati gli incentivi previsti. Per gli ambiti territo-

riali i cui dati sono stati dichiarati validi a seguito dei controlli tecnici e per

quelli non sottoposti a controllo tecnico sono stati confermati i dati di conti-

nuità comunicati dalle imprese distributrici.

Durante i controlli tecnici effettuati sui dati di continuità del servizio relativi al

2002, sono stati verificati tre aspetti: l’accuratezza delle registrazioni delle in-

terruzioni effettuate dagli esercenti (cioè la valutazione della completezza ed

esattezza delle registrazioni relative alle interruzioni con origine sulla rete di

media tensione); la precisione dei dati di continuità del servizio forniti dagli

esercenti (ovvero la valutazione dell’errore di computo dei dati di continuità del

servizio in relazione alla durata e al numero degli utenti coinvolti nelle interru-

zioni registrate con origine sulle reti di media tensione); infine la correttezza

dell’attribuzione delle interruzioni alle cause di forza maggiore ed esterne, in

modo da escluderne gli effetti dal computo dell’indicatore di riferimento utiliz-

zato per la verifica del conseguimento dei livelli tendenziali.

A seguito dei controlli tecnici effettuati è stato rilevato che le imprese distribu-

trici applicano ormai una prassi comune di registrazione delle interruzioni e uti-

lizzano generalmente in modo corretto le clausole di esclusione previste dalla

regolazione della continuità del servizio.

Il controllo presso l’impianto di produzione di Enel Green Power ha riguardato

la verifica di interventi eseguiti in ordine alle provvidenze per produttori di

elettricità, ai sensi delle disposizioni CIP6, che sono stati accertati con delibera

1 luglio 2003, n. 74.

I controlli presso gli esercenti il servizio gas hanno riguardato la verifica della

corretta applicazione della metodologia utilizzata per la determinazione delle

opzioni tariffarie per l’attività di distribuzione del servizio gas. In particolare, in

base alla delibera 31 luglio 2003, n. 89 – che ha introdotto una procedura di ve-

rifica individuale dei maggiori costi sopportati dalle imprese di distribuzione

che gestiscono il servizio in forma associata, con una rete estesa su più località,

in un territorio vasto e con profili altimetrici distinti – gli esercenti che si trovi-

no nella situazione descritta devono trasmettere all’Autorità, congiuntamente

alla proposta tariffaria, una dichiarazione basata su evidenze contabili oggetti-
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vamente verificabili, dei maggiori costi; l’Autorità deve poi procedere alle verifi-

che dei dati dichiarati, mediante controlli tecnici e ispezioni. I controlli tecnici

nelle sedi delle 4 società di distribuzione hanno avuto diversi riscontri: in un

caso si è avuta l’archiviazione della pratica, mentre negli altri casi è ancora in

corso la valutazione della documentazione acquisita.

I controlli tecnici hanno comportato in media un sopralluogo della durata di 1,5

giorni e l’impiego di 3 persone tra funzionari dell’Autorità ed esperti acquisiti

dalla stessa tramite un progetto di collaborazione realizzato con l’ENEA in ma-

teria di controlli tecnici e ispezioni.

L’elenco dei controlli tecnici è riportato in dettaglio nella tavola 7.2.

Tutti gli interventi effettuati hanno dato o daranno luogo a provvedimenti ge-

nerali o individuali dell’Autorità.

Le ispezioni Nel periodo compreso tra aprile 2003 e aprile 2004 è proseguita l’attività di col-

laborazione con il Nucleo speciale tutela concorrenza e mercato della Guardia di

Finanza, come previsto dalla delibera 14 settembre 2001, n. 199, recante il

Protocollo di intesa relativo ai rapporti di collaborazione tra l’Autorità e la Guardia
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TAV. 7.2 ELENCO DEI CONTROLLI TECNICI EFFETTUATI DA APRILE 2003 AD APRILE 2004

