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“C’e una forza motrice piu forte del vapore,
dell’elettricita e dell’energia atomica: la volonta”

(A. Einstein)






Premessa ...

La transizione digitale crea nuove opportunita
per i consumatori ed essi potranno giocare ruoli
attivi sui mercati dell’energia elettrica non solo
per comprare e vendere energia ma anche per
fornire servizi alla rete elettrica stessa.

Questo studio analizza la possibilita per la do-
manda di energia elettrica di fornire una parte
della flessibilita necessaria a gestire e controlla-
re il sistema elettrico nazionale.

Esso si focalizza sulla partecipazione al Merca-
to per il Servizio di Dispacciamento e punta a
rispondere a due domande chiave:

e il valore economico della flessibilita della
domanda, tramite una quantificazione ba-
sata su opportune elaborazioni dei dati sto-
rici di mercato e su un’analisi costi-benefici
per alcuni casi studio, quali ad esempio
gli impianti di telecomunicazione, i sistemi
utente di accumulo e di co-generazione;

¢ le modalita tecniche necessarie a fornire
i servizi di flessibilita su questo mercato, in
termini di interfacce e protocolli di comuni-
cazione nonché di architetture ICT.

Lo studio & stato realizzato da RSE e da Poli-
tecnico di Milano e rappresenta il risultato finale
di un ciclo di workshop mensili tenuti con i
partner dell’Associazione Energy@home.

In questo contesto, Energy@home ha anche
promosso 1o sviluppo di una implementazione
dimostrativa di piattaforma ICT di Energy Ag-
gregation e il rilascio del software in modalita
open source. |l software & realizzato con una
architettura a micro-servizi ed implementa i
protocolli e le interfacce di comunicazione fra
i diversi attori di sistema permettendo, in que-
sto modo, di emulare gli scambi informativi e
di simulare il comportamento di carichi elettrici
aggregati.

E questa la terza monografia pubblicata dalla
Associazione Energy@home che, in linea con il
proprio Statuto, adotta e promuove un approc-
cio di open innovation e si propone come
luogo privilegiato di incontro e sviluppo di idee
fra aziende ed enti provenienti da diversi setto-
ri industriali offrendo anche all’esterno questo
patrimonio di idee, laddove possibile, tramite
pubblicazioni ed eventi divulgativi.

Fanno parte di questa serie di monografie
Energy@home lo studio sullo “Impatto del Dy-
namic Pricing applicato ai consumatori elettri-
Ci residenziali” pubblicato nel 2016 e lo studio
sulla “Comunicazione Power Line per Servizi
post-contatore” pubblicato nel 2017, entrambi
disponibili in forma elettronica sul sito web della
Associazione Energy@home.

Inoltre, in collaborazione con ESMIG e con I'ini-
Ziativa tedesca EEBus, nel 2017 Energy@home
ha anche pubblicato lo studio “Smart Home
Cost/Benefit Analysis” dedicato alla quantifica-
zione della demand-response realizzata grazie
agli elettrodomestici connessi.
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Introduzione

Il recente sviluppo della generazione da fonti rinnovabili non programmabili
(FRNP, come fotovoltaico e eolico), che si prevede continuera con un ritmo
simile anche negli anni a venire, ha introdotto alcune criticita nella program-
mazione a breve termine e nell’esercizio del sistema elettrico.

Infatti 'incremento dell’immissione in rete da parte della generazione da
FRNP awviene a spese delle unita programmabili a fonti fossili (ad es. i cicli
combinati), che in molte ore del giorno devono essere spente in quanto
non sono piu necessarie a soddisfare la domanda. Molte di queste unita
non sono quindi pill remunerative e, pertanto, negli ultimi anni gia 13 GW di
potenza termoelettrica convenzionale sono stati dismessi.

D’altra parte le unita programmabili a fonti fossili, in virtu della loro caratte-
ristica di variare rapidamente e con continuita la potenza immessa in rete
quando sono in servizio, assolvono anche il compito di fornire al sistema
elettrico i servizi di regolazione della potenza attiva e della potenza reattiva
grazie alla riserva pronta a salire e a scendere che mettono a disposizione.
Di tali servizi si avvale il gestore del sistema elettrico per svolgere le funzioni
di bilanciamento e risoluzione delle congestioni, garantendo in tal modo la
sicurezza e la qualita della fornitura elettrica.

La riduzione degli impianti programmabili in servizio ha quindi I'effetto di
ridurre la potenza disponibile per i servizi di regolazione. D’altro canto la mi-
nor prevedibilita della produzione da FRNP determina un incremento delle
necessita di bilanciamento e quindi del fabbisogno di riserva.

Si comprende quindi che il sistema elettrico necessita di nuove risorse fles-
sibili, cioé caratterizzate da una costante e pronta disponibilita a variare il
flusso di immissione/prelievo dalla rete, per permettere il bilanciamento del
sistema elettrico. A tale flessibilita possono contribuire risorse fino ad oggi
considerate non in grado di fornire servizi di bilanciamento, quali la genera-
zione programmabile di taglia inferiore ai 10 MVA, quella da fonti rinnovabili
non programmabili, € la domanda.

Fin dal’apertura del mercato dell’energia in Italia la domanda partecipa al
mercato del giorno prima (MGP) con offerte quantita prezzo che contri-
buiscono alla definizione del prezzo di equilibrio e alla quantita di energia
scambiata nelle singole ore. Le unita di consumo possono quindi decidere
in fase di offerta su MGP (il giorno precedente quello di fornitura), di variare
la quantita di energia prelevata dalla rete in funzione del prezzo di acquisto.
Ad oggi pero I'energia acquistata su MGP non pud piu essere successi-
vamente rinegoziata sul mercato per il servizio di dispacciamento (MSD).



Tuttavia anche la domanda, in maniera analoga
alla generazione programmabile, € in grado di
variare il proprio programma di scambio con la
rete (di prelievo, in particolare) a ridosso del tem-
po reale; pud quindi partecipare al MSD, fornen-
do in tal modo al sistema un margine di riserva
a salire (nel caso di riduzione del prelievo) o a
scendere (nel caso di incremento del prelievo).

Peraltro il coinvolgimento attivo della doman-
da nel sistema elettrico italiano & da tempo gia
sfruttato per il servizio di interrompibilita istanta-
nea e in emergenza, che i carichi di grandi di-
mensioni possono sottoscrivere con Terna e che
consente al gestore di rete di distaccare istan-
taneamente un carico (mediante I'attuazione di
un telecomando) in caso di importanti disservizi
per i quali le risorse acquisite sul mercato per
il servizio di dispacciamento siano insufficienti a
garantire la sicurezza del sistema.

Nei mercati elettrici di molti Paesi europei ed extra
europei, la fornitura dei servizi di regolazione da
parte della domanda & una pratica in uso da molti
anni. | servizi possono essere forniti anche da uni-
ta di consumo di piccola taglia (finanche i clienti
domestici) tramite I'interposizione dell’aggrega-
tore, una nuova figura del mercato elettrico che
fornisce al gestore di rete il servizio aggregando il
contributo di un insieme di soggetti anche di pic-
cola taglia che, come singoli, non avrebbero la
possibilita di partecipare al mercato.

Il presente studio affronta il tema dell'incremento
delle risorse di flessibilita del sistema elettrico ita-
liano tramite la partecipazione della domanda al
mercato per il servizio di dispacciamento.

Nello studio ¢ stato inizialmente analizzato (cap.
1) il quadro energetico mondiale e le dinami-
che sulla domanda di energia e sulle fonti per
soddisfarla, alla luce degli sforzi in atto in alcune
aree geografiche, tra le quali I'Europa, per con-
trastare gli effetti dei cambiamenti climatici. In
particolare vengono richiamati gli obiettivi euro-
pei al 2030 previsti dal Clean Energy Package
europeo e gli scenari energetici coerenti con tali
obiettivi. Viene anche richiamato il percorso in
atto per il conseguimento di un mercato elettri-
CO europeo pienamente integrato, che portera
ad una nuova configurazione (Target Model) in

cui i diversi mercati (day-ahead, intra day, balan-
cing) siano integrati tra loro e tra gli Stati Mem-
bri. Parimenti, vengono richiamati i “codici di
rete europei” elaborati da ENTSO-E, 'associa-
zione dei gestori delle reti di trasmissione, con
orientamenti dell’Agenzia per la cooperazione
dei regolatori dell’energia (ACER), per facilitare
I’'armonizzazione, I'integrazione e I'efficienza dei
mercati elettrici.

Il capitolo 2 presenta schematicamente I'attuale
struttura del mercato elettrico italiano, soffer-
mandosi in particolare sulle risorse necessarie
al gestore di rete per esercire il sistema secon-
do adeguati standard di sicurezza, affidabilita,
qualita, continuita ed efficienza, sulle modalita
COoN Cui queste risorse vengono approvvigiona-
te e remunerate e sui requisiti tecnici delle unita
di prodizione abilitate a fornire queste risorse. |
servizi sono distinti tra quelli acquisiti da Terna
tramite il mercato per il servizio di dispacciamen-
to, quelli obbligatori (che una unita & tenuta a
rendere disponibili all’atto della connessione alla
rete e quindi utilizzabili durante le ore di funzio-
namento) e i servizi acquisibili tramite altre forme
contrattuali (es. interrompibilita).

"analisi storica dei risultati di MSD & contenuta
nel capitolo 3, dove vengono dapprima analiz-
zati su un arco temporale ampio gli esiti della
fase di programmazione (MSD ex-ante), met-
tendo in evidenza i trend registrati negli ultimi
quattro anni, sia in termini di prezzi, sia in termini
di volumi negoziati in tale sessione. Nel seguito,
con maggiore dettaglio, si focalizza I'attenzio-
ne sul mercato di bilanciamento (MB); questa
sessione, di piu diretto interesse per i succes-
sivi capitoli dello studio, & analizzata in maniera
piu dettagliata, facendo riferimento a un anno di
funzionamento. Sono infine fornite alcune pro-
spezioni circa la profittabilita dell’eventuale par-
tecipazione a un simile mercato da parte di una
unita di consumo, mediante strategie di offerta
via via piu sofisticate.

La riforma di MSD ¢ in corso in ltalia ormai da
alcuni anni: nel capitolo 4 si illustrano le moti-
vazioni alla base, passando in rassegna le prin-
cipali criticita del sistema, nonché I'evoluzione
delle risorse esistenti verso nuove risorse di re-
golazione . Siripercorrono le diverse disposizioni



regolatorie che hanno segnato la riforma di MSD
in Italia, a partire dal DCO 354/2013, fino alla re-
cente Delibera 300/17, che ha istituito i progetti
pilota in materia di dispacciamento.

Il ruolo della domanda in questa rivoluzione &
studiato in dettaglio nel capitolo 5 , dove si in-
quadrano opportunamente le modalita con cui
e possibile ottenere nuove risorse di flessibilita,
come formalizzate nei documenti europei di ri-
ferimento. Dopo aver discusso I'evoluzione del
ruolo degli attori coinvolti (TSO; DSO; aggrega-
tore), si presentano alcuni casi studio per in cui
unita di carico (UC) sono sfruttate come risorse
flessibili.

Data I'importanza della nuova figura dell’aggre-
gatore, ad esso € dedicato il capitolo 6, che da
conto delle relazioni tra I'aggregatore medesi-
mo (Balancing Service Provider, BSP) e I'uten-
te del dispacciamento (Balance Responsible
Party, BRP). Sono poi illustrate le best practice
internazionali in merito all’aggregazione di risor-
se, trattando casi legati alla realta europea, per
spiegare in maggiore dettaglio le modalita di ag-
gregazione oggi vigenti in [talia.

Il capitolo 7 & poi dedicato a un aspetto infra-
strutturale importante in materia di partecipazio-
ne della domanda: viene trattata I'architettura
delle tecnologie di comunicazione necessarie a
rendere possibile il coinvolgimento della doman-
da . Anche in questo caso, si passano in rasse-
gna gli standard e le soluzioni utilizzate a livello
internazionale, per poi focalizzare I'attenzione
sulle normative nazionali vigenti, nonché sugli
aspetti fondamentali che devono essere gestiti
dal punto di vista della comunicazione.

Da ultimo, il capitolo 8 sviluppa tre analisi nu-
meriche di dettaglio. In particolare, negli stessi
mesi in cui si & svolto presente studio, la deli-
bera 300/2017/R/eel ha awiato il processo di
allargamento delle risorse che possono fornire
nuova flessibilita al sistema, consentendo alle
unita di consumo, alle unita di produzione non
gia abilitate e ai sistemi di accumulo, anche in
forma aggregata, di partecipare al mercato per
il servizio di dispacciamento. Il Libro Bianco,
quindi, ha fatto riferimento alla nuova situazio-
ne regolatoria, utilizzando le relative modalita di

remunerazione e valori del servizio. Nelle analisi
numeriche, si focalizza I'attenzione sulla pratica-
bilita economica di iniziative di business riferite a
ciascuno dei tre casi studio delineati nel capitolo
5. Nei casi approfonditi, si immagina di fornire
servizi di flessibilita facendo leva sulla disponibi-
lita di risorse locali di sostituzione. In particolare,
il primo caso studio sfrutta un’esistente rete di
stazioni radio base per telefonia cellulare, in cui
sono presenti alimentazioni di emergenza come
UPS e gruppi elettrogeni. Queste sorgenti sono
sfruttate in maniera alternativa nei diversi sce-
nari presentati. Una logica simile € adottata per
quanto attiene al secondo caso studio affron-
tato, che riguarda un’applicazione terziaria con
requisiti critici di alimentazione (un Data Center);
anche in questo caso, sono presenti risorse di
sostituzione (sistemi di accumulo impiegati an-
che con funzione di UPS, gruppi elettrogeni), e
si immagina di sfruttarle in maniera combinata
per offrire servizi su MSD. |l terzo caso studio
trattato, infine, ha a che fare con I'impiego di un
sistema di cogenerazione a servizio di un sito
terziario (in particolare, un Campus universitario)
per partecipare a MSD.

Il capitolo 9, infine, contiene alcune conclusio-
ni, e alcune possibili riflessioni, anche dal punto
di vista regolatorio, sullo sviluppo del ruolo della
domanda nel mercato elettrico.









NUOVI SCENARI DI MERCATO

a cura di RSE



1.1 Evoluzione dello scenario energetico

1.1.7 Introduzione

Il quadro energetico mondiale continua ad attraversare una fase di pro-
fondi cambiamenti. Le mutate dinamiche economiche stanno ridisegnan-
do la mappa dei consumi energetici, con una previsione di crescita della
domanda globale di energia nei prossimi decenni profondamente diso-
mogenea e concentrata in alcune specifiche aree geografiche.

Su questo scenario si innesta la consapevolezza dei rischi e dei costi le-
gati ai cambiamenti climatici. La conferenza COP21, nel dicembre 2015,
ha portato alla definizione dell’Accordo di Parigi che pone come obiettivo
di lungo termine il contenimento dell’aumento della temperatura al di sot-
to dei 2°C e il perseguimento degli sforzi di limitare I'aumento a 1,5°C,
rispetto ai livelli pre-industriali. L’Accordo di Parigi ha effetto dal 2020 e
intende proseguire e rafforzare quanto avviato con il Protocollo di Kyoto
e con il suo emendamento (Emendamento di Doha del 2012) che hanno
stabilito impegni di riduzione delle emissioni di gas ad effetto serra da
parte dei Paesi industrializzati, rispettivamente, nei periodi 2008-2012 e
2013-2020.

In questo quadro I'Unione Europea ha da tempo avviato una decisa tran-
sizione verso un sistema energetico a basse emissioni di gas climalteranti
attraverso politiche orientate sia alla domanda sia all’offerta di energia.
Nell'Ottobre 2014, con la decisione del Consiglio Europeo, € stato ap-
provato il nuovo pacchetto di misure per il clima e I'energia 2030 con i
seguenti obiettivi: riduzione del 40% delle emissioni di gas serra nel’UE
rispetto ai livelli del 1990, aumento al 27% della percentuale di fonti rinno-
vabili sui consumi finali di energia e miglioramento del 27% dell’efficienza
energetica (obiettivo che sara probabilmente portato al 30% e reso vinco-
lante dalla nuova direttiva sull’efficienza energetica, in fase di definizione,
che andra a sostituire la precedente direttiva 2012/27/CE) rispetto allo
scenario di riferimento definito nel 2007.

L’Unione Europea intende cosi rafforzare la transizione verso un’econo-
mia a basse emissioni di carbonio, con I'obiettivo di rendere I'economia e
il sistema energetico dell’Unione piu sicuri, competitivi e sostenibili.

In questo quadro si inseriscono i consumatori finali il cui ruolo nel sistema
elettrico sta cambiando portandoli ad essere protagonisti attivi e non piu
solo utenti che ricevono un servizio.

1.1.2 Accordo di Parigi : COP21 del 2015

La 21° Conferenza delle Parti della Convenzione Quadro per la lotta con-
tro i cambiamenti climatici (UNFCCC) si e svolta a Parigi nel 2015 e, con
la decisione 1/CP21, ha adottato ’Accordo di Parigi.

L’Accordo definisce come obiettivo di lungo termine il contenimento
dell’aumento della temperatura al di sotto dei 2°C e il perseguimento
degli sforzi di limitare 'aumento a 1.5°C, rispetto ai livelli pre-industriali.

L’Accordo di Parigi € entrato in vigore il 4 Novembre 2016, ovvero 30
giorni dopo il deposito degli strumenti di ratifica da parte di almeno 55
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Parti della Convenzione che rappresentano almeno il 55% delle emissioni
mondiali di gas a effetto serra. Ad oggi 153 su 197 Parti della Conven-
zione Quadro hanno ratificato I'accordo. Lltalia ha firmato 'accordo il 22
Aprile 2016 e lo ha ratificato I'11 Novembre 2016.

Al momento dell’adesione al’Accordo ogni Paese deve predispor-
re e comunicare il proprio “Contributo determinato a livello nazionale”
(INDC - Intended Nationally Determined Contribution) con I'obbligo
di perseguire misure domestiche per la sua attuazione. Ogni successi-
vo contributo nazionale (da comunicare ogni 5 anni) dovra costituire un
avanzamento rispetto allo sforzo precedentemente rappresentato con il
primo contributo. | contributi determinati a livello nazionale gia presentati
volontariamente prima dell’approvazione dell’Accordo, saranno ricono-
sciuti automaticamente quali primo contributo, a meno che il rispettivo
Paese decida diversamente. | Paesi che hanno gia formulato un contribu-
to determinato a livello nazionale con un obiettivo al 2030, come I'Unione
europea, sono chiamati a confermare o aggiornare il proprio contributo
entro il 2020.

L’Accordo di Parigi ha effetto dal 2020 e intende proseguire e rafforzare
quanto awviato con il Protocollo di Kyoto e con il suo emendamento
(Emendamento di Doha del 2012) che hanno stabilito impegni di ri-
duzione delle emissioni di gas ad effetto serra da parte dei Paesi indu-
strializzati (nessun impegno era identificato per i Paesi in via di sviluppo),
rispettivamente, nei periodi 2008-2012 e 2013-2020.

L'impegno di riduzione delle emissioni sottoscritto dalla Unione europea
nell’ambito del periodo 2013-2020 coincide con I'impegno gia assunto
unilateralmente con I'adozione del cosiddetto pacchetto “clima-energia”,
owvero una riduzione delle emissioni del 20% al 2020 rispetto ai livelli
del 1990. Gli obiettivi di riduzione successivi al 2020 sono contenuti nel
“Contributo determinato a livello nazionale” (INDC) dell’Unione Europea
e sono pari ad una riduzione delle emissioni del 40% rispetto ai livelli del
1990.

1.1.3 Il pacchetto “clima-energia” al 2030

Gli obiettivi per il periodo 2021-2030, come stabiliti dalle conclusioni del
Consiglio Europeo del 23 e 24 ottobre 2014 costituiscono il “Contributo
determinato a livello nazionale” (INDC) dell’'Unione Europea.

In sintesi, gli obiettivi sono:

e riduzione dei gas serra di almeno il 40% a livello europeo rispetto
al’lanno 1990;

e  Obiettivo vincolante a livello europeo pari ad almeno il 27% di consu-
mi energetici da rinnovabili;

e obiettivo indicativo a livello europeo pari ad almeno il 27% per il mi-
glioramento dell’efficienza energetica nel 2030 rispetto alle proiezioni
dello scenario di riferimento elaborato nel 2007 dalla Commissione
con il modello PRIMES.

Le citate Conclusioni stabiliscono anche che I'obiettivo di riduzione dei



gas serra sia ripartito tra i settori ETS e non-ETS con obiettivi, rispettiva-
mente, pari al -43% e al -30% rispetto al 2005.

Per quanto riguarda I'obiettivo di riduzione nei settori non-ETS, il 20 luglio
2016 sono state presentate due proposte di Regolamento, la prima (Re-
golamento “Effort Sharing”) volta a definire le riduzioni annuali delle
emissioni di gas serra per il settore non-ETS per il periodo 2021-2030, la
seconda (Regolamento LULUCF) relativa all’inclusione delle emissioni
e degli assorbimenti di gas ad effetto serra risultanti dall’'uso del suolo, dal
cambiamento di uso del suolo e dalla silvicoltura.

II' 30 novembre 2016, nellambito del “Clean Energy for all Europeans
Package”, & stata presentata dalla Commissione anche la proposta legi-
slativa sulla Governance del’Energy Union che prevede la predispo-
sizione di Piani Nazionali Clima ed Energia. Tali Piani individueranno
gli obiettivi nazionali al fine di contribuire agli obiettivi europei al 2030,
nonché le misure con cui si intendera raggiungere tali obiettivi in materia
di: riduzione delle emissioni di gas a effetto serra, rinnovabili, efficienza
energetica, sicurezza energetica, mercato interno e ricerca/innovazione/
competitivita.

La Tabella 1.1 riassume gli obiettivi di riduzione delle emissioni di gas
serra definiti nell’ambito della politica clima-energia europea per gli anni
di riferimento 2020, 2030 e 2050.

Tabella 1.1
Obiettivi di riduzione delle emissioni di gas serra nell’ambito della politica clima-energia europea

1.1.4 Gli scenari energetici della
Commissione Europea

Il raggiungimento degli obiettivi previsti dalla politica europea €, in gene-
rale, il percorso di de-carbonizzazione, richiede una radicale trasforma-
zione del sistema energetico europeo caratterizzata da molteplici fattori e
incertezze che rendono molto difficile individuare un’evoluzione univoca
del sistema stesso. Quando si parla di orizzonti temporali di medio-lungo
termine, I'unico approccio possibile € quindi il ricorso ad analisi di sce-
nario.



" Energy-Economy-Environment
Modelling Laboratory - E3MLab

2 La precedente versione era il
“EU Reference scenario 2013”
pubblicato nel luglio 2013. La
prima versione degli scenari di
riferimento sviluppati per la Com-
missione aveva come orizzonte
temporale il 2030 ed era stata
pubblicata nel 2003 ed aggior-
nata successivamente nel 2005,
2007 e 2009.

3 Tale obiettivo ¢ fissato rispetto
ai consumi energetici proiettati
nello scenario di riferimento della
Commissione  Europea  definito
nel documento: “European Ener-
gy and Transport Trends to 2030
- Update 2007”, DG Energy and
Transport, April 2008.
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Gli scenari non sono previsioni, ma rappresentano descrizioni di pos-
sibili evoluzioni alternative di un sistema basate su un set di ipotesi inter-
namente coerenti. Il ricorso ad analisi di scenario permette di analizzare
in modo integrato le diverse componenti del sistema energetico per ef-
fettuare valutazioni quantitative sulle conseguenze di obiettivi e politiche e
fornire indicazioni ai decisori politici riguardo alle potenzialita di intervento
nei diversi settori.
Per la pianificazione energetica di lungo termine la Commissione Europea
si avvale di una suite di modelli realizzati ed utilizzati a tale scopo da EM-
Lab' della National Technical University of Athens. Gli scenari di sviluppo
del sistema energetico europeo, con il dettaglio dei 28 Paesi, cosi svilup-
pati, rappresentano quindi il riferimento ufficiale per la strategia energetica
europea di de-carbonizzazione e la definizione di nuovi obiettivi comuni-
tari al 2030. E quindi particolarmente importante che ci sia una continua
interazione tra gli esperti che gestiscono la suite modellistica e quelli dei
diversi Stati Membri per la validazione e la discussione dei risultati.

Un’analisi di scenario parte dalla definizione di uno scenario di riferi-

mento. Questo agisce come un benchmark che tiene conto nel lungo

termine di azioni e politiche gia definite ed implementate in un determi-

nato sistema e serve come termine di confronto per valutare gli effetti di

uno scenario “di policy”, caratterizzato da politiche aggiuntive finalizzate

al raggiungimento di specifici obiettivi.

Lo scenario “EUref2016” pubblicato a Luglio 2016 € un aggiornamento

dei precedenti scenari di riferimento? pubblicati dalla CE. Il suo orizzonte

temporale, come nella precedente versione del 2013, ¢ fino al 2050 e

fornisce risultati di dettaglio per i singoli 28 Stati membri dell’UE.

Nella definizione di questo scenario si parte dal presupposto che i prece-

denti obiettivi vincolanti per il 2020 saranno raggiunti e che tutte le

politiche energetiche gia concordate a livello dell’ UE e degli Stati memibori,
al dicembre 2014, saranno implementate. Seguendo questo approccio,
lo scenario “EUref2016” aiuta gli stakeholder a capire dove le politiche
energetiche attualmente adottate potrebbero portare I’'Unione Europea
rispetto al percorso di de-carbonizzazione definito e se sia necessario

0 meno intervenire con nuove misure. Lo scenario, come Ci si potrebbe

aspettare, mostra che per raggiungere i nuovi sfidanti obiettivi fissati per il

2030 occorrono politiche e misure aggiuntive rispetto a quelle gia definite.

A fine 2016 la Commissione Europea ha pubblicato un documento di va-

lutazione dell’impatto dei nuovi obiettivi comunitari al 2030. In particolare

Vi sono riportati diversi scenari di policy con combinazioni di obiettivi via

via pit ambiziosi per la quota di rinnovabili e I'efficienza energetica. Per il

presente lavoro I'attenzione si &€ concentrata in particolare su due scena-

ri di policy chiamati EUC0O27 e EUCOS30 [1]:

e EUCO27: scenario che consente di ottenere una riduzione delle
emissioni di GHG di almeno il 40% (rispetto al 1990) con la ripartizio-
ne dell’obiettivo tra settore ETS (riduzione del 43%) e non-ETS (ridu-
zione del 30%), una quota del 27% di energie rinnovabili sui consumi
finali lordi e un target di efficienza energetica del 27 %°.

e EUCOS30: scenario che consente di ottenere una riduzione delle
emissioni di GHG di almeno il 40% (rispetto al 1990) con la ripar-
tizione dell’obiettivo tra settore ETS (riduzione del 43%) e non-ETS
(riduzione del 30%), una quota del 27% di energie rinnovabili e un



* La prima edizione della SEN é
Stata pubblicata nel marzo 2013.

target di efficienza energetica del 30%.
Gli scenari di policy raggiungono anche il traguardo di lungo termine di
riduzione delle emissioni di GHG del’lUE del’'80% rispetto ai valori del
1990 come definito dalle Roadmap pubblicate nel 2011. [2] [3]

1.1.5 Gli scenari energetici nazional

Nell’ambito della predisposizione del proprio Piano Nazionale Clima
ed Energia I'ltalia ha avviato dal 2016 una serie di tavoli tecnici di lavoro
coinvolgendo i diversi soggetti istituzionali, industriali e di ricerca coinvolti
a vario titolo nello sviluppo del sistema energetico/elettrico nazionale.
Uno scenario di riferimento detto “BASE” costruito su ipotesi omogenee
con quelle dello scenario di riferimento della Commissione Europea “EU-
ref2016” & stato elaborato nel 2016 da un gruppo di lavoro di scenaristi
italiani (RSE, ENEA, ISPRA e Politecnico di Milano) nell’ambito del “Tavo-
lo Decarbonizzazione del’lEconomia” coordinato dalla Presidenza
del Consiglio. Lo scenario BASE ¢ stato divulgato ad Ottobre 2017 su
una pubblicazione RSE della linea “Colloquia” RSE [4]. Il lavoro & prose-
guito poi nel 2017 con I'elaborazione di scenari di policy a supporto della
revisione della Strategia Energetica Nazionale (SEN 2017)* [5]

che mira ad ottenere una evoluzione del sistema energetico in linea con
gli obiettivi comunitari, con particolare riguardo a quelli vincolanti per I'l-
talia, ossia la riduzione dei GHG del settore non-ETS del 33% rispetto
al 2005 e quello sull’efficienza energetica (riduzione dei consumi finali di
energia 2020-30 dell'1,5% annuo).
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1.2 Le evoluzioni a livello europeo

1.2.1 I mercato interno dell’energia
(IEM) europeo

I raggiungimento di un mercato interno dell’energia europeo pienamente in-

tegrato prevede un percorso condiviso di azioni e regolamenti da implemen-

tare per disegnare una nuova struttura del mercato elettrico (Target Model).

La realizzazione di questo nuovo modello di mercato ¢ attuata seguendo

due strade parallele:

1. dal basso verso I’alto attraverso progetti di accoppiamento dei diversi
mercati regionali;

2. dallalto verso il basso attraverso codici di rete condivisi sviluppati da
ACER, CE e ENTSO-E.

II'modello propone un disegno di mercato per ogni time frame (Figura 1.1):

per i mercati di lungo termine, i mercati del giorno prima e i mercati intra-gior-

nalieri e di bilanciamento.

Figura 1.1
Internal Electricity Market: the Target Model



1.2.2 | codici di rete europei

| “codici di rete europei” sono una serie di regolamenti elaborati da EN-
TSO-E, l'associazione dei gestori delle reti di trasmissione, con orienta-
menti dell’Agenzia per la cooperazione dei regolatori dell’energia (ACER),
per facilitare I'armonizzazione, I'integrazione e I'efficienza dei mercati elet-
trici. Ogni codice di rete € parte integrante del percorso verso il completa-
mento del mercato interno dell’energia (IEM) € il raggiungimento degli
obiettivi energetici dell’Unione Europea.

| principali network codes e guidelines entrati in vigore:

- Codici di rete e guidelines su mercati e trading:

Il regolamento riguardante I'assegnazione di capacita di trasmissio-
ne e la gestione delle congestioni (CACM - Capacity Allocation and
Congestion Management), entrato in vigore il 15 agosto 2015. Le
disposizioni del CACM disciplinano I'istituzione di mercati transfron-
talieri day-ahead e intra-day e definiscono i metodi di calcolo della
capacita d’interconnessione.

Il regolamento riguardante I'assegnazione a termine della capacita di
trasmissione (FCA - Forward Capacity Allocation), entrato in vigore il
17 ottobre 2016. Le disposizioni del FCA istituiscono un quadro per
il calcolo e I'assegnazione della capacita di interconnessione e per le
negoziazioni transfrontaliere nei mercati a termine.

Il regolamento riguardante il bilanciamento (EB - Electricity Balancing)
[6], entrato in vigore il 18 dicembre 2017. Le disposizioni del’EB sta-
biliscono norme sul funzionamento dei mercati di bilanciamento sia
nazionali che transfrontalieri, allo scopo di migliorarne I'efficienza.

- Codici di rete e guidelines per la gestione del sistema e per le connessioni:

Il regolamento riguardante la gestione operativa del sistema di tra-
smissione dell’energia elettrica (SO - System Operation), entrato in
vigore il 14 settembre 2017. Le disposizioni del SO stabiliscono un
quadro per il mantenimento di un funzionamento sicuro del sistema
di trasmissione interconnesso in tempo reale.

Il regolamento riguardante la gestione in emergenza ed il ripristino del
sistema elettrico (ER - Emergency and Restoration), entrato in vigore
il 18 dicembre 2017. Le disposizioni dell’ER stabiliscono norme relati-
ve alla gestione del sistema di trasmissione dell’energia elettrica nelle
condizioni di emergenza, blackout e riaccensione, al fine di riportare
il sistema al normale stato di funzionamento.

Il regolamento contenente norme relative alla connessione alla rete di
unita di consumo (DCC - Demand Connection), entrato in vigore il 7
settembre 2016.

Il regolamento riguardante i requisiti di connessione alla rete di ge-
neratori (RfG - Requirements for Generators), entrato in vigore il 17
maggio 2016.

Il regolamento riguardante i requisiti per la connessione alla rete di
sistemi di trasmissione in corrente continua ad alta tensione (HVDC -
High-Voltage Direct Current), entrato in vigore il 28 settembre 2016.
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Tra i codici di rete piu rilevanti nel contesto del presente studio & I’“Electri-
city Balancing”, di cui si riporta nel seguito una breve descrizione.

1.2.3 EB - Electricity Balancing

Il raggiungimento di un mercato europeo integrato del bilanciamen-
to, obiettivo del network code su Electricity Balancing [6], costituisce il
tassello finale per la creazione di un mercato europeo unico dell’energia
elettrica, a valle dell'integrazione gia raggiunta nel segmento day-ahead
con il market coupling e della futura integrazione dei mercati intra-day
prevista dal network code CACM.

Nel network code EB il modello di dispacciamento di riferimento ¢ il “Self

Dispatch”, piu diffuso a livello europeo. I modello Central Dispatch in

vigore in ltalia e tuttavia ammesso come eccezione.

Nel network code si consente I'aggregazione degli impianti di consumo,

degli impianti di stoccaggio dell’energia e degli impianti di generazione in

un’area di programmazione per offrire servizi di bilanciamento; inoltre, si
definisce I'obbligo, se giustificato, di rendere disponibile in questo merca-
to tutta la capacita di riserva residua eventualmente disponibile.

Si stabilisce, inoltre, che entro sei mesi dall’entrata in vigore del regola-

mento, i TSO debbano elaborare:

e una proposta relativa al quadro di attuazione di una piattaforma eu-
ropea per lo scambio di energia di bilanciamento fornita dalle riserve
di sostituzione; tale piattaforma europea deve applicare un modello
TSO-TSO multilaterale con un merit order comune delle offerte pre-
sentate dai partecipanti al mercato;

e una proposta relativa al quadro di attuazione per una piattaforma
europea per il processo di compensazione degli sbilanciamenti tra
aree (“imbalance netting”).

Inoltre, entro un anno dall’entrata in vigore del regolamento, i TSO do-

vranno elaborare una proposta relativa al quadro di attuazione per una

piattaforma europea per lo scambio di energia di bilanciamento fornita
dalle riserve per il ripristino della frequenza, sia con attivazione manuale
che con attivazione automatica.

Chiaramente, per poter sviluppare tali piattaforme, € necessario armo-

nizzare i mercati di bilanciamento nazionali, in primo luogo armonizzando

I'orario di chiusura delle sessioni di contrattazione, che, nel caso Central

Dispatch, devono risultare distanti non piu di 8 ore dal tempo reale, non-

ché i prodotti contrattati, che devono essere standard a livello europeo (&

comungue ammessa I'esistenza di prodotti specifici da contrattare solo

a livello nazionale).

Una parte importante di tale regolamento riguarda la metodologia di de-

terminazione del prezzo dell’energia di bilanciamento, che deve essere

basata sul System Marginal Price (a differenza del mercato italiano attua-
le, basato sul metodo pay-as-bid), da calcolare assicurando che le offerte

di energia di bilanciamento attivate per gestire congestioni interne non

concorrano a determinare il prezzo.



Il regolamento inoltre non prevede limiti (cap e floor) ai prezzi delle offerte
per I'energia di bilanciamento (se non per ragioni algoritmiche), che pos-
sono quindi essere anche negativi, contrariamente a quanto accade oggi
in ltalia.

1.2.4 Il “Clean Energy Package” e il
ruolo del consumatore

I 30 novembre 2016 & stato presentato un nuovo pacchetto di proposte
chiamato “Clean Energy for all Europeans Package” che interessa i
settori delle fonti rinnovabili, dell’efficienza energetica, del mercato elettri-
co, della governance dell’Unione e della mobilita.

Il pacchetto pone inoltre particolare enfasi sul ruolo dei consumatori, che
saranno i protagonisti centrali nei mercati dell’energia del futuro.
In tutta I'UE i consumatori disporranno in futuro di una migliore scelta di
fonti di approvvigionamento, potranno accedere a strumenti affidabili per
il confronto dei prezzi dell’energia e avranno la possibilita di produrre e
vendere energia autonomamente. La maggiore trasparenza e una mi-
gliore regolamentazione offrono alla societa civile maggiori opportunita
di partecipazione e di rispondere ai segnali di prezzo. La Commissione
propone di riformare il mercato dell’energia per rafforzare la posizione dei
consumatori e permettere loro di controllare maggiormente le loro scelte
in ambito energetico. Per le imprese questo si traduce in una maggio-
re competitivita, mentre per i cittadini implica una migliore informazione,
possibilita di diventare piu attivi sul mercato dell’energia e controllarne
maggiormente i costi.

Il primo passo per mettere i consumatori al centro dell’Unione dell’energia
consiste nel fornire loro informazioni migliori sul loro consumo energetico
€ sui relativi costi. Le proposte danno ai consumatori il diritto di usufruire
di contatori intelligenti, fatture chiare e condizioni pit agevoli per cambiare
fornitore, oltre a rendere piu conveniente tale passaggio eliminando le
relative penali. Per quanto concerne i prezzi per gli utenti finali, le tenden-
ze sono diverse: il ribasso dei prezzi dell’energia, verificatosi grazie alla
diffusione delle fonti rinnovabili, & stato riassorbito in parte dall’aumento
dei costi di rete e degli oneri di incentivazione.

Le modifiche normative introdotte dal pacchetto e il passaggio da una
produzione convenzionale centralizzata a mercati decentralizzati, intelli-
genti e interconnessi aiuteranno i consumatori a produrre la propria ener-
gia, stoccarla, condividerla, consumarla o rivenderla al mercato diretta-
mente o in qualita di cooperative di energia.

| consumatori potranno gestire la domanda di energia direttamente o tra-
mite nuovi soggetti del mercato come gli aggregatori di energia. General-
mente solo i soggetti piu grandi, come ad esempio i clienti industriali, rie-
scono infatti a vendere la propria flessibilita sul mercato elettrico. Vi sono
differenti barriere che limitano I'accesso ai mercati per i clienti residenziali
e commerciali piu piccoli, con costi di partecipazione troppo elevati se
gestiti a livello individuale. L’aggregazione di piu utenti pud quindi offrire
I'opportunita di sfruttare il loro piano potenziale di flessibilita.
L’aggregazione ¢ definita come I'atto di raggruppare soggetti distinti di
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un sistema elettrico (consumatori e/o produttori) per agire come un’unica
entita che opera nei mercati elettrici (sia all’ingrosso sia al dettaglio) per la
vendita e I'acquisto di energia.

Un aggregatore si pud quindi definire come un soggetto che agisce
come intermediario tra gli utenti finali e/o gestori di impianti di generazio-
ne distribuita e tutti gli altri attori del sistema elettrico che desiderano ser-
vire questi utenti finali o sfruttare i loro servizi. La definizione di aggregato-
re puod essere limitata o ampliata a seconda delle regole che definiscono
i ruoli e le attivita che gli aggregatori possono svolgere in un determinato
mercato e sistema elettrico.
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’APPROVVIGIONAMENTO DI RISORSE PER
IL DISPACCIAMENTO IN ITALIA:
SCENARIO ATTUALE
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"Il termine in inglese ancillary
services trova spesso una corri-
spondenza in “servizi ancillari”.

[approvvigionamento di risorse per il
dispacciamento in Italia:scenario attuale

Lenergia elettrica richiesta dalle utenze dev’essere generata, trasportata
e distribuita fino al punto di prelievo. La generazione ¢ affidata a impianti
di produzione che sfruttano diverse fonti primarie (combustibile fossile,
fonte rinnovabile); tali impianti possono immettere I'energia prodotta di-
rettamente nella rete in alta/altissima tensione oppure in quella di distribu-
zione. Il trasporto sulla rete di trasmissione e distribuzione realizza la con-
segna dell’energia all’'utente finale e percio tale servizio (pubblico) deve
essere svolto in condizioni di sicurezza, affidabilita ed efficienza [1]. Questo
compito & assegnato alla figura del gestore di rete; in particolare, il servi-
zio di trasporto sulla rete di trasmissione € in capo al gestore della rete di
trasmissione, mentre quello sulla rete di distribuzione & assegnato al di-
stributore. Il primo si preoccupa di raccogliere I'energia elettrica immessa
dagliimpianti di produzione e di trasportarla sulla rete di trasmissione fino
al punto di consegna o fino al punto di scambio con la rete di distribuzio-
ne (Cabina Primaria - CP); il secondo ha invece il compito di trasportare
fino al punto di consegna in media/bassa tensione I'energia prelevata
dalla CP oppure di evacuare, anche verso la rete di trasmissione, quella
immessa dagli impianti di produzione connessi alla rete di distribuzione.
L'attivita in capo al gestore di rete consiste in un costante monitoraggio e
controllo, in tempo reale, di tutti i componenti che formano l'infrastruttura
di trasporto (impianti, apparecchiature di misura e protezione), oltre che in
un’accurata programmazione dell’esercizio e pianificazione dello sviluppo
della rete di trasporto. In particolare, il gestore della rete di trasmissione
ha il principale onere di movimentare tutte le risorse necessarie al con-
trollo e alla gestione in sicurezza dell’intero sistema elettrico, impartendo
ordini agli impianti di produzione e prelievo sia in tempo reale che in sede
di programmazione dell’esercizio (attivita di dispacciamento).

Le risorse richieste dal gestore di rete per effettuare il dispacciamento
consistono nella disponibilita dell’'impianto abilitato a variare entro un
opportuno margine, in modo automatico oppure su comando (ordine
di dispacciamento), la potenza attiva e reattiva scambiata con la rete,
a seconda delle esigenze presentate dal sistema, come ad esempio la
regolazione di frequenza/tensione oppure la mitigazione di alcuni feno-
meni indesiderati (es. congestione di rete, risalita dei flussi di potenza).
Tali risorse, di ausilio essenziale per la sicurezza di esercizio dell'intero
sistema, sono indicate come servizi ausiliari' [2] [3] oppure come risorse
per il dispacciamento o servizi di sistema [4].

Nel contesto regolatorio attuale il distributore non ha il mandato di inviare
ordini di dispacciamento oppure di approvvigionare risorse di regolazio-
ne come awiene con il gestore della rete di trasmissione. Pertanto le
risorse di cui il distributore dispone sono indicate genericamente come
servizi della rete, finalizzate ad evitare degrado nella qualita del servizio e
a garantire la sicurezza in ogni condizione di esercizio della rete in media/
alta e bassa tensione [5]. Di seguito vengono descritti la struttura ed il
funzionamento del mercato elettrico, dove vengono contrattati anche i
servizi ausiliari e, a seguire, i servizi ausiliari stessi attualmente richiesti dal
gestore di rete nazionale Terna.



2 lltalian Derivatives Exchange -
IDEX.