Servizio distribuzione
elettrica

Servizio produzione 
elettrica

Servizio distribuzione 
gas

2 aziende con numero utenti 
superiore a 100 000

1 azienda con numero utenti compreso 
tra 5 000 e 100 000

1 azienda con numero utenti superiore 
a 100 000 entrante in regolazione nel 2003

1 azienda con numero utenti compreso tra 
5 000 e 100 000 entrante in regolazione 
nel 2003

2 aziende con numero utenti compreso tra 
5 000 e 100 000 entranti in regolazione 
nel 2004

1 impianto idroelettrico di taglia piccola

1 azienda con numero utenti superiore 
a 100 000

1 azienda con numero utenti compreso 
tra 5 000 e 100 000

2 aziende con numero utenti inferiore a 5 000

Applicazione delle delibere sulla registrazione
delle interruzioni e sulla regolazione 
della continuità del servizio elettrico e
determinazione dei recuperi di continuità 
del servizio

Applicazione delle delibere sulla registrazione
delle interruzioni e sulla regolazione 
della continuità del servizio elettrico e
determinazione dei livelli tendenziali 
di miglioramento della continuità

Applicazione delle delibere sulla registrazione
delle interruzioni e sulla regolazione 
della continuità del servizio elettrico e
determinazione dei livelli tendenziali 
di miglioramento della continuità

Accertamento di rifacimento, potenziamento
e costi sostenuti per la realizzazione di
impianti ai sensi del provvedimento CIP6

Accertamento della corretta applicazione
della tariffa gas

NUMERO E CARATTERISTICHE
DEI SOGGETTI

MOTIVAZIONE ESITO
TIPOLOGIA 
DEL SERVIZIO

Verificati 17 ambiti
territoriali di cui 6
dichiarati non validi

Verificati 4 ambiti
territoriali tutti
dichiarati validi

Valutazione in corso

Istanza rifacimento
accolta 

Verificata la corretta
applicazione della
tariffa gas per 1
azienda di grandi
dimensioni e
valutazione in corso per
le rimanenti aziende



di Finanza in materia di ispezioni. Nel corso del medesimo periodo il rapporto con

il Nucleo speciale è proseguito con una serie di cordiali e fattivi incontri, duran-

te i quali sono state formalizzate le procedure per l’esecuzione delle ispezioni, in

accordo con il Protocollo di intesa.

Inoltre, durante il periodo in esame, è stata completata l’analisi dei risultati del-

le ispezioni, effettuate ai sensi dell’art. 2, comma 12, lettera g), della legge 

n. 481/95 e stabilite dall’Autorità con delibera 18 aprile 2002, n. 65, presso i 24

esercenti il servizio di distribuzione elettrica.

Gli esiti delle suddette ispezioni sono riportati in dettaglio nella tavola 7.3.

Nel  mese di dicembre 2003, sono state effettuate 2 ispezioni, stabilite dall’Au-

torità con delibera 12 novembre 2003, n. 128, presso le società Consiag Reti

S.p.A. e Acam S.p.A., al fine di acquisire informazioni relativamente alla corretta

applicazione della metodologia tariffaria introdotta dalla delibera n. 89/03. L’e-

secuzione delle verifiche ha comportato l’esame di documenti relativi ai bilanci

e ai costi di gestione.

Successivamente l’Autorità, con delibera 5 febbraio 2004, n. 10, ha rigettato le

proposte tariffarie base per l’anno termico 2003/04, relative al servizio di distri-

buzione del gas, presentate dalla società Consiag Reti. 