3 Consegna Derivati Energia -
CDE
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2.1 La struttura e il funzionamento del
mercato elettrico

Il mercato elettrico in Italia € stato liberalizzato a valle dell’approvazione
del Decreto Legislativo 79/99, come parte di un processo di recepimento
della Direttiva Europea 96/92/EC concernente norme comuni per il mer-
cato interno dell’energia elettrica. Questo decreto, che definisce I'inizio
della riforma strutturale nel settore elettrico italiano, risponde alle necessi-
ta, da un lato, di promuovere la concorrenza e, dall’altro, di massimizzare
la trasparenza e |'efficienza dei monopoli naturali. In accordo ai contesti
di libero mercato, le attivita di produzione, trasmissione, distribuzione e
vendita di energia sono state separate in entita societarie distinte (c. d.
processo di unbundling).

Il mercato elettrico, in termini di piattaforme di contrattazione, come mo-
strato in Figura 2.1, si articola nel Mercato Elettrico a Pronti (MPE), nella
piattaforma per la consegna fisica dei contratti finanziari conclusi sull’l-
DEX - CDE? e nel Mercato a Termine dell’energia Elettrica (MTE). Oltre
a tali mercati, vi & la possibilita di scambiare energia attraverso contratti
bilaterali (Over The Counter - OTC).

Figura 2.1
Struttura del mercato elettrico italiano (fonte: GME).

L’'entita responsabile di gestire il mercato elettrico & il Gestore del Mercato

Elettrico (GME). Diversamente da altri mercati energetici in Europa, dove

solo prezzi e quantita di energia sono scambiati, il mercato elettrico italia-

no & un mercato fisico reale dell’energia, attraverso il quale sono definiti

iniezioni e prelievi.

L’'MPE, in particolare, € composto da differenti mercati:

e il Mercato dei Prodotti Giornalieri (MPEG) con negoziazione di profili
di consegna di tipo base load o peak load;

e il Mercato del Giorno Prima (MGP) con scambi di blocchi orari di
energia per il giorno successivo;

e il Mercato Infragiornaliero (M) per modifiche ai programmi definiti nel
MGP;

e il Mercato per il Servizio di Dispacciamento (MSD) suddiviso in MSD
Ex-Ante e Mercato del Bilanciamento (MB).



Figura 2.2
Tempistiche delle sessioni dei Mercati a Pronti dell’Energia (fonte: GME).

Il Mercato del Giorno Prima (MGP) & tipicamente il mercato piu importan-
te, in termini di volumi di energia scambiati e di significativita dei prezzi
risultanti. Tale mercato non & a partecipazione obbligatoria, in quanto,
come detto, vi € la possibilita di stipulare contratti bilaterali (OTC) al di
fuori del perimetro del mercato.

Nell’ambito del MGP produttori, grossisti e consumatori possono com-
prare e vendere energia elettrica per ogni ora del giorno successivo pre-
sentando offerte di vendita/acquisto di energia nelle relative sessioni di
mercato. La sessione rilevante per il giorno D inizia alle 08:00 del giorno
D-9 e chiude alle 12:00 del giorno D-1 (cioe il giorno prima). Le offerte
presentate consistono in coppie di valori (quantita e prezzo dell’energia
elettrica). In questo mercato, cosi come nel MI, la rete di trasmissione
€ rappresentata solo attraverso “zone”, che dividono la rete in porzioni
differenti collegate da corridoi con limiti di transito di energia definiti da
Terna, il gestore della rete. Tali limiti sono calcolati attraverso modelli ba-
sati su bilanci tra generazione e consumo in differenti scenari, tenendo
in considerazione I'impatto di possibili fuori servizio di elementi di rete, al
fine di assicurare che il criterio di sicurezza N-1 sia rispettato.

Le attuali zone geografiche sono sei: Nord, Centro-Nord, Centro-Sud,
Sud, Sicilia e Sardegna (come mostrato in Figura 2.3). Alle sei zone si
aggiungono i 4 “poli di produzione limitata” di Foggia, Brindisi, Rossano
e Priolo, che corrispondono ad impianti di generazione che, per vincoli
di rete, non possono immettere la loro massima produzione. In caso di
“congestione di rete”, ossia in caso I'accettazione delle offerte presentate
al mercato in base al solo ordine di merito economico comporti il supera-
mento dei vincoli di trasporto tra zone e poli, I'algoritmo di risoluzione del
mercato determina un diverso schema di accettazione delle offerte zona
per zona, in modo tale da rispettare i vincoli di trasporto e determinando
prezzi di vendita dell’energia diversi tra zone caratterizzate da intercon-
nessioni congestionate. | prezzi sono determinati con il meccanismo del
System Marginal Price, ossia corrispondono al prezzo dell’ offerta piu co-
stosa accettata dal mercato. Il prezzo di acquisto & invece sempre uguale
in tutte le zone (PUN — Prezzo Unico Nazionale) e corrisponde alla media
dei prezzi zonali, pesata sulla domanda di ciascuna zona.
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Figura 2.3
Zone geografiche nazionali modellate in MGP (fonte: Piano di Sviluppo 2017 di Terna).

I Mercato Infragiornaliero (MI) consente invece agli operatori di ap-
portare modifiche ai programmi definiti nel MGP attraverso ulteriori offerte
di acquisto o vendita, allo scopo di rendere tali programmi congruenti con
i vincoli tecnici degli impianti o di aggiornarli in seguito a previsioni piu ac-
curate, in quanto effettuate piu a ridosso del tempo reale. Come mostrato
in Figura 2.2, Ml si articola in 7 sessioni.

Il Mercato per il Servizio di Dispacciamento (MSD) ¢ lo strumento
attraverso il quale Terna si approvvigiona delle risorse necessarie alla ge-
stione e al controllo del sistema (risoluzione delle congestioni intrazonali,
creazione dei margini di riserva di energia, bilanciamento in tempo reale).
Sul MSD Terna agisce come controparte centrale e le offerte accettate
vengono remunerate al prezzo presentato (pay-as-bid).

I MSD si articola in una fase di programmazione (MSD Ex-Ante) e nel
Mercato del Bilanciamento (MB) in tempo reale. Il MSD Ex-Ante e il MB
si svolgono in 6 sessioni, secondo quanto previsto nella disciplina del
dispacciamento (Figura 2.2).

In MSD possono essere presentate offerte per riserva secondaria, che
in tempo reale vengono accettate pro quota in maniera automatica dal
regolatore di riserva secondaria, e offerte per altri servizi, utilizzate per
creare i margini di riserva necessari e risolvere le congestioni intrazonali.



* Vedere Glossario del Codice di
rete.

Inoltre, vi sono due ulteriori tipi di offerte: offerta di accensione e offerta
di cambio assetto. Tali offerte sono accettate (e quindi remunerate) nel
caso in cui in MSD si renda necessario un’accensione di un impianto (o
un cambio del numero di turbogas accesi in un ciclo combinato a gas
naturale) ulteriore rispetto al profilo definito nei mercati a monte.

2.2 Le risorse richieste per il
dispacciamento

Il servizio di fornitura dell’energia elettrica deve avvenire secondo adegua-
ti standard di sicurezza, affidabilita, qualita, continuita ed efficienza. A tale
fine la figura preposta alla gestione e al controllo del sistema di trasmis-
sione deve assicurare 'equilibrio istantaneo fra domanda e generazione
rispettando i limiti operativi delle principali grandezze elettriche che de-
scrivono il funzionamento dell’intero sistema (tensione, corrente, frequen-
za, ecc.), anche in condizioni di grandi perturbazioni (incidenti rilevanti).
In particolare, il servizio di trasporto deve poter avvenire rispettando un
opportuno profilo del livello di tensione in tutti i nodi elettrici, mantenendo
la frequenza di rete al valore di riferimento (50 Hz) e senza violazione dei
limiti di trasporto della rete. Percio il gestore di rete dispone per il siste-
ma un controllo sia della tensione che della frequenza e le opportune
risorse da impiegare, anche in situazioni gravi (es. blackout), con moda-
lita e caratteristiche tecniche specificate nelle regole di dispacciamen-
to. L'approwvvigionamento di tali risorse pud avvenire tramite un apposito
mercato di scambio dei servizi ausiliari, come il MSD in [talia, oppure
senza contrattazione di sorta (in questo caso il servizio ausiliario & reso
disponibile all’atto della connessione in rete e quindi attivabile durante le
ore di funzionamento). Inoltre, la risorsa puo essere remunerata sulla base
di un’offerta prezzo/quantita sul mercato dei servizi oppure mediante un
meccanismo di remunerazione in forma amministrata, oppure senza re-
munerazione, in quanto il servizio va obbligatoriamente fornito.

Di seguito si riporta una sintesi delle risorse ausiliarie attualmente richie-
ste dal gestore di rete nazionale Terna per garantire il bilanciamento in
sicurezza del sistema, anche in occasioni di eventi rilevanti, suddivise per
(vedi Figura 2.4):

e risorse scambiabili sul MSD;

® risorse non scambiabili sul mercato.

Si osserva che, ai fini della partecipazione al servizio ausiliario richiesto in
accordo con le regole di dispacciamento in vigore, si fa riferimento quasi
esclusivamente all’'unita di produzione (UP), costituita da una o piu sezioni
comprendenti uno o pit gruppi di generazione®.
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Figura 2.4
Mappa delle risorse per il servizio di dispacciamento nell’assetto attuale [6].

2.2.1 Risorse richieste scambiabili sul
MSD

2.2.1.1 Risorse per la risoluzione delle congestioni in fase di pro-
grammazione

Le offerte accettate di acquisto/vendita sul MGP e sul MI devono risultare
compatibili con i limiti di transito sulla rete rilevante definiti dal gestore di
rete. Qualora I'esito del MGP e MI produca la violazione di qualche limite
di transito intrazonale il gestore di rete richiede agli impianti di produzione
abilitati e disponibili di modificare i propri programmi di immissione.

La risorsa richiesta sul mercato MSD Ex-Ante consiste nella disponibilita
da parte dell'impianto di produzione ad effettuare una variazione, in au-
mento oppure in diminuzione, del livello di immissione programmato su
MGP o MI. L'impianto abilitato & obbligato a rendere disponibile il margine
residuo rispetto alla potenza minima e massima, a valle della definizione
del programma di immissione su MGP/MI.

2.2.1.2 Risorse per la riserva secondaria di potenza

Ogni volta che si verifica un improwiso shilancio di potenza attiva nel
sistema elettrico la frequenza di rete tende a discostarsi dal valore di
riferimento (50 Hz). Lintervento immediato della regolazione primaria e
secondaria di frequenza permette al sistema di riportarsi alle condizioni
iniziali di pre-evento. Un’insufficiente azione di ripristino del valore della



frequenza puo risultare estremamente rischiosa per la stabilita di funzio-
namento del sistema, soprattutto se si verifica un successivo evento di
grande perturbazione, compromettendo cosi il servizio di alimentazione
delle utenze. Onde evitare questa eventualita in tempo reale, il gestore
di rete chiede anticipatamente, alle unita di produzione che si rendono
disponibili ad effettuare il servizio richiesto, di mettere a disposizione un
margine di potenza da utilizzare all’occorrenza in tempo reale per il ripri-
stino della frequenza di rete al suo valore pre-evento.

La risorsa richiesta sul mercato MSD Ex-Ante consiste in una banda di
riserva secondaria a salire e a scendere (espressa come due semi-bande
simmetriche). Ogni unita di produzione abilitata € tenuta a rendere dispo-
nibile una banda minima (riserva secondaria minima).

2.2.1.3 Risorse per la riserva terziaria di potenza

Il sistema elettrico deve essere in grado, in qualsiasi momento, di far
fronte a variazioni rapide (istantanee) o lente sia della generazione (non
programmabile) che del carico. Il rischio di non poter fronteggiare uno
squilibrio aumenta soprattutto dopo I'accadimento di un evento rilevan-
te in quanto una parte significativa delle risorse di regolazione potrebbe
essere gia stata impegnata. In pratica, il sistema potrebbe avere un’insuf-
ficiente capacita di regolazione. Onde evitare questa eventualita di squili-
brio in tempo reale, il gestore di rete chiede anticipatamente, alle unita di
produzione che si rendono disponibili ad effettuare il servizio richiesto, di
mettere a disposizione ulteriori margini (rispetto alla riserva secondaria e
primaria). In particolare, sul mercato MSD Ex-Ante la risorsa richiesta si
articola in:

e riserva terziaria a salire: margine ad aumentare I'immissione;

e riserva terziaria a scendere: margine a diminuire I'immissione.

In base ai tempi di risposta e di intervento richiesti, la riserva terziaria si
suddivide in due tipologie, terziaria pronta e terziaria di sostituzione. La
prima ha il principale scopo di ricostituire la banda di riserva secondaria
e di mantenere il bilancio di sistema in caso di variazioni rapide di fabbi-
sogno (es. durante le ore di rampa del carico). La seconda ha lo scopo
di ricostituire la riserva terziaria pronta e di fronteggiare scostamenti del
fabbisogno e dell'immissione da fonti rinnovabili non programmabili, oltre
che di compensare eventuali avarie prolungate di gruppi di generazione.

2.2.1.4 Risorse di bilanciamento

La gestione in tempo reale del sistema da parte del gestore di rete avvie-
ne assicurando, in ogni istante, I'equilibrio fra carico e generazione. Onde
evitare un’eventualita di squilibrio nel sistema, il gestore di rete dispone, in
tempo reale, la modifica del livello di immissione delle unita di produzione
selezionate precedentemente sul mercato MSD Ex-Ante per la riserva
terziaria oppure di quelle selezionate sul Mercato di Bilanciamento — MB
per il servizio di bilanciamento in tempo reale. In particolare le risorse di
bilanciamento sono utilizzate per risolvere le seguenti criticita:

e mantenere I'equilibrio tra immissioni e prelievi;

e risolvere congestioni di rete;

e ripristinare corretti margini di riserva secondaria.

La risorsa richiesta sul mercato MSD/MB consiste nella disponibilita ad
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effettuare, in tempo reale, una modifica del livello di immissione da parte
dell’'unita di produzione.

2.2.2 Risorse richieste non scambiabili
su MSD

Si tratta, in generale, di risorse che, per ragioni tecniche e di sicurezza
per l'intero sistema, I'impianto & tenuto a rendere disponibili all’atto della
connessione alla rete e quindi utilizzabili durante le ore di funzionamento,
quali:

a. risorse che prevedono tipicamente uno scambio continuativo di ener-
gia con la rete

e risorse per la riserva primaria di frequenza;

® risorse per la regolazione primaria di tensione;

e risorse per la regolazione secondaria di tensione;

b. risorse che sono riconducibili principalmente ad eventi rari di pertur-
bazione

e risorse per I'utilizzo del telescatto;

e risorse per il rifiuto del carico;

e risorse per la partecipazione alla rialimentazione del sistema elettrico;
e risorse per il servizio di interrompibilita del carico.

Di particolare interesse sono le risorse che il gestore chiede per la re-
golazione primaria di frequenza e per la regolazione primaria/secondaria
di tensione in quanto comportano da parte del’'impianto uno scambio
continuativo di energia verso la rete. Le altre risorse, invece, come quelle
di supporto ad una riaccensione del sistema oppure quelle di riduzione
controllata del carico, sono riconducibili a situazioni che si verificano di
rado nel sistema e quindi tali risorse sono difficiimente valorizzabili eco-
nomicamente.

Una descrizione piu dettagliata di ciascuna delle risorse citate, che non
sono attualmente trattate sul mercato dei servizi ausiliari, ma che in pro-
spettiva potrebbero configurarsi come nuovi servizi da proporre sul mer-
cato MSD, sara fornita nelle successive sezioni.

2.2.3 Requisiti tecnici minimi

L’abilitazione alla fornitura delle risorse per il servizio di dispacciamen-
to comporta il soddisfacimento da parte dell'impianto di alcuni requisi-
ti minimi funzionali e prestazionali, come specificato nelle attuali regole
di dispacciamento elaborate dal gestore di rete (Terna). In particolare,
per quanto riguarda le risorse scambiabili sul mercato MSD una prima



° Nel documento DCO n. 557/13
Terna rileva una conformita par-
Ziale dei termoelettrici nei riguardi
del requisito di gradiente minimo
di 50 MW/min per la partecipa-
Zzione ai servizi di riserva terziaria
pronta

condizione € posta sulla taglia [6]: I'impianto, ai fini della rilevanza per il
dispacciamento, deve esibire per ogni unita di produzione una potenza
nominale non inferiore a 10 MVA. Inoltre, la fonte primaria non dev’essere
rinnovabile non programmabile, cioe sono esclusi gli impianti che utiliz-
zano le seguenti fonti primarie: energia solare, energia eolica, energia da
moto ondoso, energia geotermica ed energia idraulica da acqua fluente,
unitamente alla generazione distribuita e alle unita di consumo. In pratica
possono partecipare alla negoziazione sul MSD solo le unita di produzio-
ne rilevanti programmabili. Limitatamente alle unita di produzione idroe-
lettriche, si richiede anche un rapporto tra energia massima erogabile in
una giornata e potenza massima pari ad almeno 4 ore, escludendo cosi
gli impianti a bacino di piccola taglia.

In relazione invece al tipo di servizio richiesto il codice di rete prevede

ulteriori disposizioni per I'abilitazione alla fornitura tramite MSD, quali ad

esempio il requisito di gradiente minimo, di tempo massimo per il cambio
assetto, ecc. In particolate, il requisito di gradiente minimo richiede che

I'impianto sia in grado di:

e iniziare a variare, in aumento o in decremento, la potenza entro 5
minuti dalla richiesta (servizio di riserva secondaria e terziaria, servizio
di bilanciamento);

e variare, in aumento o in decremento, la potenza di almeno 10 MW
entro 15 minuti dalla richiesta (servizio per la risoluzione delle conge-
stioni, servizio di riserva secondaria e terziaria);

e variare, in aumento o in decremento, la potenza di almeno 3 MW
entro 15 minuti dalla richiesta (servizio di bilanciamento);

e variare, in aumento o in decremento, la potenza di almeno 50 MW
entro il minuto dalla richiesta (servizio di riserva terziaria prontay;

e variare, in aumento o in decremento, la potenza entro 120 minuti
dalla richiesta (servizio di riserva terziaria di sostituzione).

Infine, allimpianto é richiesto di poter mantenere I'erogazione del servi-

zio per almeno 2 ore (riserva secondaria) o senza limiti di tempo (riserva

terziaria).

2.2.4 Potenza rilevante abilitata sul
MSD

Alla luce dei requisiti minimi richiesti per la partecipazione al MSD ¢ inte-
ressante una quantificazione della potenza massima abilitata alla fornitura
delle risorse per il dispacciamento.

Nel periodo 2010-2014 di massimo sviluppo della tecnologia fotovoltai-
ca, la potenza massima abilitata sul MSD & diminuita da 75,75 GW a
70,06 GW; la sola componente termoelettrica si € ridotta a 56,5 GW
circa, pur rappresentando ancora una quota importante (80+83%) [7].
Tuttavia, considerato il fatto che negli ultimi anni la capacita totale da ter-



5 Non sono stati resi disponibili
i dati per gli anni 2015, 2016 e
2017.
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moelettrico disponibile & stimabile in 56 GW [8] per effetto della capacita
termoelettrica dismessa, si puo ritenere la potenza attualmente disponi-
bile quasi interamente abilitata sul MSD e quindi conforme alle direttive
del codice di rete® [9].

Pit nel dettaglio, la capacita produttiva attualmente disponibile da termo-
elettrico puod essere suddivisa in:

e 35,2 GW da cicli combinati;

e 1,14 GW da turbogas a ciclo aperto;

e 5 GW da ciclo ripotenziato;

e 13,71 da ciclo tradizionale a vapore.

La capacita idroelettrica rilevante e abilitata sul MSD € invece rimasta
praticamente immutata e pari al valore di circa di 13 GW di cui 4 GW da
impianti di pompaggio puro.

Dal punto di vista della flessibilita di esercizio, sul MSD partecipano circa
5 GW di impianti molto flessibili (turbogas e pompaggi) e circa 35 GW di
cicli combinati.

Si osserva che 'aumento della quota di FER (Figura 2.5) sul consumo in-
terno lordo nazionale (CIL) determina un aumento del fabbisogno di risor-
se di regolazione (come mostrato in Figura 2.6 per la riserva secondaria e
terziaria); a cio si accompagna una riduzione di capacita da termoelettrico
convenzionale disponibile sul MSD per fornire tali risorse, il che contribu-
isce ad aumentare la spesa di approvvigionamento delle risorse stesse
sul MSD (c. d. uplift), come mostrato per gli anni recenti® in Figura 2.5.

Figura 2.5
Andamento della componente “uplift” (gettito, consuntivo) e del rapporto pro-
duzione FER/consumo interno lordo nazionale (CIL) nel periodo 2010-2014.



Figura 2.6
Andamento del fabbisogno di riserva totale (terziaria + secondaria), a salire
e scendere, nel periodo 2010-2014 (fonte: elaborazione RSE su dati AEEGSI).
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Mercato elettrico: analisi prezzi e quantita

"Il periodo rilevante é il periodo
di tempo in relazione al quale
un utente del dispacciamento
acquisisce il diritto e I'obbligo ad
immettere o prelevare energia
elettrica nelle reti con obbligo di
connessione di terzi e rispetto
al quale é calcolato lo sbilancia-
mento effettivo. Il periodo rilevan-
te per le unita di produzione e di
consumo é pari all’ora, quello per
le unita di produzione abilitate e le
unita di consumo abilitate é pari
al quarto d’ora, come definito da
Terna.

2 La valorizzazione dello sbilan-
ciamento & pari al prodotto tra
lo sbilanciamento effettivo e il
prezzo di sbilanciamento applica-
bile, ai sensi dell’Articolo 40 della
deliberazione n. 111/06, nel me-
desimo periodo rilevante al me-
desimo punto di dispacciamento,
in base alla tipologia di punto di
dispacciamento e al segno dello
sbilanciamento effettivo.

? [ costi per I'erogazione del servi-
Zio di dispacciamento sono soste-
nuti, in generale, dai soggetti re-
Sponsabili di sbilanciamenti e dai
clienti finali del sistema elettrico.

+ Ai fini del dispacciamento, le
unita di produzione i distinguono
in abilitate o non abilitate a par-
tecipare al mercato dei servizi di
dispacciamento e rilevanti o non
rilevanti (ad oggi un’unita é rile-
vante se ha una potenza superio-
rea 10 MVA).

Come descritto nel Capitolo 2, il MSD & un mercato piu complesso e
articolato rispetto al MGP. Sul MSD Terna stipula i contratti di acquisto
e vendita ai fini dell’approvvigionamento delle risorse per il servizio di di-
spacciamento e agisce come controparte centrale delle negoziazioni. Sul
MSD le offerte possono essere riferite solo alle unita abilitate e devono
essere presentate solo dai rispettivi e diretti Utenti del Dispacciamento
(UdD). Tutte le offerte accettate vengono remunerate al prezzo di presen-
tazione (metodologia pay-as-bid, probabilmente destinata a cambiare in
futuro, in accordo con il target model europeo).

Il mancato rispetto degli impegni fisici costituisce uno shilanciamento (in
ciascun periodo rilevante!, lo sbilanciamento effettivo relativo a ciascun
punto di dispacciamento & pari al saldo fisico del relativo Conto di Sbi-
lanciamento Effettivo?) che viene bilanciato mediante il ricorso ad azioni
di modifica in tempo reale dei livelli di immissioni e di prelievo delle unita
che hanno offerto la propria disponibilita nel mercato per il servizio di
dispacciamento®*,

I MSD & pertanto un mercato in cui la rilevanza geografica dell’unita e
la criticita da risolvere determinano I'accettazione 0 meno di una offerta,
anche al di fuori dal merito economico.

Per comprendere la profittabilita di un simile mercato, & necessario ap-
profondire meglio le relative modalita di offerta oltre che effettuare un’at-
tenta analisi dei risultati. Sulla base dei risultati € possibile comprendere,
oltre all’entita dei prezzi “accettabili” su tale mercato, anche la probabilita
di accettazione correlata. In questo capitolo, partendo dall’analisi dei ri-
sultati di MSD degli ultimi anni, si riporta anche una possibile metodologia
per stabilire i prezzi ottimi delle offerte; tali prezzi ottimi saranno poi utiliz-
zati nel seguito per le valutazioni economiche relative alla partecipazione
delle nuove risorse al MSD.

3.1 Considerazioni preliminari sulle
m%%a/ité di formulazione delle offerte

Prima di procedere con la descrizione degli esiti del MSD negli ultimi anni,
€ necessario definire alcuni principi di funzionamento di tale mercato, utili
a meglio comprendere i risultati riportati nel seguito del capitolo.

Il Capitolo 2 elenca, dal punto di vista tecnico, i servizi che possono es-
sere utilizzati al fine di garantire la stabilita e la sicurezza di esercizio del
sistema. Tali servizi possono essere forniti da unita di produzione o di
carico abilitate, secondo diverse modalita. In particolare , alcuni
sono obbligatori e forniti in modo automatico; non essendo acquisiti dal
Gestore tramite MSD, non sono remunerati. Altri, invece, sono acquisiti (e
remunerati) su MSD e sono forniti dalle unita solo a seguito della ricezione
di un apposito ordine di dispacciamento.

Per rendere pit semplice la gestione del MSD, nella fase di programma-
zione (MSD Ex-Ante) e nella fase di gestione in tempo reale (MB), gli Utenti
del Dispacciamento (UdD, per ora limitatamente alle unita di produzione,
presentano offerte non per ciascuno dei servizi riportati nel Capitolo 2, ma
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solo per alcune macro categorie; le quantita cosi approvvigionate sono

poi utilizzate dal Gestore di Rete al fine di risolvere le diverse criticita che

si manifestano nel sistema. Le offerte che gli UdD possono presentare

per fornire servizi di dispacciamento sono: offerte in vendita (o a salire) o

in acquisto (0 a scendere) separate per la Riserva Secondaria e per Altri

Servizi. Le quantita e i prezzi offerti in acquisto e in vendita sul MSD sono

da intendersi non negativi, ad eccezione del prezzo di spegnimento che

pud assumere valore con segno negativo non inferiore ad un floor fissato
dall’ Autorita (oggi posto pari a zero).

Per ciascuna UP e per ciascun periodo orario del giorno di riferimento,

le offerte presentate per la fase di programmazione sul MSD Ex-Ante (su

MB) devono essere costituite da:

e qualora I'UP sia abilitata alla fornitura di risorse per riserva seconda-
ria, 1 prezzo (in €/ MWh) per I'offerta in vendita per Riserva seconda-
ria, relativa ad incrementi di immissione per I’eventuale utilizzo della
riserva secondaria;

e qualora 'UP sia abilitata alla fornitura di risorse per riserva seconda-
ria, 1 prezzo (in €/ MWh) per I'offerta in acquisto per Riserva secon-
daria, relativa a decrementi di immissione per I'eventuale utilizzo della
riserva secondaria,;

e ameno 1 e fino a3 (4 in MB) coppie di quantita (in MWh) e prezzi
(in €/MWh) per le offerte in vendita per Altri Servizi (AS), relative ad
incrementi di immissione dal maggior valore tra il Programma Aggior-
nato Cumulato (PMI) e la potenza minima sino alla potenza massima
(rappresentano i vari gradini GRY);

e almeno 1 e fino a3 (4 in MB) coppie di quantita (in MWh) e prezzi (in
€/MWh) per le offerte in acquisto per Altri Servizi (AS), relative a de-
crementi di immissione dal maggior valore tra il programma aggior-
nato cumulato e la potenza minima sino alla potenza minima (che,
anche in questo caso, rappresentano i vari gradini GR).

Le unita termoelettriche possono formulare anche offerte di Accensione e

Cambio di Assetto, oltre ad offerte di Minimo e Spegnimento (dette AS).

Mentre le seconde (Minimo e Spegnimento) sono remunerate sulla base

della quantita di energia accettata, le prime (Accensione € Cambio di

Assetto) sono remunerate a gettone.

Le offerte accettate sono valorizzate al prezzo di offerta:

e |e offerte orarie accettate in vendita (acquisto) per Altri servizi sono
remunerate al prezzo in vendita (in acquisto) per Altri servizi, valido ai
fini della fase di programmazione;

e e offerte orarie accettate di Spegnimento e di Minimo sono rispetti-
vamente remunerate al prezzo di Spegnimento e di Minimo, valido ai
fini della fase di programmazione.

Le offerte riservate (o preliminarmente riservate) non sono remunerate in

fase di programmazione, ma solo in tempo reale qualora accettate in ragio-

ne della necessita di utilizzare la medesima riserva. Per le offerte riservate
esiste il vincolo di offerta migliorativa quando ripresentata in fasi successi-
ve. Lofferta di Accensione e I'offerta di Cambio assetto sono valorizzate in
esito al Mercato di Bilanciamento. Anche la Riserva Secondaria, riservata
nella fase di programmazione ai fini del soddisfacimento del fabbisogno

di riserva secondaria, € valorizzata, qualora accettata, in esito al MB. Per

quanto riguarda la fase di bilanciamento, le quantita valide sono calcolate,



sulla base sia delle quantita offerte, sia dei dati tecnici, facendo riferimento
al primo minuto del periodo rilevante in esame.

Poiché la Riserva secondaria € essenziale per la sicurezza del sistema, per
costituire i margini necessari a salire e a scendere, il Gestore pud disporre
in MSD ex-ante o in MB l'incremento (decremento) della produzione, an-
che mediante I'ingresso (I'uscita) o la permanenza in servizio per il giorno
di riferimento di UP abilitate alla riserva secondaria escluse dal mercato
dell’energia o che sul mercato dell’energia hanno registrato un esito che
non rende possibile I'approvvigionamento della banda di secondaria.

3.2 Risultati storici di MSD ex-ante

L'analisi dei dati storici del Mercato per il servizio di Dispacciamento
(MSD) ex-ante e stata condotta per il periodo da gennaio 2014 a mag-
gio 2017, per dare un’idea dei trend degli anni piu recenti, ed € basata
sulle informazioni contenute nelle offerte pubbliche rese disponibili dal
GME. | valori analizzati dipendono fortemente dalle condizioni del sistema
elettrico, dall’evoluzione della regolazione e dal comportamento tenuto
dagli operatori (come, ad esempio, i comportamenti speculativi verificatisi
durante la primavera del 2016). Per il periodo considerato sono state
isolate 821.023 offerte accettate (cioé le offerte realmente eseguite in
esito al mercato), estratte da un insieme di piu di 56 milioni di offerte com-
plessive. Il lavoro di analisi & stato svolto utilizzando come misure i valori
di prezzo accettato (P) e quantita accettata (Q), articolati nelle seguenti
dimensioni di analisi:

Temporale (anno, anno-mese, anno-settimana, giorno-anno)
Area di mercato
Acquisto/Vendita:
BID: offerte di acquisto (a scendere)
OFF : offerte di vendita (a salire)
Tipo di servizio:
AS : minimo o spegnimento
GR1 : gradino 1
GR2 : gradino 2
GR3 : gradino 3
e Fonte e Tecnologia:
IE : Idroelettrica dispacciabile (pompaggi inclusi)
TE : Termoelettrica
ND : fonte/tecnologia non individuata

Le dimensioni relative a fonte e tecnologia, assenti dalle informazioni pub-
bliche, sono state derivate dal codice di impianto presente in ogni offerta.
Nelle varie analisi dimensionali sono calcolate, per ogni settimana del pe-
riodo temporale 2014 — 2017, e riportate le seguenti “misure”:

Valore economico = Y (Q*P);

Prezzo medio ponderato = Y(Q*P)/ XQ;

Quantita di energia = >(Q).
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In particolare, nelle seguenti figure, i punti rossi rappresentano i singoli
valori delle “misure” sopra definite, la linea continua rappresenta un’inter-
polazione di tali valori e la banda grigia rappresenta la dispersione dei dati
(maggiore ¢ la larghezza e maggiore ¢ la dispersione).

L’analisi del volume delle transazioni (inteso come valore economico) set-
timanale, illustrato nella Figura 3.1 e Figura 3.2, mostra una tendenza
generale all’aumento a partire dal 2015, con picchi molto elevati nel 2016
e 2017. Per le offerte di vendita (a salire), si hanno volumi mediamente
attestati tra i 20 e i 30 M€ e picchi che arrivano a toccare gli 80 M€. Le
offerte di acquisto (a scendere) si attestano invece su volumi compresi
tra1e 3 ME.

Figura 3.1
Valore economico settimanale offerte di acquisto (a scendere)

----------------------------- Figura 3.2
Valore economico settimanale offerte di vendita (a salire)

3.1 3.2

Il volume delle offerte di vendita, illustrato nella Figura 3.3 e nella Figura
3.4, & concentrato nei servizi AS e nella fonte termoelettrica, a cui corri-
spondono anche i picchi.
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L'analisi del prezzo medio settimanale, illustrato nella Figura 3.5 e nella
Figura 3.6, mostra una tendenza generale all’aumento a partire dal 2016,
sia per le offerte di acquisto (a scendere), attestate tra i 10 ed i 30 €/ MWh,
sia per le offerte di vendita (a salire), attestate tra i 100 ed i 200 €/MWh,
che mostrano anche una maggiore varianza.

Figura 3.3
Valore economico settimanale offerte di vendita (a salire) per tipo di servizio

Figura 3.4
Valore economico settimanale offerte di vendita (a salire) per fonte

3.4

Figura 3.5
Prezzo medio settimanale offerte di acquisto (a scendere)”

Figura 3.6
“Prezzo medio settimanale offerte di vendita (a salire)”
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3.5 3.6

Il prezzo medio settimanale delle offerte di vendita (a salire), illustrato nel-
la Figura 3.7 e nella Figura 3.8, mostra un sostanziale allineamento tra
i servizi AS e GR fino a fine 2015 ed uno scostamento nel corso del
2016. | valori piu elevati riguardano la fonte idroelettrica, che da inizio
2016 supera costantemente i 200 €/ MWh, seguita da quella termoelet-
trica, attestata tra i 100 ed i 150 €/ MWh. Da segnalare che i valori elevati
di prezzo per la fonte idroelettrica corrispondono a quantita scambiate
relativamente modeste.

Figura 3.7
Prezzo medio settimanale offerte di vendita (a salire) per tipo di servizio

Figura 3.8
Prezzo medio settimanale offerte di vendita (a salire) per fonte

3.8
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| picchi di prezzo medio settimanale riguardano entrambi i servizi AS e GR
e le fonti idroelettrica da pompaggio e termoelettrica.

L'analisi delle quantita settimanali, illustrate nella Figura 3.9 e nella Figura
3.10, non mostra particolari differenze tra I'andamento temporale delle
quantita offerte in acquisto (a scendere) o in vendita (a salire), sebbene vi
siano forti escursioni nel 2016 (in acquisto) e nel 2017 (in vendita) e una
prevalenza della quantita offerta in vendita, attestata mediamente intorno
a 200 GWh contro i 100 GWh in acquisto.

Figura 3.9
Quantita settimanale offerta in acquisto (a scendere)

Figura 3.10
Quantita settimanale offerta in vendita (a salire)

3.10

Le quantita offerte in vendita (a salire), illustrate nella Figura 3.11 e nella
Figura 3.12, mostrano una netta prevalenza dei servizi AS e della fonte
termoelettrica.

Figura 3.11
Quantita settimanale offerta in vendita (a salire) per tipo di servizio

Figura 3.12
Quantita settimanale offerta di vendita (a salire) per fonte

3.12
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3.3 Risultati storici di MB

Dato il maggiore interesse per questo rapporto, si & focalizzata I'analisi sui
risultati del Mercato di Bilanciamento (MB), limitando I'orizzonte tempora-
le ai dodici mesi compresi tra Agosto 2016 e Luglio 2017, relativamente
alle offerte accettate per “Altri Servizi” (ossia per i servizi di riserva terziaria
che le risorse aggregate potrebbero fornire) nella zona di mercato Nord,
la principale del mercato elettrico nazionale, e considerando un dettaglio
orario.

L'analisi & stata effettuata calcolando, per ciascuna delle ore del giorno
(1...24), i valori medi sull’orizzonte annuale considerato dei prezzi quar-
torari:

e massimi e medi delle offerte accettate a salire

e minimi e medi delle offerte accettate a scendere

L'analisi € stata inoltre effettuata distinguendo tra giorni feriali e giorni fe-
stivi, nonché per trimestri:

e invernale (Dicembre / Gennaio / Febbraio -> DGF nei grafici)

e primaverile (Marzo / Aprile / Maggio -> MAM nei grafici)

e estivo (Giugno / Luglio / Agosto -> GLA nei grafici)

e autunnale (Settembre / Ottobre / Novembre -> SON nei grafici)

Nelle seguenti figure sono riportati i risultati dell’analisi.



______________________________ Figura 3.13
Prezzi massimi e medi delle offerte accettate a salire nella zona Nord nei giorni feriali
e festivi.

Si pud notare (Figura 3.13) come i prezzi delle offerte a salire risultino
mediamente piu elevati nelle ore serali / notturne, rispetto alle ore centrali
della giornata, nonché nei giorni feriali, rispetto ai giorni festivi.

______________________________ Figura 3.14
Prezzi minimi e medi delle offerte accettate a scendere nella zona Nord nei giorni
feriali e festivi.
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Si pud notare (Figura 3.14) come i prezzi delle offerte a scendere risultino
mediamente piu bassi nelle ore notturne, rispetto al resto delle ore della
giornata, nonché nei giorni festivi, rispetto ai giorni feriali. Dunque, mentre
le offerte a salire sono in media piu remunerative nei giorni feriali, quelle a
scendere lo sono nei giorni festivi.

Figura 3.15
Prezzi massimi delle offerte accettate a salire nella zona Nord nei giorni feriali nei
diversi trimestri.

Figura 3.16
Prezzi medi delle offerte accettate a salire nella zona Nord nei giorni feriali nei diversi
trimestri.



Per quanto riguarda I'andamento stagionale, si nota come, con I'ecce-
zione delle ore notturne, in generale i prezzi massimi (Figura 3.15) e medi
(Figura 3.16) a salire nei giorni feriali siano piu elevati nei trimestri autun-
nale e invernale.

Figura 3.17
Prezzi massimi delle offerte accettate a salire nella zona Nord nei giorni festivi nei
diversi trimestri.

Figura 3.18
Prezzi medi delle offerte accettate a salire nella zona Nord nei giorni festivi nei diversi
trimestri.
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Nel caso dei giorni festivi invece, solo nel trimestre invernale e solo i prezzi
medi (Figura 3.18) risultano mediamente piu elevati — fenomeno meno
accentuato nel caso dei prezzi massimi (Figura 3.17).

Figura 3.19
Prezzi minimi delle offerte accettate a scendere nella zona Nord nei giorni feriali nei
diversi trimestri.

................................. Figura 3.20
Prezzi medi delle offerte accettate a scendere nella zona Nord nei giorni feriali nei
diversi trimestri.



Si nota come i prezzi minimi (Figura 3.19) e medi (Figura 3.20) a scendere
nei giorni feriali siano significativamente piu elevati nel trimestre invernale.
Figura 3.21

Prezzi minimi delle offerte accettate a scendere nella zona Nord nei giorni festivi nei
diversi trimestri.

Figura 3.22

Prezzi medi delle offerte accettate a scendere nella zona Nord nei giorni festivi nei
diversi trimestri.
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Anche nei giorni festivi, cosi come nei feriali, i prezzi minimi (Figura 3.21)
e medi (Figura 3.22) a scendere sono significativamente piu elevati nel
trimestre invernale.

Nelle figure seguenti sono invece riportate le quantita medie accettate a
salire ed a scendere nei giorni feriali e festivi.

Figura 3.23
Quantita media delle offerte accettate a salire nella zona Nord nei giorni feriali e festivi.

Si pud notare una tendenza alla crescita delle quantita medie a salire dalla
mezzanotte fino alle prime ore della sera, seguito da un calo repentino (Fi-
gura 3.23). Le differenze tra giorni feriali e festivi non sono particolarmente
accentuate.

Figura 3.24
Quantita media delle offerte accettate a scendere nella zona Nord nei giorni feriali e festivi.



Le quantita medie a scendere (Figura 3.24) invece mostrano un minimo
trale 7 e le 8 del mattino e massimi tra le 10 e le 15, nonché attorno alle
21. Le variazioni delle quantita nei giorni feriali sono piu ampie di quelle
nei giorni festivi.

3.4 Analisi dei principali fattori che
hanno influenzato I'evoluzione di MSD

I mercato dei servizi di dispacciamento & mutato sotto molti aspetti negli
ultimi anni. Tale mercato, nato in un contesto totalmente differente ri-
spetto alla situazione attuale, ha acquistato sempre maggior importanza
nell’ambito dei mercati elettrici.

Come mostrato in Figura 3.25, cosi com’é cresciuta la capacita installata
di fonti rinnovabili non programmabili (FRNP) ed in particolare eolico e
fotovoltaico, anche i volumi complessivamente movimentati (a salire € a
scendere su MSD ex ante, fase in cui Terna costituisce la riserva, e sul
Mercato di Bilanciamento - MB, fase in cui Terna effettua il bilanciamento
in tempo reale) hanno mostrato un trend crescente che li ha portati da
25,8 TWh nel 2011 a 31,9 TWh nel 2016.

Figura 3.25
Volumi scambiati in MSD ex-ante e MB e capacita installata di solare fotovoltaico ed eolico.
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In Figura 3.26 si mostra come sia crescente anche il rapporto tra i volumi
movimentati in MSD ex-ante e MB rispetto ai volumi movimentati in MGP,
manifestando un aumento del peso relativo dei servizi di dispacciamento
nei confronti del mercato elettrico nel suo complesso.

Figura 3.26
Volumi movimentati in MSD ex-ante e MB rispetto ai volumi di MGP [%]

Le FRNP, che sopravanzano nell’ordine di merito economico di MGP le
fonti convenzionali grazie a costi marginali pressoché nulli, spostano il
baricentro del punto di lavoro in uscita a MGP (e Ml), con una quota sod-
disfatta da fonti convenzionali sempre piu esigua.

| principali effetti della generazione da impianti alimentati da FRNP sulla

gestione in sicurezza del sistema elettrico nazionale possono essere sin-

tetizzati come segue:

e incremento del fabbisogno di riserva: I'aleatorieta di tali fonti com-
porta un incremento dell’errore di previsione del carico residuo da
bilanciare in tempo reale e, quindi, un incremento dei fabbisogni di
regolazione di frequenza/potenza sia in aumento (riserva a salire) che
in diminuzione (riserva a scendere);

e incremento degli aviamenti: la maggiore produzione rinnovabile,
riducendo la porzione di carico soddisfatta da unita di produzione
termoelettriche con capacita di regolazione, rende, a parita di altri
fattori, tecnicamente piu complessa (ed economicamente piu one-
rosa) la costituzione dei margini di riserva necessari a garantire il bi-
lanciamento in tempo reale del sistema elettrico per cui il Gestore &
costretto a richiedere frequenti attivazioni di impianti convenzionali
altrimenti spenti;

e maggiore e differente utilizzo di riserva rapida (secondaria e pronta): in
relazione agli impianti fotovoltaici, essendo la produzione interamente
concentrata nelle ore diurne, I'aumento di tale produzione accentua
progressivamente la distanza tra il minimo carico residuo diurno e il
massimo carico residuo serale. Tale distanza € raccordata da una



rampa di presa di carico serale € da una rampa di presa di carico
mattutina. Al fine di soddisfare le predette rampe di carico residuo
SONO necessarie azioni rapide di bilanciamento fornite usualmente da
impianti programmabili con elevate capacita di modulazione, rapidi
tempi di riposta e trascurabili vincoli di permanenza in servizio.
In queste situazioni in cui il carico € soddisfatto da una generazione con
un peso sempre maggiore di eolico e fotovoltaico, Terna deve quindi ge-
stire un mercato che ha livelli di disponibilita di riserva in linea molto bassi,
con una conseguente necessita di ridispacciamento molto importante.
Per costituire i margini di riserva necessari a partire dal punto di lavoro
di MGP+MI, infatti, il gestore della rete elettrica procura margini di riserva
a salire in MSD ex-ante chiamando ad accendersi impianti tradizionali
dispacciabili. Si osserva, in particolare, che negli ultimi anni si verifica un
sempre maggior ricorso di chiamate a salire da parte di Terna in MSD
ex-ante Figura 3.27 di sinistra) per poi controbilanciare chiamando a
scendere in MB (Figura 3.27 di destra). Evidentemente, in tal modo Terna
intende cautelarsi da possibili errori per eccesso nella previsione della
produzione eolica e fotovoltaica, predisponendo margini di riserva a salire
in quantita tali da far fronte a un’eventuale produzione rinnovabile effettiva
inferiore al previsto.