Infine, nel mese di aprile 2004 è stata effettuata un’ispezione presso la Società

Irpina Distribuzione Gas, SIDGAS S.p.A., al fine di acquisire informazioni relati-

vamente alla corretta applicazione della metodologia tariffaria introdotta dalla

delibera 28 dicembre 2000, n. 237.
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TAV. 7.3 ELENCO DELLE ISPEZIONI EFFETTUATE DA APRILE 2003 AD APRILE 2004

Servizio distribuzione
elettrica

Servizio distribuzione gas

4 aziende con numero utenti superiore 
a 100 000

13 aziende con numero utenti compreso 
tra 5 000 e 100 000

7 aziende con numero utenti inferiore a 5 000

1 azienda con numero utenti superiore 
a 100 000 

1 azienda con numero utenti compreso 
tra 5 000 e 100 000

1 azienda con numero utenti compreso tra 
5 000 e 100 000

Applicazione dei corrispettivi di trasporto
dell’energia elettrica per i clienti finali in
bassa tensione, dei corrispettivi del servizio
di vendita dell’energia elettrica per i clienti
del mercato vincolato in bassa tensione e
modalità di fatturazione dei corrispettivi dei
servizi di trasporto, misura e vendita
dell’energia elettrica ai clienti finali in bassa
tensione a seguito dell’introduzione dell’euro 

Applicazione della metodologia tariffaria
introdotta dalla delibera n. 89/03

Applicazione della metodologia tariffaria
introdotta dalla delibera n. 237/00

NUMERO E
CARATTERISTICHE

DEI SOGGETTI
MOTIVAZIONE ESITO

TIPOLOGIA 
DEL SERVIZIO

Verificata la corretta
applicazione delle
delibere dell’Autorità
per 2 aziende di
grandi dimensioni,
per 3 aziende di
medie dimensioni e
per 2 aziende di
piccole dimensioni.
Emerse inottemperanze
per le rimanenti aziende

Rigetto delle
proposte tariffarie
base per l’anno
termico 2003/04 per
1 azienda di grandi
dimensioni e
valutazione in corso
per  1 azienda di
medie dimensioni

Valutazione in corso



L’attività di vigilanza si è concentrata sui controlli sistematici sull’attuazione

delle direttive dell’Autorità sulla qualità commerciale dei servizi gas e sulla

sicurezza e continuità del servizio di distribuzione del gas.

Nel 2003 sono stati verificati i dati comunicati dagli esercenti relativi agli in-

dennizzi automatici pagati ai clienti finali; il controllo ha riguardato 15 imprese

evidenziando una diminuzione del fenomeno di mancato o ritardato pagamento

dell’indennizzo dovuto di norma a problemi organizzativi o inadeguatezza dei

sistemi informativi (le imprese hanno comunque pagato gli indennizzi con mag-

giorazioni comprese tra il doppio e il quintuplo per ritardato pagamento).

Solo 3 imprese, tra quelle verificate nel 2003, erano già state controllate nel

2002 per mancato o ritardato pagamento degli indennizzi: da esse è stata ac-

quisita prova documentale (fotocopia della bolletta di ogni cliente finale ripor-

tante l’indennizzo corrisposto o copia dell’assegno circolare) dell’avvenuto pa-

gamento dell’indennizzo.

Per quanto riguarda la sicurezza del servizio di distribuzione del gas, nel 2003

sono stati verificati in particolare i dati comunicati dagli esercenti per la ricerca

programmata delle dispersioni e per l’odorizzazione del gas.

Si sono così individuate 35 imprese che, in base ai dati comunicati, risultavano

non adempienti, se pure di poco, rispetto alle percentuali minime annue di ispe-

zione delle reti imposte dall’Autorità per ogni impianto di distribuzione (mini-

mo il 20 per cento per le reti in bassa pressione e il 30 per cento per quelle in

media/alta pressione); poiché il 2002 è stato il primo anno di attuazione della

delibera 28 dicembre 2000, n. 236, si è scelto di inviare alle imprese una richie-

sta di informazioni anche al fine di accertare che non si trattasse solo di errori

materiali nei dati comunicati.

Alle 23 imprese che sono risultate effettivamente inadempienti è stato richiesto

– e ottenuto – l’impegno di recuperare nel 2003 le percentuali di reti non sotto-

poste a ispezione nell’anno precedente in modo da superare i minimi imposti

dall’Autorità con riferimento al biennio 2002-2003.

Controllo della qualità 

nel servizio di fornitura 

del gas
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