Figura 3.27
Volumi approvvigionati in MSD ex-ante e in MB a salire e a scendere [TWh]
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Nei fatti, quindi, lo scambio di energia si sta avvicinando al tempo reale,
in quanto il MGP ha una ridotta capacita di fornire risultati affidabili e
realizzabili. In particolare, su MSD, i principali prodotti scambiati sono
accensione e regolazione a scendere, poiché dopo MGP/MI non ci sono
sufficienti bande di regolazione terziaria. Su MB, invece, Terna approvvi-
giona soprattutto regolazione secondaria oltre che le regolazioni a salire e
scendere per il bilanciamento.

| servizi ausiliari sono approvvigionati soprattutto nelle zone con elevata
presenza di fonti rinnovabili. | CCGT erogano la maggior parte dei servizi
ausiliari: accensione (perché spesso spenti a valle di MGP) e servizi di
bilanciamento (grazie alla flessibilita). | prezzi medi ponderati a salire su
MSD ex-ante garantiscono uno spread positivo rispetto al PUN, men-
tre tra prezzi medi ponderati a scendere su MSD ex-ante e PUN vi e
uno spread negativo. | servizi di accensione garantiscono tipicamente un
prezzo maggiore della riserva terziaria a salire, mentre quelli di spegni-
mento un prezzo minore della riserva terziaria a scendere.

Anche i prezzi medi ponderati a salire e a scendere su MB garantiscono
uno spread rispettivamente positivo e negativo rispetto al PUN con prezzi
medi, a salire, doppi rispetto al PUN e, a scendere, con valori medi infe-
riori alla meta del PUN (per il periodo agosto 2016 - luglio 2017). Il prezzo
della riserva secondaria € spesso compreso tra il prezzo per accensione/
spegnimento e il prezzo per la riserva terziaria.

Un altro importante esito del MSD riguarda il manifestarsi di circostanze
di scarsa di disponibilita di risorse per risolvere le necessita di Terna, ren-
dendo talune unita abilitate a MSD localizzate in specifici nodi della rete
rilevante indispensabili € non sostituibili nella fornitura di servizi di dispac-
ciamento. Tali unita hanno dunque la possibilita di vedere le proprie offer-
te sistematicamente accettate, mostrando un’ampia capacita di influenza
dei prezzi di MSD. Altro elemento di importanza ¢ I'influenza dell’estero.
La recente crisi del nucleare francese ha avuto ampie ripercussioni anche
sul sistema elettrico italiano: nel corso dell’inverno 2016, il nostro paese
si & trovato ad esportare elettricita verso la Francia (situazione anomala,
data la sistematica importazione dalla frontiera francese).

Gli impianti convenzionali italiani si sono trovati a servire un livello di do-
manda raramente riscontrato negli ultimi anni, con significativi effetti non
solo su MGP ma anche su MSD. Terna ha attuato misure eccezionali al
fine di garantire la sicurezza di sistema: richiesta di rientro in funzione di
alcune centrali avviate a dismissione, approvvigionamento di risorse ag-
giuntive di interrompibilita e di risorse di riserva dalla Svizzera.

Il risultato € stato un incremento del 30% dei volumi complessivamente
movimentati su MSD in gennaio 2017 rispetto a gennaio 2016, e del 47%
rispetto a gennaio 2015.

Negli ultimi anni I'onere netto sostenuto dal Gestore sul MSD, ossia la
quota di costo che ricade sulla collettivita, € in aumento: nel 2016 & pari
a 1.561 milioni di euro (dato provvisorio), in crescita rispetto al corrispon-
dente periodo dell’anno precedente (1.081 milioni di euro).

Tale incremento si € registrato in particolare nei mesi da marzo a giugno,
per il soddisfacimento di vincoli tecnici localizzati in alcuni punti nevralgici
della rete, in seguito alla minor presenza in servizio degli impianti in esito
ai Mercati dell’Energia. Anche in considerazione di cio, I’Autorita per I'E-
nergia e I’Autorita Garante della Concorrenza e del Mercato hanno avvia-




to una serie di procedimenti istruttori volti a verificare eventuali condotte
con effetti negativi sul’andamento dei mercati dell’energia e del mercato
per il servizio di dispacciamento e volti a promuovere la concorrenza e |l
buon funzionamento dei mercati stessi.

Tuttavia, osservando la Figura 3.28, non si pud in realta cogliere una chia-
ra correlazione tra i costi di MSD e la capacita installata di FRNP; questo
aspetto e dovuto al fatto che la disciplina sugli sbilanciamenti ha permes-
so agli operatori di mettere in atto comportamenti opportunistici andando
a creare costi ingiustificati in MSD a causa della prevedibilita del segno
dello sbhilanciamento aggregato zonale, che rendeva profittevole sbilan-
ciare intenzionalmente nel verso opposto.

L’Autorita e intervenuta piu volte per cercare di porre rimedio a tale situa-
zione, fino all’emissione della Deliberazione 419/2017/R/EEL, nella quale
si evidenzia che “per superare le anomalie che caratterizzavano la determi-
nazione dello sbilanciamento aggregato zonale sulla base delle movimen-
tazioni disposte da Terna su MSD, I'’Autorita &€ successivamente intervenuta
[...]introducendo una modalita di calcolo dello sbilanciamento aggregato
zonale basata sul confronto fra i programmi vincolanti di immissione e pre-
lievo di ciascun punto di dispacciamento e le misure effettive; tale modalita,
portando a risultati piti coerenti con I'effettivo stato (deficitario o eccedenta-
rio) del sistema, sarebbe stata altresi meno soggetta a distorsioni di effetto
faciimente prevedibile da parte degli operatori”.

------------------------------- Figura 3.28

Costi totali di MSD e MB (istogramma blu — [M€]) e capacita installata di solare fotovoltai-
co ed eolico (linea rossa — [GW]).
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In quest’ambito & anche da menzionare che, negli ultimi anni, I’Autorita
“sta proseguendo nelle attivita istruttorie legate all’adozione di una disci-
plina [degli sbilanciamenti n.d.r.] che consenta [...] di esprimere segnali di
prezzo coerenti con le dimensioni temporale, spaziale e merceologica che
contraddistinguono il valore dell’energia in tempo reale, valorizzando gli sbi-
lanciamenti effettivi sulla base dei prezzi nodali” (DCO 277/2017/R/EEL).
La vigente metodologia di calcolo dei prezzi degli sbilanciamenti su base
zonale 0 macro-zonale cela, infatti, un’intrinseca incoerenza: da un lato Ter-
na acquista e vende energia nel Mercato per il Servizio di Dispacciamento
tenendo in considerazione i vincoli di rete, dall’altro i prezzi di sbilancia-
mento sono calcolati ex-post sulla base di macro-zone di bilanciamento
statiche. La valorizzazione nodale degli shilanciamenti potrebbe portare al
superamento delle problematiche descritte e per questo I’Autorita, con il
supporto tecnico di RSE, sta studiando la miglior strada percorribile per
applicare una valorizzazione nodale degli sbilanciamenti all’attuale contesto
regolatorio italiano.



3.5 Elaborazione dei dati di mercato e
stima delle opportunita di profitto

Nel contesto sin qui delineato, e alla luce della prospettiva di un sempre
maggior impiego di FRNP sul sistema elettrico italiano, la possibilita per
tutte le tecnologie di fornire i servizi necessari per mantenere la sicurezza
della rete &€ considerata un fattore chiave, anche nella fase di trasforma-
zione che caratterizza oggi il quadro normativo.

Con particolare riferimento alle prospettive future per la fornitura di servizi
ausiliari da parte delle unita di carico, pud essere utile valutare quantitati-
vamente le opportunita di profitto che I'apertura del MSD costituisce per
gli impianti di futura abilitazione.

Come premesso, il MSD & un mercato pay-as-bid su base nodale: cid
significa che la selezione delle offerte non considera solo I'ordine di me-
rito economico ma anche le reali necessita ed esigenze della rete che
possono rendere un servizio offerto da una risorsa piu utile rispetto al ser-
vizio (magari piu economico) di un’altra risorsa. Il MSD &, quindi, per sua
natura piu complesso rispetto al MGP; I’'elaborazione delle relative offerte
deve tenere in conto molteplici fattori: rispetto al MGP, la percentuale di
accettazione rispetto alle totali offerte presentate € minore, ed ¢ legata
alla posizione geografica e alla tipologia di criticita che € necessario risol-
vere. Questo paragrafo descrive una procedura che pud portare a questa
valutazione.

In particolare, I'analisi ha seguito queste fasi:

° raccolta e organizzazione dei dati di mercato (paragrafo 3.5.1);
o valutazione statistica dei dati (paragrafo 3.5.2)

o valutazione del fattore di correzione geografica (paragrafo 3.5.3);
o elaborazione dei risultati dell’analisi (paragrafo 3.5.4).

A seguire, nel paragrafo 3.5.5, vengono riportati i risultati di una simu-
lazione della partecipazione al Mercato di Bilanciamento da parte di un
carico flessibile.

3.5.1 Raccolta dati e quadro
generale dell’analisi

Per effettuare un’adeguata analisi dei dati del mercato, & stato necessario
trattare separatamente ciascuna zona di mercato; sono state considera-
te solo le zone geografiche rilevanti, su un arco temporale pari all’intero
anno 2016.

L'analisi & stata effettuata sia sulle offerte a scendere che a salire (rispet-
tivamente BID e OFF), al fine di valutare I'opportunita rappresentata dalla
modulazione della potenza in entrambe le direzioni. Tuttavia, nell’ambito
del presente lavoro vengono presentati solo i risultati ottenuti per i servizi
a salire, ai quali sono abilitati gli impianti di consumo nell’ambito dei pro-
getti pilota appena istituiti da Terna.

Le offerte sono state raggruppate in base all’ora di appartenenza, e sono
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state prese in considerazione solo quelle che si riferiscono a movimen-
tazioni a salire (“OFF”) per la riserva terziaria e il bilanciamento (offerte a
gradino “GR”). Dopo aver raggruppato le offerte per mese ed ora, vengo-
no estratte quelle di interesse; in particolare, per quanto riguarda le offerte
di riserva a salire, vengono considerate sia tutte le offerte associate ad
un prezzo inferiore al prezzo massimo riscontrato tra le offerte accettate,
sia tutte le offerte presentate. Tutte le offerte pertinenti sono raccolte e
formano la struttura mensile di riferimento per ulteriori calcoli.

Per ogni zona di mercato & stata creata una struttura mensile che si ca-
ratterizza per i parametri, desunti dai dati pubblici, delle relative offerte.
Ogni struttura contiene un numero di elementi pari al numero totale di ore
del mese considerato.

Le strutture mensili sono elaborate attraverso un codice MATLAB per
generare una struttura di riferimento settimanale.

Per ogni mese dell’anno, i dati raccolti e organizzati nella struttura mensile
sono raggruppati in base al giorno della settimana a cui si riferiscono: cio
consente la creazione di una struttura settimanale composta da elementi
24x7=168, ciascuno riferito ad una singola ora della settimana. | primi 24
elementi riportano tutte le offerte pertinenti del mese in questione presen-
tate il lunedi, divise per ora di riferimento; gli elementi da 25 a 48 riportano
le offerte del martedi, e cosi via per tutti i giorni della settimana.

Lo schema della struttura risultante utilizzata per i calcoli seguenti € pre-
sentato in Figura 3.29.

Figura 3.29
Struttura utilizzata per i calcoli.

La creazione delle strutture settimanali di riferimento permette il migliora-
mento della significativita dei dati da un punto di vista statistico: conside-
rando ogni mese come avente caratteristiche specifiche (che in generale
sono attese essere le stesse ogni anno), la creazione di strutture settima-
nali di riferimento elimina I’eccezione che puo essere presente in una de-
terminata ora del mese, e rende il significato dei dati raccolti piu generale.
Ad esempio, la Figura 3.30 rappresenta il prezzo medio ponderato sulla
quantita associata a ciascuna offerta accettata; i valori sono presentati



per ogni ora di ogni giorno della settimana di riferimento costruita a par-
tire dai dati delle offerte pubbliche per il mese di maggio. Si conferma la
tendenza ad avere picchi nei prezzi del MSD al mattino e alla sera; cio €
dovuto alle rampe legate alla variazione del carico e alla produzione degli
impianti fotovoltaici presenti al mattino e alla sera.

Figura 3.30
Prezzo medio delle offerte accettate (mese di maggio)

3.5.2 VValutazione statistica dei dati di
offerta

A questo punto, I'obiettivo € quello di costruire, sulla base delle offerte
raccolte per ogni mese e zona, e rappresentate da una settimana di ri-
ferimento, una funzione di distribuzione per valutare la probabilita che
un’offerta a salire sia accettata o meno. Questo problema viene affrontato
con un approccio alla modellazione statistica non parametrico.

La forma piu semplice per rappresentare un insieme di dati & I'istogram-
ma: si divide lo spazio campione in un certo numero di intervalli e si de-
finisce I'altezza di ogni barra in base al numero di campioni che cadono
nell’intervallo considerato. Si prenda come riferimento I'ora 19:00 del
mercoledi della settimana di riferimento costruita per il mese di maggio: la
Figura 3.31 presenta I'istogramma delle offerte accettate. Su questi dati
€ necessario costruire una distribuzione di probabilita.
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Figura 3.31
Istogramma delle offerte accettate.

Per eseguire il montaggio richiesto e stata utilizzata una stima Kernel di
densita (KDE).

Nella KDE la probabilita associata ad un dato valore & proporzionale al
rapporto tra il numero di campioni che rientrano in un dato volume (ma
anche area o intervallo) e il prodotto tra il volume (area o intervallo) e il
numero totale di campioni. In particolare, la KDE fissa il volume conside-
rato e determina dai dati raccolti il numero di campioni in esso contenuti.
Pertanto, la KDE consente di modellare intorno a ciascun campione un
volume che pud essere modificato in base alle caratteristiche dei dati.

In pratica, utilizzando una funzione di densita di probabilita definita, si
costruisce una distribuzione intorno a ciascun campione, tale per cui la
somma di ogni funzione di densita fornisce la distribuzione complessiva
modellata sui dati considerati.

Il risultato di questa procedura eseguita sui dati di Figura 3.31 & presen-
tato in Figura 3.32 .



Figura 3.32
Distribuzione complessiva modellata sui dati considerati.

Una volta che i dati sono stati modellati, € necessario considerare che la
possibilita che una determinata offerta venga accettata per il servizio di
riserva a salire € maggiore quanto minore ¢ il prezzo ad essa associato.
Questa considerazione pud essere tradotta in una valutazione statistica
attraverso 'uso della densita cumulata risultante dalla distribuzione di Fi-
gura 3.32.

A partire dalla distribuzione realizzata, € possibile definire una funzione di
distribuzione cumulata (anche detta funzione di ripartizione, Figura 3.33 a
sinistra); il complemento di questa funzione di distribuzione & la funzione
che ¢ in grado di associare ad un dato prezzo la probabilita che I'offerta
corrispondente a quel prezzo sia accettata sulla base dei dati raccolti dal
MSD.

Il risultato di questa operazione per I'ora 19:00 del mercoledi di riferimen-
to di maggio, per quanto attiene le sole offerte accettate, € presentato in
Figura 3.33 (a destra).
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Figura 3.33
Pdf e probabilita di accettazione.

Si pud notare che in questo caso la probabilita &€ ancora intorno al 5% e
non tende a zero fino a 150 €/MWh, a causa della presenza di un outlier
tra le offerte accettate, anche se in precedenza c¢’é un grande balzo che
porta la probabilita dal 90% al 10% in un range di 20 €/MWh.

La procedura sopra descritta € stata eseguita anche sulle offerte pre-
sentate (Figura 3.34), considerando quindi sia le offerte accettate che
quelle respinte; € evidente che la presenza di un maggior numero di dati
aumenta la significativita del risultato. In questo caso, tuttavia, la distribu-
zione risultante non ha a che fare con un’indicazione di mercato, come le

offerte accettate, ma con il comportamento degli attori di mercato.
Figura 3.34

Procedura per le offerte accettate.



Il passo successivo € quello di elaborare le probabilita derivate dalla mo-
dellazione statistica effettuata, per definire, per ogni ora della settimana
di riferimento di ogni mese e di ogni zona, una possibile logica di offerta
dell’'unita di consumo sul MSD. La Figura 3.35 illustra la procedura uti-
lizzata.

Figura 3.35
Procedura complessiva.

eval{prob:price)

r
[
1
A

eval TOT(prob;price)

risk level(i)
+ (from 10% to 90%)

price(0,i) h 4

l prob. TOT(1,i)

price(1,i) =
price(0,i) x (1-A(prob(0,i);risk level(i))

price(2,i) =
price(1,i) x prob. TOT(1,i)

}

reference price=max(final price) |« final price(i) =price(2.i)

L algoritmo si basa sulla considerazione del livello di rischio come input:
questo parametro rappresenta il livello di rischio associato all’accettazio-
ne dell’offerta presentata sul mercato. La procedura prevede di prendere
in considerazione diversi valori del livello di rischio, dal 10% al 90%.

Il parametro associato al livello di rischio rappresenta la probabilita di
accettazione nel senso che se esso, per esempio, € pari al’'80%, cido
significa che il livello di rischio implicito € quello di avere una probabilita
dell’80% che I'offerta presentata al prezzo in uscita dall’algoritmo sia ac-
cettata. Questa probabilita & direttamente correlabile ai ricavi che I'unita
pud ottenere sul MSD.

All'interno della distribuzione di densita costruita sulle offerte accettate, |l
prezzo corrispondente ad una probabilita di accettazione pari (0 piu vicina
possibile) al livello di rischio & definito come P,

Poiché la modellazione ¢ stata eseguita su dati reali e discretizzati, € pos-
sibile che, all'interno delle strutture di riferimento create per ogni mese e
caratterizzate da una serie di coppie [probabilita; prezzo], non sia presen-
te il valore esattamente uguale al livello di rischio scelto. Per questo mo-
tivo viene definita una “varianza” come la differenza tra il livello di rischio
e il valore di probabilita piu vicino ad esso rintracciato all'interno della
struttura di riferimento.
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Questa varianza & implicitamente associata alla bonta della valutazio-
ne che viene eseguita: se la curva che descrive la distribuzione & ripida
nell’intorno del punto ricercato, il valore della varianza & probabilmente
alto, o almeno superiore a quello riscontrabile nel caso in cui si abbia
una curva piatta. Allo stesso tempo, una curva piu ripida in una determi-
nata regione significa che 'incertezza legata all’accettazione dell’offerta,
anche a fronte di una piccola variazione del prezzo offerto, e elevata;
quindi possibile che pochi euro di differenza tra due offerte determinino
I'accettazione di un’offerta e il rifiuto dell’altra.

In base a tale considerazione, il valore della varianza, come sopra defini-
to, viene utilizzato per ponderare e ridefinire il prezzo derivato dal livello
di rischio, che € quello corrispondente al valore di probabilita piu vicino
al livello di rischio nella struttura di riferimento [probabilita; prezzo] prece-
dentemente determinato. Questo permette di definire il prezzo P,. Questo
prezzo caratterizza I'offerta che il proprietario del’impianto € chiamato a
presentare sul MSD, vale a dire il prezzo al quale il servizio in aumento
sara remunerato se |'offerta venisse accettata.

In effetti, quanto piu elevato ¢ il livello di rischio, tanto piu basso sara il va-
lore di P, in quanto un prezzo inferiore e associato, per il servizio a salire,
ad una maggiore probabilita di essere accettato. Viceversa, se il livello di
rischio & inferiore, il prezzo sara piu elevato, con possibili ricavi maggiori
ma anche un rischio piu elevato che I'offerta non venga accettata.

A questo punto, per ogni ora € stato calcolato un prezzo per I'offerta di
riserva a salire. Come detto, la definizione di una distribuzione sulle offer-
te presentate permette di comprendere il comportamento degli attori di
mercato, al di la degli esiti del mercato stesso.

Come & avvenuto per le offerte accettate, anche per le offerte presen-
tate la distribuzione ottenuta si basa su una serie di coppie [probabilita;
prezzo]. Lidea € quella di sfruttare questa informazione cercando il prez-
zo che finora & stato calcolato (P,) all'interno della distribuzione costru-
ita a partire dalle offerte presentate; una volta rintracciato tale prezzo, &
possibile considerare la probabilita associata ad esso (che viene definita
come probTOT,), sempre all'interno della distribuzione derivata dalle of-
ferte presentate, e utilizzare questo valore di probabilita per correggere |l
prezzo P, calcolato a partire dalle offerte accettate, al fine di definire un
valore da utilizzare per il calcolo dei flussi di cassa.

Si osserva che P, non e utilizzabile nella definizione dei flussi di cassa, in
quanto non tiene conto della probabilita di accettazione dell’offerta, ma e
solo il risultato del livello di rischio considerato come input e della model-
lazione effettuata sui dati da MSD.

Attraverso quest’ultima correzione viene definito il prezzo P, associato
all’offerta sul MSD per la riserva a salire a seconda del livello di rischio
scelto.



| valori di P,, P, e prob, sono calcolati per ogni valore del livello di rischio
considerato, e tra i valori calcolati per P, si sceglie il massimo. Poiché i
valori di P, prendono in considerazione in modo intrinseco la probabilita
associata all’accettazione dell’offerta presentata sul mercato, essi posso-
no essere comparati tra di loro e possono essere confrontati anche con i
prezzi del MGP. Questo prezzo ¢ infine il prezzo che é possibile utilizzare
per una corretta valutazione economica: I'utilizzo di P, permette di tenere
conto del fatto che in certe ore le offerte presentate dall'impianto saran-
no accettate e remunerate ad un prezzo superiore a quello considerato
come riferimento, mentre in altre ore I'offerta verra rifiutata, perdendo i
potenziali guadagni. In questo senso, i prezzi di riferimento consentono
di comprendere dal punto di vista economico i ricavi € I'opportunita rap-
presentata dal MSD, e di valutare quando sia meglio partecipare al MSD
(cioé quando le condizioni di mercato sono favorevoli).

La procedura descritta viene eseguita per ogni mese e per ogni zona,
dando la possibilita di valutare in tutto il territorio italiano il valore econo-
mico rappresentato dalla partecipazione al MSD.

Prima di presentare a titolo esemplificativo alcuni risultati numerici di que-
sta procedura, & necessario descrivere I'analisi parallela effettuata per
determinare il fattore di correzione geografica che consente di modificare
e correggere ulteriormente il prezzo calcolato come sopra.

3.5.3 Il fattore di correzione geografica

Ai fini di MGP, la rete italiana & suddivisa in zone, per rappresentare (in
maniera convenzionale e approssimativa) i limiti tecnici al trasporto di
energia tra aree diverse del territorio; nella realta, tali vincoli hanno natura
nodale, e la loro corretta gestione ¢ affidata al Gestore sul MSD, che &
appunto operato con vincoli nodali. Di conseguenza, nell’analisi effettuata
sui prezzi di offerta del MSD, & necessario considerare I'influenza della
posizione dell'impianto nel contesto territoriale; per tener conto piu fedel-
mente dei vincoli nodali, la localizzazione dell'impianto non deve limitarsi
alla zona di mercato, ma deve riferirsi ad un’area piu limitata.

Nelle stime effettuate, si € ritenuta sufficiente, come approssimazione del-
la posizione dellimpianto, la provincia a cui esso appartiene.

Mediante un opportuno algoritmo (la cui trattazione di dettaglio esula da-
gli scopi di questo rapporto), si & definito un fattore di correzione geogra-
fica; tale parametro pud essere utilizzato per modificare i prezzi prece-
dentemente calcolati, per tener conto in modo adeguato della posizione
dellimpianto sulla rete.

La procedura seguita ha consentito 'individuazione, per ogni ora dell’an-
no, di tutti gli impianti che hanno presentato un’offerta ad un prezzo infe-
riore al prezzo massimo accettato e che erano attivi sul MGP: tali impianti
sono considerati pienamente ammissibili dal punto di vista economico.
Se I'offerta presentata da questi impianti & stata rifiutata, il motivo del
rifiuto pud essere collegato alla loro posizione specifica nel contesto della
rete di trasmissione. In Figura 3.36 é rappresentata la zona Nord insieme
alle unita attive nel mese di maggio su MSD.

Sulla mappa le unita ammesse al MSD sono indicate con una croce ver-
de, mentre le unita ammissibili ma rifiutate sono indicate con un punto
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rosso e un numero: questo numero indica le volte (in termini di ore in un
anno) in cui I'impianto era ammissibile (prezzo offerto inferiore al prezzo
accettato e unita accesa dopo il MGP) per la chiamata a salire su MSD,
ma la sua offerta & stata rifiutata. L'elaborazione effettuata e la conse-
guente analisi di questa mappa ha permesso di individuare, all'interno
della zona Nord, 4 sottozone che sembrano dividere la rete di trasmissio-
ne; queste sottozone sono definite dalla presenza di caratteristiche simili
nella gestione del MSD.

Figura 3.36
Zona Nord, con evidenziazione di aree omogenee ai fini di MSD.

Una volta che ogni impianto attivo sul MSD ¢ stato associato ad un fat-
tore di correzione e ad una provincia, & stato possibile associare ad ogni
provincia per ogni mese un fattore di correzione calcolato come segue:
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| fattori di correzione di ciascuna provincia sono stati calcolati per ogni
mese e poi il fattore di correzione annuale € stato calcolato come media
dei valori mensili.

In generale, I'analisi della distribuzione geografica delle offerte contribui-
sce a definire meglio la possibilita per un impianto di partecipare al MSD.
Nello specifico, osservando i risultati ottenuti, si &€ constatato che i vincoli
geografici sono di maggiore incidenza per le offerte accettate in fase di
programmazione (MSD ex-ante); poiché, nel prosieguo del rapporto, si
discutera la partecipazione della domanda, focalizzando I'attenzione su
MB, si sono considerati pari a 1 tutti i fattori di correzione geografica.

3.5.4 Risultati finali dell’analisi

Secondo la procedura descritta, i principali parametri da considerare

sSono i seguenti:

e il prezzo P, che ¢ il prezzo da utilizzare nella definizione dei flussi di
cassa;

* il prezzo P, e la probabilita prob, associata al prezzo P,;

e || fattore di correzione valutato per ciascuna provincia del territorio
italiano.

Questi parametri consentono di definire in modo adeguato Iattivita di un

impianto di futura abilitazione collegata al MSD per I'approvvigionamento

di riserva a salire.

Tabella 3.1
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Per illustrare i risultati ottenibili, in Tabella 3.1 sono riportati i prezzi della
settimana di riferimento di luglio per la zona Nord. Ogni riga si riferisce ad
un’ora del giorno, indicata dal numero corrispondente; ogni colonna si
riferisce ad un giorno della settimana di riferimento. Per ogni giorno e ogni
ora vengono presentati tre parametri: il prezzo P, nella colonna “off ref”, |l
prezzo P, nella colonna “off pres”, e la probabilita nella colonna “%”.
Attraverso una semplice formattazione dei dati, le celle che ospitano i
valori piul favorevoli sono evidenziate in verde, mentre quelle meno favo-
revoli in r0sso.

Il prezzo P, & il prezzo utilizzabile nei calcoli dei flussi di cassa (off ref),
mentre il prezzo P! (off pres) & il valore dell’offerta che il proprietario di un
impianto deve presentare sul mercato secondo la valutazione effettuata:
tale prezzo sara superiore a P,. Associata a P, e P, e riportata anche una
probabilita, che esprime la possibilita, in punti percentuali, che I'offerta
presentata sia effettivamente accettata.

| dati presentati per il mese di luglio permettono di comprendere che &
usuale trovare valori compresi tra 60 €/MWh e 70 €/ MWh per i prezzi P,
spesso associati a probabilita superiori all’ 80%. Nonostante questo, e
possibile trovare ore in cui la strategia ottimale prevede un prezzo molto
alto associato a basse probabilita (come avviene per la stagione estiva
della zona Sud). In altre parole la procedura proposta suggerisce al pro-
prietario di un impianto come sfruttare le possibilita offerte dal MSD.

La Figura 3.37 mostra la rappresentazione dei prezzi P, (off ref) di Tabella
3.1. Anche se i prezzi sono pressoché costanti, € possibile riscontrare dei
valori limite nei dati probabilmente legati all’attivita degli impianti fotovol-
taici, che nel mese di luglio non ¢ trascurabile, e alle esigenze dei carichi,
determinando le consuete rampe al mattino e di sera.

Figura 3.37
Prezzi P, per il mese di luglio.



La Figura 3.38 riporta il comportamento dei prezzi P, (off pres) presen-
tabili sul mercato. E possibile notare che sono ovviamente superiori ai
prezzi P,, in quanto rappresentano un prezzo di offerta e non devono
tenere conto della possibilita che I'offerta sia rifiutata (come fanno i prezzi
P.). Per comprendere questo meccanismo, & possibile osservare il prez-
70 presentato per I'ora 20:00 di domenica, che & pari a 156 €/MWh; il
prezzo P, corrispondente e di quasi 40 €/MWh, il che significa che I'in-
certezza legata all’accettazione dell’offerta e elevata. Per questo motivo,
I'opportunita offerta dal MSD deve essere rappresentata dal prezzo P,
che tiene conto in modo intrinseco del rischio di accettazione, mentre
non puo essere rappresentata solo dal prezzo presentato.

Figura 3.38
Prezzi P, per il mese di luglio.

| dati della Tabella 3.1 sono stati definiti per ogni zona e ogni mese. Data
la quantita dei dati ottenuti, non & possibile effettuare un’analisi completa
degli stessi in questo report: alcuni esempi significativi sono riportati e
discussi qui di seguito.

In Figura 3.39 & riportato il confronto tra i prezzi P, della zona Nord per
i mese di gennaio e il mese di luglio. | prezzi per entrambi i mesi sono
pressoché costanti e compresi nella fascia di riferimento definita in prece-
denza di 60-80 €/MWh. | prezzi P, di gennaio sono generalmente piu alti
rispetto a quelli di luglio; tuttavia i picchi piu alti, che si registrano sempre
nelle prime ore del mattino, si riscontrano a luglio. Inoltre, il mese di luglio
mostra una corretta quantita di dati sempre disponibili in tutte le ore, che
permette di definire sempre un prezzo P,, mentre a gennaio ci sono alcu-
ne ore “mancanti” (in particolare di domenica).

Questo & dovuto all’'assenza di offerte di interesse in certe ore del giorno
per I'intero mese di gennaio.

Un confronto simile & stato effettuato in Figura 3.40, dove sono riportati



73

i prezzi di riferimento della zona Sud per il mese di gennaio e luglio. La
situazione & completamente diversa da quella della zona Nord. In primo
luogo, la quantita di dati significativi &€ per entrambi i mesi inferiore a pri-
ma, principalmente a causa del numero ridotto di impianti € dei minori
volumi di energia elettrica della zona Sud.

L aspetto piu importante e la differenza tra i prezzi P, del mese di genna-
io, sempre compresi nella fascia di riferimento (60 - 80 €/ MWh) e i prezzi
di luglio, spesso superiori al limite superiore della fascia di riferimento,
raggiungendo prezzi intorno ai 160 €/MWh.

La condizione riportata in Figura 3.40 per la zona Sud & fortemente in-
fluenzata dalla presenza di risorse rinnovabili non programmabili, in parti-
colare la presenza di impianti eolici e fotovoltaici. Lo suggeriscono anche
le ore che presentano prezzi P, molto elevati, che sono sempre nella
parte centrale della giornata, nelle prime ore del mattino e nella tarda
sera, quando l'influenza dell'imprevedibilita e della variabilita delle unita
FER & maggiore.

LLe considerazioni di cui sopra possono essere estese all'insieme dei dati
raccolti e permettono di evidenziare alcuni importanti fattori alla base del-
la gestione del MSD, ed evidenziando I'opportunita che questo mercato
rappresenta per qualsiasi nuovo attore.

Figura 3.39
Prezzi P, della zona Nord per gennaio (blu) e luglio (rosso).



Figura 3.40
Prezzi P, della zona Sud per gennaio (blu) e luglio (rosso).

3.5.5 Simulazione MB

Sulla base dei dati storici relativi ai risultati del Mercato di Bilanciamento

analizzati al paragrafo 3.3, si € proceduto a simulare la partecipazione di

un carico a tale mercato, offrendo 1 MW a salire, corrispondente quindi

ad un’analoga riduzione / interruzione dei consumi.

Si sono posti inoltre i seguenti vincoli:

e non piu di una interruzione tra le 8:00 e le 20:00, oppure tra le 20:00
e le 8:00

e interruzione di durata massima da 1 a 4 ore

La simulazione prevede che, in ciascun quarto d’ora del periodo annuale

considerato, si simulino diversi prezzi di offerta e, nel caso il prezzo si-

mulato risulti inferiore al prezzo massimo realmente accettato, I'offerta si

consideri accettata.

Al ricavo cosi ottenuto (prezzo offerto x 1 MWh / 4), per determinare il

profitto, inteso come valore/beneficio netto della transazione, si sottrae

il costo sostenuto sul Mercato del Giorno Prima (MGP) per acquistare

I’energia non consumata, valorizzata al Prezzo Unico Nazionale (PUN).

Al fine di valutare la scelta tra partecipare o meno a MB con tali modalita,

il profitto / valore netto della transazione di cui sopra andrebbe confronta-

to con la differenza tra I'utilita associata al consumo di energia € lo stesso

PUN.

Nelle figure seguenti vengono riportati i risultati delle simulazioni effettua-

te, in termini di valore netto annuo delle transazioni (Figura 3.41) e numero
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di interruzioni (Figura 3.42), al variare dei prezzi di offerta considerati e per
una sola interruzione tra le 8:00 e le 20:00.

Ad esempio, offrendo sempre a salire ad un prezzo di 350 €/ MWh tra le
8:00 e le 20:00, accettando una sola interruzione, il valore netto annuo
sarebbe dell’ordine di circa 19.000 € accettando interruzioni di durata
fino a 4 ore, di circa 17.500 € fino a 3 ore, di circa 16.000 € fino a 2 ore
e di circa 12.000 € fino a 1 ora. Il numero di interruzioni annuo sarebbe
invece di 73.

Per maggior chiarezza delle figure, non si riporta la parte dei grafici nell’in-
tervallo di prezzo tra 500 e 3.000 €/MWh, in cui profitti e numero di inter-
ruzioni risultano via via piu bassi.

Figura 3.41
Valore netto annuo al variare del prezzo di offerta col vincolo di una sola interruzione tra
le 8 ele 20.

Figura 3.42
Numero di interruzioni annuo al variare del prezzo di offerta col vincolo di una sola inter-
ruzione tra le 8 e le 20.



Si nota che il valore netto annuo raggiunge un picco per prezzi di offerta
di 140/ 180 €/MWh, ma si mantiene relativamente elevato per prezzi fino
a 350 €/MWh, che peraltro implicano un numero di interruzioni molto
inferiore (73 contro 253 / 192).

Al crescere del prezzo di offerta, le curve di profitto convergono in quanto
i vincoli di durata massima dell’interruzione intervengono sempre meno,
riducendosi naturalmente il numero di quarti d’ora consecutivi in cui le
offerte sono accettate.

Analogamente, nel caso di una sola interruzione tra le 20:00 e le 8:00,
nelle figure seguenti vengono riportati i risultati delle simulazioni effettua-
te, in termini di valore netto annuo (Figura 3.43) e numero di interruzioni
(Figura 3.44) al variare dei prezzi di offerta considerati.

Figura 3.43
Valore netto annuo al variare del prezzo di offerta col vincolo di una sola interruzione tra le
20ele8.
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""""""""""""""""" Figura 3.44
Numero di interruzioni annuo al variare del prezzo di offerta col vincolo di una sola inter-
ruzione trale 20 e le 8.

Come evidenziato dall’analisi riportata al paragrafo 3.3, i prezzi a salire
tra le 20:00 e le 8:00 sono mediamente piu elevati di quelli tra le 8:00 e
le 20:00, per cui il valore netto delle transazioni € a sua volta piu elevato.
Tali valori crescono quasi linearmente fino al prezzo di offerta di 350 €/
MWh (278 interruzioni), per poi decrescere per “gradini” successivi, cor-
rispondenti ad ulteriori prezzi “tipici” di offerta (es. 450 €/MWh, 500 €/
MWh, ecc.).
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[ "approvvigionamento di risorse per il
dispacciamento in ltalia: riforma del mercato

4.1 Evoluzione dei servizi richiesti dal
sistema elettrico e nuove risorse per
fornirli

4.1.7 Principali criticita di sistema

Come ricordato al Capitolo 2, le regole di dispacciamento vigenti preve-
dono che i grandi impianti di produzione, come le centrali termoelettriche
ed idroelettriche, forniscano, oltre I'energia per le unita di consumo, an-
che le risorse necessarie alla regolazione del sistema (c. d. servizi ausiliari
0 risorse per il dispacciamento o servizi di sistema). Gli impianti “non
rilevanti”, ossia quelli di taglia inferiore a 10 MVA tipicamente connessi alla
rete di distribuzione, e le centrali a fonte rinnovabile non programmabile
(rilevanti e non) supportano il sistema solo in caso di emergenza. Peraltro,
alcune risorse di regolazione richieste dal gestore di rete sono negoziabili
Su un apposito mercato mentre altri servizi devono essere erogati obbli-
gatoriamente per effetto di prescrizioni tecniche, oppure sono approvvi-
gionati fuori mercato sulla base di appositi meccanismi ad hoc.

Il recente sviluppo della generazione rinnovabile non programmabile da
eolico e fotovoltaico ha introdotto tuttavia alcune criticita di funzionamen-
to del sistema elettrico, stravolgendo in alcuni casi la prassi comune di
gestione. Infatti, I'incremento dell’immissione da fonte rinnovabile riduce
I'apporto della produzione da impianti convenzionali; d’altra parte, es-
sendo le unita programmabili le uniche ad approvvigionare il sistema delle
risorse di regolazione, la riduzione del contributo da impianti dispaccia-
bili si traduce in una minore potenza convenzionale “in linea” disponibile
per la regolazione. Inoltre, la produzione rinnovabile non programmabile
€ appunto molto volatile e quindi, per assicurare I'equilibrio in ogni istante
fra generazione e carico, anche in condizioni di emergenza, & necessario
disporre di sufficiente margine di potenza (attiva/reattiva) che ancora una
volta deve essere reperita presso gli impianti convenzionali abilitati con
elevati costi di approvvigionamento e maggiore complessita. La dispo-
nibilita di margine di potenza attiva presenta particolari criticita durante
gli intervalli orari di massima variazione “positiva” del carico (margine di
potenza a salire) e durante le ore di minimo carico (margine di potenza a
scendere). Considerata la dinamica dell’immissione delle fonti rinnovabili
non programmabili e I'effetto di sovrapposizione con il profilo del cari-
co, infatti, I'attivazione delle risorse di regolazione e bilanciamento deve
essere sempre piu di tipo “just-in-time” e/o con tasso di variazione al
minuto (gradiente) sempre piu accentuato, una prestazione che gli im-
pianti convenzionali faticano sempre piu ad assicurare. Addirittura, nelle
ore notturne oppure in quelle diurne in cui si ha un’elevata produzione
rinnovabile, la potenza richiesta agli impianti convenzionali € minima e
alcuni impianti convenzionali “in linea” potrebbero trovarsi vicino al punto
di minimo tecnico. In questo caso il margine a scendere viene garantito
in genere aumentando la richiesta di potenza attraverso I'assorbimento
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degli impianti idroelettrici di produzione con pompaggio. Tuttavia, in man-
canza di ulteriori risorse di modulazione a scendere in generazione, op-
pure a salire lato domanda, il gestore di rete potrebbe essere costretto ad
effettuare un’azione di curtailment sull’immissione di energia rinnovabile
0 a ridurre preventivamente la possibilita di importare energia dall’estero.
A questo occorre aggiungere I'impatto di alcuni fenomeni locali innescati
proprio dalla generazione rinnovabile non programmabile, come il curtail-
ment dell’immissione eolica per sovraccarico di alcune direttrici deboli del
sistema di trasmissione, la risalita di flusso di potenza dalla rete di distri-
buzione e la fluttuazione del profilo di tensione, soprattutto durante i gua-
sti, per effetto della ridotta potenza di corto circuito dei generatori in linea.

Alla luce delle criticita sopra indicate e del processo di attuazione dei re-
golamenti europei relativi ai nuovi codici di rete (c. d. ENTSO-E Network
Codes [1]) in cui si prevede un maggiore coinvolgimento della generazio-
ne rinnovabile, anche non programmabile, della generazione distribuita
e della domanda (c. d. Demand Side Response Service-DSRS) per una
gestione piu efficiente, affidabile e sicura dell’intero sistema, € evidente la
necessita di un allargamento della platea dei fornitori dei servizi ausiliari.
Tale allargamento richiede tuttavia una prima ridefinizione di tali servizi
che tenga conto sia delle specifiche funzionali e prestazionali richieste
dal gestore di rete di trasmissione, sia delle caratteristiche prestazionali
dei nuovi entranti. Quest’ultimi, infatti, dal punto di vista tecnologico sono
diversi dagli impianti convenzionali.

Di seguito si riporta una descrizione delle “nuove” risorse di regolazione
che, in prospettiva, i nuovi entranti per la fornitura dei servizi ausiliari, quali
la generazione non rilevante, la generazione rinnovabile non programma-
bile (rilevante e non) e le unita di consumo, potrebbero essere chiamati,
oppure essere disponibili, ad offrire, anche tramite negoziazione su ap-
posito mercato.

Il termine “nuove” & qui enfatizzato per richiamare risorse non ancora
codificate dal gestore di rete, oppure risorse gia codificate ma di cui oc-
corre procedere ad una ridefinizione per tener conto delle caratteristiche
dei nuovi partecipanti. Gli attuali requisiti minimi previsti nel codice di rete
potrebbero infatti rappresentare una barriera all'ingresso di nuovi parte-
Cipanti.

4.1.2 Elementi di barriera

Come ricordato prima, il codice di rete in vigore esclude dalla fornitura
delle risorse per il servizio di dispacciamento tutti gli impianti di produzio-
ne programmabili non rilevanti (di taglia inferiore a 10 MVA), le centrali di
produzione a fonte rinnovabile non programmabile (rilevante e non) € le
unita di consumo (escluse le grandi unita di carico interrompibili). Questo
significa che una eventuale apertura a nuovi entranti implica rimuovere
una barriera di tipo “oggettivo” ed una barriera di tipo “funzionale” [2]: la
prima fa riferimento alla soglia minima di taglia di potenza dell’impianto di
produzione per la partecipazione al Mercato per il Servizio di Dispaccia-
mento (MSD), introdotta dal gestore di rete di trasmissione per esigenze



"Il codice di rete Terna fa un rife-
rimento esplicito alla soglia di 10
MVA per identificare sole le unita
ritenute rilevanti per il dispaccia-
mento. Si osserva che tale soglia
di taglia di potenza e gia con-
templata all'interno del decreto
ministeriale del 25 Giugno 1999
di- definizione degli ambiti del
gestore di rete di trasmissione.
Un riferimento ancora pitl preci-
S0 a tale soglia e riportato nella
deliberazione AEEGSI n. 50/2002
del 26 Marzo (successivamente
sostituita con il TICA — Testo In-
tegrato delle Connessioni Attive) e
nella legge n. 239 del 23 Agosto
2004 di riordino del settore ener-
getico.

2 Infatti alcune tipologie di im-
pianto

non sarebbero comunque

in grado di partecipare se perma-
ne l'attuale vincolo legato alla
programmabilita dell'immissione.

3 Il servizio dii riduzione dei prelievi
per la sicurezza (superinterrompi-
bilita), introdotto nel 2010 nelle
isole di Sardegna e Sicilia, con
caratteristiche analoghe al servi-
zio di interrompibilita istantanea,
e terminato il 31 dicembre 2017
[7]. Occorre osservare tuttavia
che i quantitativi di potenza (MW)
richiesti nel biennio 2016-2017
(400 MW in Sardegna, 200
MW in Sicilia) sono stati confer-
mati per il periodo 2018-2020
come  servizio di interrompibi-
lita istantanea (deliberazione n.
852/2017/R/EEL del 12 dicem-
bre 2017 di modifica della [6]).

di esercizio del sistema’, e al vincolo di connessione diretta alla rete di
trasmissione; il secondo richiama invece alcune specifiche prestazionali
richieste dal gestore di rete di trasmissione per abilitare I'impianto alla
fornitura della risorsa di regolazione. Nel primo caso si trattera di rimuo-
vere opportunamente la soglia attualmente prevista per gli impianti di pro-
duzione, nel secondo invece sara necessaria una revisione attenta delle
specifiche tecniche da parte del gestore di rete in modo tale da poterla
applicare non solo agli impianti di produzione ma anche alle unita di pre-
lievo (carico).

4.1.2.1 Barriera oggettiva

L'eventuale allargamento della platea dei partecipanti alla fornitura delle
risorse di regolazione, in special modo quelle negoziabili sul MSD, implica
la rimozione dell’attuale limite di taglia e del vincolo di connessione alla
rete di trasmissione, due condizioni previste dal codice di rete vigente.
Facendo riferimento all’'ultimo censimento da parte dell’ Autorita relativo
all'anno 2015 degli impianti non rilevanti e di quelli appartenenti alla ca-
tegoria di generazione distribuita (GD) [3][4], la potenza installata che, in
linea teorica?, potrebbe essere interessata, gia oggi, al processo di aper-
tura e di quasi 26 GW. Occorre tuttavia considerare I'elevata dispersione
geografica di alcune tipologie di impianto sulla rete di distribuzione, come
awiene ad esempio per I'insieme degli impianti solari fotovoltaici di pic-
colissima taglia connessi in bassa tensione, oppure di quelli termoelettrici
identificati come piccola generazione (PG) e microgenerazione (MG) (in
[5] si definiscono unita di piccola cogenerazione e microcogenerazione
impianti con taglia non superiore a 1.000 kW e 50 kW rispettivamente).
In tali casi non sarebbe praticabile la modalita di partecipazione sul MSD
per singolo impianto ma piuttosto solo in forma aggregata.

Nei riguardi delle unita di consumo, invece, attualmente non & prevista
la fornitura dei servizi di regolazione da parte di alcuna tipologia di cari-
co, fatta eccezione per i carichi interrompibili (servizio di interrompibilita
istantanea, in emergenza, con preawviso [6]°). Quindi I'eventuale apertura
anche ai carichi elettrici implicherebbe I'inclusione di tutte le unita di con-
sumo connesse alla rete di trasmissione e di distribuzione.

4.1.2.2 Barriera funzionale

Le regole di dispacciamento in vigore prevedono I'erogazione delle risor-
se di regolazione da parte di unita di generazione abilitate secondo ap-
posite specifiche tecniche. Tali specifiche, che riguardano principalmente
aspetti prestazionali quali la variazione, nell’unita di tempo, della potenza
scambiata con la rete (gradiente), la durata “minima” della prestazione
richiesta e il tempo di attuazione dell’ordine di dispacciamento di Terna,
sono state definite in base alle caratteristiche di un sistema elettrico in cui
la generazione era interamente affidata a grandi impianti convenzionali
termoelettrici ed idroelettrici. Oggi, il ruolo di tali impianti & completamen-
te mutato per effetto dello sviluppo della generazione rinnovabile. In par-
ticolare, in sostituzione delle grandi centrali di produzione programmabili
(termoelettrico ed idroelettrico), caratterizzate da gruppi di generazione di
grossa taglia, direttamente connessi alla rete di trasmissione e senza par-
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ticolari limiti di erogazione della potenza (fonte primaria pressoché illimi-
tata), ora si hanno impianti medio-piccoli costituiti da generatori connessi
prevalentemente alla rete di distribuzione e basati su una tecnologia che
spesso sfrutta una fonte primaria altamente variabile e poco prevedibile.
Inoltre, impianti come quelli eclici e fotovoltaici sono tipicamente connessi
alla rete tramite convertitori statici e quindi non sono in grado di fornire un
contributo all’inerzia meccanica del sistema, al pari dei generatori con-
venzionali caratterizzati da masse rotanti (alternatore).

Ad esempio, nelle installazioni eoliche in Italia la taglia dell’aerogeneratore
non supera i 3 MW anche se la taglia di impianto pud raggiungere valori
confrontabili con quella di un impianto convenzionale [8]. Addirittura, fa-
cendo riferimento all’anno 2015 risulta che quasi I'80% (ossia circa 14,8
GW) della potenza fotovoltaica installata deriva da impianti con taglia non
superiore a 1 MW (38,5% da impianti con taglia compresa tra 200 kW
e 1 MW, 20,8% da impianti con taglia compresa tra 20 kW e 200 kW,
18,9% da impianti inferiori a 20 kW). Analogamente per quanto riguarda
I'idroelettrico non rilevante (circa 3,3 GW di potenza installata lorda al
2015 [3]), quasi il 75% delle installazioni deriva da impianti con taglia infe-
riore a 1 MW, pur pesando solo per quasi il 30% della potenza installata
complessivamente.

Lipotesi dunque di una possibile estensione anche agli impianti non rile-
vanti e rinnovabili non programmabili della fornitura dei servizi di regola-
zione del sistema implica una revisione anche delle specifiche tecniche
da parte del gestore di rete. Ad esempio, alcuni requisiti, quali il gradiente
di potenza (es. 3-10 MW/15 min per i servizi di riserva terziaria e di bilan-
ciamento, 50 MW/min per il servizio di riserva terziaria pronta), di durata
(es. massima potenza per 4 ore per idroelettrici e a tempo indefinito per
termoelettrici per i servizi di riserva terziaria) oppure di massima potenza
efficiente (es. le semibande di riserva primaria/secondaria sono riferite alla
potenza efficiente di impianto) previsti per i servizi di riserva secondaria e
terziaria, non sarebbero conseguibili dagli impianti di piccola taglia e con
fonte primaria limitata. In alternativa, le specifiche di gradiente potreb-
bero essere definite, ad esempio, come una percentuale sulla potenza
massima erogabile dal’impianto (al piu un gradiente espresso in valore
assoluto, ossia in MW/min, potrebbe essere ancora riconsiderato ma fi-
nalizzato alla definizione del perimetro dell’aggregazione) mentre la dura-
ta dell’erogazione potrebbe essere limitata a poche ore per permettere
la partecipazione anche di alcune tecnologie molto prestanti ma limitate
alla fonte come i sistemi di accumulo oppure anche alle unita di carico
modulabili per poche ore. Inoltre, la stessa definizione del requisito di
riserva di potenza andrebbe opportunamente rivista per tener conto di
alcune tecnologie come I'eclico e il fotovoltaico che potrebbero essere
piu disposte a fornire una riserva a scendere piuttosto che una a salire.
Questo significa poter dare all'impianto la possibilita di offrire un servizio
differenziato in servizio solo a salire oppure solo a scendere (servizio non
simmetrico). Occorre osservare che nel caso di una risorsa limitata le fasi
di erogazione del servizio vanno opportunamente coordinate con la ses-
sioni di contrattazione dell’energia, ad esempio con un Mercato Infragior-
naliero (MI) sempre piu a ridosso del tempo reale. Infine, considerato che
alcune tecnologie come i generatori eolici, fotovoltaici e sistemi di accu-
mulo elettrochimici, si interfacciano con la rete tramite convertitori statici



che assicurano una risposta rapida e flessibile all’impianto, si potrebbe
pensare a nuove funzioni di controllo dell’impianto per I'erogazione di
alcuni servizi altamente performanti ma non ancora richiesti dal codice dli
rete Terna vigente come, ad esempio, una regolazione primaria “veloce”
di frequenza, una regolazione cosiddetta derivativa in frequenza oppure
una modulazione ultra-rapida di potenza reattiva. Nel caso di regolazione
derivativa le unita di produzione e di carico sarebbero in grado di fornire
anche un contributo in potenza che come effetto sul sistema risulterebbe
come un supporto di tipo inerziale simile a quello fornito dalle macchine
rotanti.

In generale, quindi, fatti gli opportuni aggiustamenti dei requisiti tecnici
da parte del gestore di rete, i nuovi entranti (unita di produzione, unita di
prelievo, sistemi di accumulo) potrebbero essere abilitati, in forma singo-
la oppure in forma aggregata, alla fornitura sia delle risorse per i servizi
di dispacciamento oggi riservati solo agli impianti di produzione rilevanti
programmabili, sia di quelle di nuova concezione.

Di seguito si descrivono le risorse di regolazione che, in prospettiva, po-
trebbero essere oggetto di una revisione in termini sia di requisiti tecnici
minimi che di disciplina di mercato, oppure di una nuova codifica, in pre-
visione di un allargamento della platea dei partecipanti.

La descrizione avviene distinguendo tra le risorse gia codificate dal ge-
store di rete, ossia che derivano da esigenze correnti per la gestione in
sicurezza del sistema, e quelle non ancora codificate, ossia risorse di
nuova concezione oppure gia richieste dai TSO in altri sistemi europei od
extra-europei.

4.1.3 Evoluzione delle risorse esistenti

In questa sezione si descrive una possibile evoluzione futura delle risorse
esistenti, scambiabili e non tramite mercato per i servizi ausiliari.

4.1.3.1 Risorse scambiabili su MSD

Si tratta delle risorse gia ampiamente descritte al Capitolo 2:

e risorse per la risoluzione delle congestioni in fase di programmazione;
e risorse per la riserva secondaria di potenza;

e risorse per la riserva terziaria di potenza;

* risorse di bilanciamento.

| requisiti tecnici minimi previsti ora dal codice di rete potrebbero evolvere
in maniera tale da permettere la partecipazione ad aggregati di piccoli
impianti sia di generazione che di consumo che di accumulo, oppure
ad impianti di produzione non programmabile, con eventuale supporto
di sistemi di accumulo. Questo significa la possibilita di offrire la risorsa,
ad esempio, in maniera non simmetrica (solo a salire, solo a scendere),
con tempistiche commisurate alle caratteristiche dell'impianto e dell’e-
ventuale processo sottostante (gradiente, durata, tempo di attivazione),
con distribuzione geografica opportuna e con una diversa segmentazio-
ne delle offerte sul mercato (possibile revisione delle attuali offerte a gra-
dino, di minimo/spegnimento e di accensione, possibile revisione delle
tempistiche di sessioni di mercato). Dal punto di vista dei nuovi entranti la
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partecipazione per la fornitura delle suddette risorse rappresenterebbero
sicuramente delle nuove opportunita di business, oltre che contribuire
efficacemente al mantenimento in sicurezza dell’intero sistema.

4.1.3.2 Risorse non scambiabili su MSD

Si tratta delle risorse che attualmente il gestore di rete richiede all'impian-
to “in linea” come servizio da fornire obbligatoriamente senza mercato.
Tali risorse oggi sono fornite unicamente dagli impianti di produzione ri-
levanti, ma in prospettiva potrebbero essere offerte anche da nuovi par-
tecipanti sia lato generazione che lato consumo. Inoltre, alcune risorse
prevedono uno scambio continuativo di energia con la rete e quindi il
servizio potrebbe essere interessante economicamente qualora venisse
offerto su apposito mercato. In particolare, di seguito si descrivono in
dettaglio le risorse per la regolazione primaria di frequenza, le risorse per
la regolazione di tensione e quelle di essenzialita e capacita.

4.1.3.2.1 Risorse per la riserva primaria
Ogni volta che nel sistema si verifica un improwviso sbilancio di potenza
attiva di entita rilevante, la frequenza di rete che, in condizioni impertur-
--------------------- bate, & impostata al valore nominale (es. 50 Hz nei sistemi europei), devia
* el caso della Sardegna sempre - djg| valore di set-point, in aumento (sovrafrequenza) oppure in diminuzio-
mentre per la Sicilia solo quando . . .. . . .
essa & separata eletiicamente  N€ (Sottofrequenza). In caso di una insufficiente azione di contenimento
dal continente. da parte della regolazione primaria di frequenza, I'entita della deviazione
puod risultare estremamente pericolosa per la stabilita di funzionamento
dell'intero sistema mettendo cosi a rischio I'alimentazione delle utenze
finali. Allo scopo di preservare un funzionamento del sistema in una re-
gione stabile nei riguardi del comportamento della frequenza, il gestore
della rete di trasmissione chiede agli impianti, che si rendono disponibili
ad effettuare la regolazione primaria di frequenza, un margine di variazio-
ne della potenza attiva da utilizzare come “risorsa per la riserva primaria”.
In particolare, in accordo con le policy ENTSO-E [9], il gestore di rete
Terna dispone obbligatoriamente per tutte le unita di produzione abilitate
“in linea” di rendere disponibile almeno +1,5% della potenza efficiente
(aimeno +10% della potenza efficiente nel caso di impianti localizzati in
Sardegna e Sicilia®). A titolo di esempio, la Figura 4.1 mostra le curve di
durata della semi-banda di riserva primaria di potenza resa disponibile
dalle unita di produzione in servizio negli ultimi anni (2008-2013) per il
sistema Italia. Lammontare della riserva varia da un minimo di 200 MW
ad un massimo di quasi 800 MW; a parita di riserva la durata mostra una
progressiva diminuzione negli ultimi anni, evidenziando cosi una sensibile
scarsita di risorsa per la riserva primaria. Richiedendo, ad esempio, una
riserva minima di 354 MW (tale valore corrisponde alla media nel periodo
2000-2013 della stima della quota di riserva primaria minima che sarebbe
stata richiesta all’area ltalia applicando le regole UCTE ai valori a consun-
tivo dell’energia generata nel sistema ltalia stesso), tale quantita non sa-
rebbe garantita per 2.190 ore nel 2012 contro circa 1.917 ore nel 2008.



Figura 4.1
Sistema ltalia - curva di durata della semibanda di riserva primaria disponibile nel periodo
2008-2013 (Fonte: Terna).

Attualmente la regolamentazione vigente in ltalia non prevede la negozia-
zione tramite mercato della risorsa per la riserva primaria. Tuttavia, con
la deliberazione n. 231/2013/R/eel del 30 Maggio 2013 I’Autorita ha in-
trodotto un meccanismo di trattamento economico della regolazione pri-
maria di frequenza “a consuntivo” al quale le unita di produzione abilitate
possono aderire in modo facoltativo. In pratica, in base alle misure effet-
tuate da Terna dell’energia scambiata in rete per la regolazione primaria,
dal 2014 I'unita di produzione che aderisce al meccanismo percepisce
a consuntivo un controvalore dell’energia erogata; I'ammontare della re-
munerazione & calcolato sia sulla base dei livelli di prezzo che si sono re-
alizzati nell’ultimo anno consuntivato sul MGP che su quelli dei prezzi ac-
cettati e non revocati che si sono realizzati sul MB nel medesimo periodo
per il servizio di riserva secondaria. In altri sistemi europei, invece, come
ad esempio in Nord Europa, Irlanda e Gran Bretagna oppure Germania
(incluse alcune aree di controllo limitrofe) [10], sono previste negoziazioni
tramite mercato delle risorse di riserva primaria, tipicamente remunerate
in capacita (MW) e non in energia (MWHh).

Si osserva inoltre che nei primi orientamenti I’Autorita ipotizza la possi-
bilita di una remunerazione tramite mercato della riserva primaria [11].
In particolare, I’orientamento proposto fa riferimento ad un meccanismo
simile a quello in vigore per la riserva secondaria e terziaria (remunerazio-
ne in energia) ma limitato alla sola quantita di riserva primaria eccedente
la minima obbligatoria. Inoltre, alla fornitura della risorsa per la riserva
primaria potrebbero partecipare anche gli impianti non rilevanti, ossia la
generazione distribuita e quella da fonte rinnovabile non programmabile
(rilevante e non) [12].

4.1.3.2.2 Riserva reattiva per la regolazione primaria/secondaria
di tensione
Rispetto alla frequenza di rete il cui comportamento dipende principal-



° Si osserva che la fornitura
della regolazione di tensione di
centrale € prevista laddove ci sia
almeno un generatore di taglia
non inferiore a 100 MVA. Inoltre,
alla regolazione primaria possono
partecipare, su base volontaria,
anche unita non rilevanti (previo
consenso da parte del gestore di
rete di trasmissione).

5 |l valore di set-point del livello
di tensione dei nodi pilota e deter-
minato da un regolatore centrale
nazionale (regolazione terziaria di
tensione).

7 In Svizzera e prevista un par-
tecipazione con remunerazione
in tariffa, mentre negli Stati Uniti
d’America esistono diverse forme
di compensazione.
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mente dal bilancio di potenza attiva, il livello di tensione dipende in genere
dagli scambi di potenza reattiva fra carico e generazione. In particolare,
le unita di consumo determinano un assorbimento di potenza reattiva
mentre le unita di generazione sono in grado di immettere o assorbire
potenza reattiva. Un livello di tensione non adeguato, ossia caratterizzato
da un valore distante dal riferimento desiderato, comporta I'innesco di
fenomeni destabilizzanti compromettendo cosi la qualita della fornitura.
Normalmente il gestore di rete ammette un intervallo di variazione della
tensione attorno al valore nominale. Allo scopo di mantenere la tensio-
ne entro i limiti ammissibili il gestore di rete si approvvigiona presso gli
impianti di produzione, che si rendono disponibili ad effettuare la regola-
zione della tensione, di opportuni margini di potenza reattiva (riserva reat-
tiva). In particolare, il gestore di rete richiede obbligatoriamente alle unita
di generazione rilevanti® “in linea” di fornire margine di potenza reattiva da
utilizzare come riserva reattiva per la regolazione della tensione a livello lo-
cale (regolazione primaria) e regionale (regolazione secondaria®) [13][14].
La regolamentazione vigente in Italia non prevede una remunerazione
della potenza reattiva. Tuttavia, sarebbe possibile strutturare meccanismi
concorrenziali per I'approvvigionamento a termine di capacita di regola-
zione reattiva, basati sulla remunerazione della disponibilita e sul ricono-
scimento dei costi variabili sostenuti per erogare il servizio. Ad esempio,
in altri sistemi europei, come in Gran Bretagna per I'Enhanced Reactive
Power Service — ERPS via Market Tender, € prevista una negoziazione’.
Inoltre al servizio potrebbero partecipare, oltre alle unita gia oggi abilitate,
anche le unita non rilevanti e la generazione rinnovabile non program-
mabile. In particolare, alcuni dispositivi come i sistemi di accumulo e gli
impianti connessi tramite interfaccia inverter si prestano ad un funziona-
mento flessibile sia per la modulazione della potenza attiva che per quella
reattiva.

4.1.3.2.3 Risorse per eventi rari

Si tratta di risorse che sono richieste principalmente in caso di eventi

particolarmente gravi [13], quali:

e risorse per I'utilizzo del telescatto, ossia la disponibilita a staccarsi
dalla rete su comando del gestore per eliminazione di un sovracca-
rico;

e risorse per il rifiuto del carico, ossia la disponibilita a mantenersi in
marcia sui carichi ausiliari in caso di distacco improwviso dalla rete;

e risorse per la partecipazione alla rialimentazione del sistema elettrico,
ossia la disponibilita ad effettuare la ri-energizzazione della rete dopo
un evento estremo di black-out;

e risorse per il servizio di interrompibilita del carico, ossia la disponibilita
lato domanda a ridurre il proprio prelievo su comando del gestore di
rete per alleviare situazioni estreme di sbilanci di potenza attiva.

In prospettiva nuove tecnologie di impianto potrebbero essere disponibili

ad effettuare alcuni di tali servizi. Ad esempio, i sistemi di accumulo po-

trebbero fornire un supporto alla ri-alimentazione del sistema grazie alla
loro autonomia di funzionamento, oltre che offrire una variazione istanta-
nea della potenza scambiata con la rete grazie alla loro rapidita di rispo-
sta. Gli impianti rinnovabili non programmabili, invece, sarebbero anche
loro autonomi e rapidi alla risposta ma sono vincolati alla disponibilita del-



la fonte primaria. Attualmente le suddette risorse, a parte i servizi di inter-
rompibilita istantanea e di emergenza che sono remunerati secondo un
meccanismo dedicato [6], non sono remunerate. D’altra parte il servizio
di interrompibilita con preawviso prevede gia oggi la possibilita di una ne-
goziazione sul MSD. Quindi, in prospettiva tale servizio potrebbe essere
offerto sul mercato anche da nuovi entranti. Per le altre risorse, invece, &
difficile prevedere un trattamento economico sia a causa dell’essenzialita
del servizio che per la sua straordinarieta.

4.1.4 Nuove risorse di regolazione

Si tratta di risorse non ancora codificate ma di cui Terna ha gia evidenzia-
to la necessita oppure di risorse di nuova concezione di cui il gestore di
rete potrebbe avere necessita in futuro.

4.1.4.1 Nuove risorse in risposta a nuove esigenze

Sulla base dell’utilizzo delle risorse di regolazione negli ultimi anni, del-
le aspettative di evoluzione del sistema nel breve-medio termine e delle
prospettive di sviluppo delle fonti rinnovabili non programmabili (FRNP),
il gestore di rete TERNA evidenzia nuove esigenze di riserva terziaria di
potenza attiva ([17] Allegato). In particolare, I'incertezza di previsione del
livello di immissione delle FRNP causa un utilizzo della riserva terziaria di
sostituzione sempre piu a ridosso del tempo reale e un aggravio dell’'uso
della terziaria pronta per raccordare le rampe di carico. Inoltre, alle unita
di produzione termoelettriche & richiesto di rimanere in servizio per inter-
valli sempre piu brevi in modo da seguire il profilo della domanda residua,
aspetto particolarmente critico negli intervalli in cui il carico residuo su-
bisce un incremento ma per breve tempo (risorsa a salire) oppure negli
intervalli di minimo carico ed elevata produzione FRNP (risorsa a scende-
re). Pertanto il gestore di rete evidenzia la necessita di disporre di ulteriori
risorse da parte di unita regolanti particolarmente flessibili, ossia capaci di
attivarsi in tempi molto rapidi (“just in time”), di mantenersi in/fuori servizio
per brevi intervalli, di effettuare una presa/rilascio del carico molto rapidi.
Inoltre, sarebbe utile disporre di unita regolanti aggiuntive.

Le nuove esigenze si traducono in una necessita di nuovi servizi:

° pronto avviamento nel caso di riserva terziaria di sostituzione;
° bilanciamento rapido;
o una modulazione delle offerte di accensione in funzione del valo-

re del tempo di permanenza in servizio.

Inoltre, TERNA & orientata ad estendere anche alle FRNP rilevanti la par-
tecipazione al MSD per servizi di risoluzione delle congestioni e del bilan-
ciamento a scendere.
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4.1.4.2 Risorse di nuova concezione

4.1.4.2.1 Inerzia sintetica e primaria veloce

Al contenimento delle deviazioni di frequenza potrebbero partecipare an-
che le unita di produzione rinnovabili (e non) e/o di consumo localizzate
sulla rete di distribuzione variando, in risposta ad un segnale locale di
frequenza di rete (misurata), la potenza scambiata entro adeguati margini
di riserva primaria e con opportune modalita di erogazione (es. tempi di
erogazione, statismo, banda morta intenzionale, anche diversi da quelli
attualmente previsti per le unita convenzionali).

Inoltre, alcune unita di produzione rinnovabili non programmabili, che si
interfacciano alla rete con sistemi inverter, potrebbero fornire una rego-
lazione “rapida” di tipo “primaria veloce” oppure un supporto di “inerzia
sintetica” volto a contenere il gradiente di frequenza (c.d. Rate of Change
of Frequency - ROCOF). Anche sistemi di accumulo, in configurazione
stand-alone o in combinazione con FRNP, potrebbero fornire tali servizi.

Le nuove risorse di regolazione potrebbero essere volontarie e magari
anche scambiabili su apposito mercato (si vedano ad esempio le aste
della primaria in Germania e le aste di primaria veloce in Gran Bretagna).
Per quanto riguarda la risorsa di inerzia, I'argomento & oggetto di ricerca
a livello europeo sia dal punto di vista tecnico [18][19] sia a livello di mar-
ket design.

4.1.4.2.2 Supporto veloce di tensione

In caso di riduzione repentina del livello di tensione per effetto di un gua-
sto in un punto della rete un impianto tradizionale fornisce naturalmente
un supporto transitorio di reattivo mediante iniezione veloce di corrente
reattiva. Nel caso, invece, di una macchina interfacciata mediante inver-
ter, tale contributo potrebbe essere richiesto come una risorsa aggiuntiva
ottenuta mediante un’opportuna funzione di controllo addizionale.
Questo supporto aggiuntivo potrebbe configurarsi come nuovo servizio,
fornibile in modo volontario e magari anche scambiabile su mercato [20].

4.2 La riforma del MSD in Italia

Nel seguito viene descritto il contenuto dei principali documenti di consul-
tazione (DCO) e delibere dell’Autorita alla base della riforma del Mercato
per il Servizio di Dispacciamento.



4.2.1 DCO 354/2013

Con il DCO 354/2013/R/eel, I’Autorita mira a sviluppare “possibili mo-
dalita innovative di approvvigionamento delle risorse per il servizio di di-
spacciamento da fonti rinnovabili non programmabili e generazione distri-
buita”. Come spiegato chiaramente in tale DCO, “il rapido sviluppo degli
impianti alimentati da fonti rinnovabili non programmabili, tra cui fotovol-
taici ed eolici, e della generazione distribuita richiede necessariamente
una tempestiva evoluzione regolatoria affinché tali impianti possano es-
sere integrati nel sistema elettrico e possano fornire un apporto crescen-
te e sostenibile nel tempo. Per questo motivo sono in corso importanti
innovazioni del quadro regolatorio, finalizzate a promuovere una celere e
radicale modifica dei criteri con i quali sono state sviluppate e gestite le
reti elettriche nel passato. Cio e ancor piu vero in relazione agli obiettivi
che la stessa UE si prefigge di raggiungere al 2050.
Pertanto, I'obiettivo dell’Autorita in relazione alle fonti rinnovabili (soprat-
tutto non programmabili) “elettriche” e in relazione alla generazione distri-
buita e quello di promuoverne I'integrazione nel sistema elettrico affinché
possano fornire un apporto crescente e sostenibile nel tempo, garanten-
do la sicurezza del sistema elettrico medesimo. Tale obiettivo puo essere
raggiunto operando su due fronti: da un lato vi € I'esigenza di innovare le
modalita di gestione delle reti e degli impianti (ovvero il dispacciamento),
dall’altro vi € la necessita di promuovere lo sviluppo delle infrastrutture di
rete. Tali aspetti sono fortemente correlati e, in alcuni casi, potrebbero
essere tra loro sostitutivi.”
Lintegrazione degli impianti alimentati da fonti rinnovabili non program-
mabili e della generazione distribuita nelle reti € quindi un obiettivo priori-
tario da perseguire.
I DCO 354/2013 si colloca nel’lambito del piu ampio percorso avviato
con la deliberazione ARG/elt 160/11 ed intende awviare la discussione in
relazione alla riforma delle modalita di approvvigionamento delle risorse
per il servizio di dispacciamento, con particolare riferimento agli impianti
di generazione distribuita e agli impianti alimentati dalle fonti rinnovabili
non programmabili nonché alle unita di carico (demand side managment).
[l DCO include un’analisi di diversi possibili modelli di dispacciamento,
individuando a grandi linee come, per ciascuno di essi, possano essere
reperite ed utilizzate le risorse necessarie. Tali modelli non sono neces-
sariamente implementabili fin da subito sulla base delle normative vigenti
nazionali (e, in alcuni casi, europee), ma vengono riportati per definire, in
via teorica, possibili scenari futuri. Allo scopo, I’Autorita ha promosso uno
studio sviluppato dal Dipartimento di Energia del Politecnico di Milano, in
cui, tra Ialtro:

e vengono individuate le risorse per il dispacciamento che potrebbero
essere fornite dalle fonti rinnovabili non programmabili e dalla genera-
zione distribuita o dai carichi connessi alle reti di distribuzione;

e vengono analizzati criticamente i diversi modelli possibili per I'eroga-
zione del servizio di dispacciamento sulle reti di distribuzione e, per
ciascuno di essi, sono ipotizzate possibili modalita di selezione e di
erogazione dei servizi e delle prestazioni necessarie.
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In merito al primo punto, i servizi ausiliari che in prospettiva potrebbero
essere forniti dalle FRNP e dalla GD riguardano le risorse di regolazione
(primaria, secondaria e terziaria di frequenza) e di bilanciamento; inoltre
potrebbero riguardare regolazione della tensione mediante assorbimen-
to/erogazione di potenza reattiva, regolazione della tensione mediante
riduzione della potenza attiva e funzionamento in isola di porzioni di rete.
Queste funzioni elencate possono essere fornite sia dalle FRNP (e dai
carichi) connesse alla rete di trasmissione, sia dalla GD e dai carichi con-
nessi alle reti di distribuzione o, in prospettiva, da sistemi di accumulo
nella disponibilita dell’utente finale o da operatori di mercato.

Per poter integrare tali risorse nell’ambito del mercato dei servizi ausiliari

sara necessario prevedere, a seconda del modello che si decidera di

implementare, I'integrazione degli attuali mercati MGP, MI, MSD, MB con

eventuali altri mercati per il dispacciamento locali in modo da garantire il

corretto funzionamento del sistema complessivo; sara quindi necessario

coordinare la successione temporale (in modo da rispettare gli attuali vin-
coli di tempo relativi sia al MSD ex-ante, sia al MB) e le eventuali gerarchie

(stabilendo le corrispondenti priorita) tra i vari mercati.

Chiaramente, la struttura dei mercati locali dovra essere disegnata in

modo unico e omogeneo, insieme con la ridefinizione dell’attuale mercato

predisponendo un unico codice per il sistema complessivo.

Nel DCO, quindi, sono ipotizzate tre possibili soluzioni per il dispaccia-

mento degli impianti alimentati da FRNP e della GD:

e la prima soluzione (Dispacciamento Centralizzato Esteso, Modello 1)
potrebbe consistere nel gestire tutte le unita a livello centrale nella
responsabilita del TSO, mentre I'utente (unita di produzione conven-
zionali e da FRNP) ¢ responsabile della presentazione di offerte sul
MSD (direttamente, cioé come singola unita di produzione, o tramite
un eventuale trader);

e |a seconda soluzione (Dispacciamento Locale del DSO, Modello 2)
potrebbe prevedere un dispacciamento effettuato a livello locale dal
DSO che diventa responsabile nei confronti del TSO della presenta-
zione di offerte sul MSD, gestendo tramite un apposito mercato dei
servizi per il dispacciamento specifico delle reti di distribuzione le uni-
ta di GD (FRNP e non) che sono quindi responsabili della presenta-
zione di offerte verso il DSO (direttamente o per il tramite di un trader);

e la terza soluzione (Profilo di scambio AT/MT Programmato, Modello
3) potrebbe essere quella in cui il dispacciamento e centralizzato ed
effettuato dal TSO coinvolgendo le sole unita (di produzione o di con-
sumo) connesse alla rete di trasmissione, mentre il DSO, gestendo le
risorse locali presenti sulla propria rete (GD, carico e eventuali sistemi
di accumulo) & responsabile del mantenimento di un profilo di scam-
bio predefinito all'interfaccia AT/MT programmato.

| tre modelli presentati presentano peculiarita specifiche, per cui la scelta
di quale strada percorrere € complicata analizzando vantaggi e svantaggi
di ogni soluzione in relazione alla regolamentazione vigente.



4.2.2 DCO 557/2013

Il DCO 557/2013/R/eel presenta i primi orientamenti dell’ Autorita sulla
revisione della vigente disciplina del dispacciamento con specifico rife-
rimento alla selezione e remunerazione dei servizi di flessibilita. 1| DCO
si concentra sui servizi di flessibilita che possono essere offerti da unita
di generazione abilitate, mentre i servizi che possono essere offerti da
risorse lato domanda (carichi elettrici) saranno oggetto di altri documenti
dell’Autorita, tenuto conto di quanto disposto dalla Direttiva del Parla-
mento Europeo e del Consiglio 25 ottobre 2012 27/2012/UE in materia
di efficienza energetica.
In tale DCO si riporta una proposta di TERNA che mira ad abilitare, even-
tualmente su base volontaria, le UP rilevanti da FRNP alla fornitura di
determinati servizi approvvigionati nel MSD quali, in particolare, la risolu-
zione delle congestioni e il bilanciamento a scendere.
L’Autorita ritiene che la partecipazione delle FRNP al MSD debba es-
sere necessariamente la soluzione da adottare a regime per risolvere le
problematiche evidenziate da TERNA. Su questa tematica, I’Autorita ha
awviato un pubblico dibattito per la riforma delle modalita di approvvigio-
namento delle risorse per il servizio di dispacciamento, con particolare
riferimento alle FRNP.

In particolare, I’Autorita propone:

e in primo luogo, di consentire la partecipazione al MSD — su base vo-
lontaria — a tutte le UP (FRNP e non FRNP) con potenza compresa tra
1 MVA e 10 MVA che rispettano gli altri requisiti attualmente previsti
dal Codice di Rete per la fornitura di servizi nel MSD;

e in secondo luogo, di consentire agli operatori di aggregare piu UP
con le suddette caratteristiche ai fini della presentazione delle offerte
nel MSD. ’aggregazione dovra riguardare UP tra loro equivalenti ri-
spetto ai vincoli di rete.

In conclusione, I’Autorita riassume, come mostrato nelle seguenti figure

(Figura 4.2 e Figura 4.3), gli schemi per I'architettura del MSD alla luce

delle proposte contenute nel documento per la consultazione.



Figura 4.2
Articolazione delle offerte nel MSD per tipologia di UP: (a) MSD ex-ante; (b) MB.

93



Figura 4.3

Articolazione delle offerte nel MSD: quantita e prezzi: (a) MSD ex-ante; (b) MB.
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4.2.3 DCO 298/2016

Con il DCO 298/2016 si avvia la “Prima fase della riforma del mercato per
il servizio di dispacciamento: apertura alla domanda, alle fonti rinnovabili
non programmabili e alla generazione distribuita”.

L’ Autorita ritiene che tale prima fase debba essere basata sulla disciplina
del dispacciamento oggi vigente, perseguendo I'applicazione del Modello
1 di cui al DCO 354/2013 sopra menzionato. Si prevede inoltre che ogni
unita di produzione e di consumo possa accedere a MSD esclusivamente
per il tramite del proprio utente del dispacciamento sulla base delle con-
dizioni attualmente vigenti. Le figure del fornitore del servizio di dispaccia-
mento (Balancing Service Provider, BSP, ovvero il soggetto che fornisce
servizi di dispacciamento al proprio gestore di rete) e del responsabile
del bilanciamento (Balancing Responsible Party, BRP, ovvero il soggetto
responsabile del pagamento dei corrispettivi di shilanciamento) conver-
gono nella figura dell’utente del dispacciamento.

I DCO propone di richiedere a Terna di eliminare il vincolo all’abilitazione
delle unita di produzione rilevanti alimentate da fonti rinnovabili non pro-
grammabili e di consentire 'abilitazione alla partecipazione a MSD anche
a insiemi di unita non rilevanti di produzione (incluse unita alimentate da
fonti rinnovabili non programmabil) © consumo che rispettano opportuni
criteri di localizzazione geografica, andando a costituire delle Unita Vir-
tuali Abilitate (UVA). La prima fase della riforma di MSD dovrebbe inoltre
essere caratterizzata da un doppio regime di abilitazione: regime a par-
tecipazione obbligatoria e regime a partecipazione volontaria. Il regime
obbligatorio permarrebbe per tutte le unita rilevanti che, sulla base dei
requisiti oggi vigenti, risulterebbero abilitate essendo dunque tenute a
presentare offerte nel MSD.

Il regime volontario si applicherebbe invece alle unita di produzione ri-
levanti alimentate da fonti rinnovabili non programmabili, alle unita non
rilevanti (sia di produzione che di consumo) e alle altre unita rilevanti che
non possiedono i requisiti tecnici oggi richiesti per I'abilitazione.
[abilitazione delle nuove risorse dovrebbe essere ottenibile per la forni-
tura anche di uno solo dei servizi attualmente previsti dal Codice di rete e
dovrebbe essere consentita agli utenti del dispacciamento la possibilita di
dichiararsi disponibili alla fornitura di un servizio “asimmetrico” ovvero che
preveda esclusivamente un incremento (oppure decremento) del proprio
profilo di immissione (oppure di prelievo).

| distributori inoltre dovrebbero segnalare a Terna e agli utenti del dispac-
ciamento interessati I’eventuale presenza di criticita sulle proprie reti di cui
tenere conto ai fini della definizione delle unita virtuali di produzione e con-
sumo abilitate alla presentazione di offerte su MSD, avendo la possibilita
di dichiarare — con adeguata giustificazione — I'impossibilita di includere
una o piu utenze connesse alle proprie reti, oppure indicare delle limita-
zioni ex-ante alla loro possibile movimentazione.



4.2.4 Delibera 300/2017/R/eel e i
progetti pilota

Con la delibera 300/2017/R/eel “Prima apertura del mercato per il servi-
zio di dispacciamento (MSD) alla domanda elettrica ed alle unita di pro-
duzione anche da fonti rinnovabili non gia abilitate nonché ai sistemi di
accumulo. Istituzione di progetti pilota in vista della costituzione del Testo
Integrato Dispacciamento Elettrico (TIDE) coerente con il Balancing Code
europeo” I'Autorita, come preludio alla redazione del nuovo Testo Integra-
to del Dispacciamento Elettrico, ha definito i criteri per consentire alla do-
manda e alle unita di produzione non gia abilitate (quali quelle alimentate
da fonti rinnovabili non programmabili e la generazione distribuita) la pos-
sibilita di partecipare a MSD nell’ambito di progetti pilota. Vengono inoltre
definite modalita sperimentali di utilizzo di sistemi di accumulo anche in
abbinamento a unita di produzione abilitate. Tutto cio, con le rispettive
ripercussioni sullo scenario italiano, sara trattato dettagliatamente nel
successivo Capitolo 6.
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LA FLESSIBILITA E IL RUOLO
DELLA DOMANDA

a cura di RSE e Politecnico di Milano



L a flessibilita e il ruolo della domanda

5.1 Le nuove esigenze di flessibilita

Come & stato accennato nel Capitolo 4, il rapido aumento della produ-
zione da impianti a fonte rinnovabile non programmabile (FRNP) — in par-
ticolare eolico e fotovoltaico — accompagnato da una diminuzione della
richiesta di energia elettrica in seguito sia alla crisi economica che ad
interventi di efficienza energetica, ha causato impatti sia sul funziona-
mento dei mercati elettrici che sulla gestione delle reti, comportando una
modifica nelle modalita di gestione del sistema, con successivi riflessi sui
volumi e sui prezzi dell’energia scambiata [4].

Ad esempio, si & assistito ad una variazione radicale del profilo della
domanda “residua” (somma dei consumi totali consuntivati alle Unita di
Consumo (UC), al netto delle immissioni totali consuntivate alle unita di
produzione rilevanti da fonte eolica e solare, e delle immissioni totali con-
suntivate alle unita di produzione non rilevanti), come & evidenziato in Fi-
gura 5.1 in cui si riporta il profilo medio orario del carico totale e del carico
“residuo” nella zona SUD nel mese di aprile degli anni 2010 e 2016 [1]: la
domanda residua (profilo con tratteggio) € diminuita significativamente al
punto che in alcuni intervalli orari, tipicamente nelle ore di massima pro-
duzione fotovoltaica, essa si presenta con valori negativi, ossia come un
eccesso di generazione da evacuare.

Inoltre, rispetto al profilo della domanda totale, si assiste ad un progres-
sivo aumento della rampa serale per effetto “quasi” contemporaneo della
diminuzione della produzione fotovoltaica e dell'incremento del carico se-
rale (picco serale); I'effetto complessivo € un aumento della distanza tra
il punto di minimo carico “residuo” diurno e il punto di massimo carico
“residuo” serale. Un fenomeno analogo di aumento della rampa di carico
si presenta anche nelle ore mattutine, in questo caso per effetto di un
aumento del carico mattutino (punta mattutina) che risulta non essere
compensato dalla generazione fotovoltaica nelle prime ore del mattino;
la distanza tra minimo notturno e massimo mattutino potrebbe essere
ulteriormente accentuata anche dalla riduzione anche della generazione
eolica. Il fenomeno sopra esposto e particolarmente evidente nei giorni
festivi in cui il profilo della domanda totale ha un’ampiezza minore di quel-
la esibita nei giorni feriali.
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Figura 5.1
Evoluzione della domanda residua nei giorni lavorativi del mese di aprile nella zona Sud
(fonte: AEEGSI).

La necessita di soddisfacimento in sicurezza di una domanda caratteriz-
zata da un profilo come quello illustrato sopra ha fatto emergere nuove
esigenze di gestione e controllo del sistema che, per quanto riguarda il
sistema di trasmissione, hanno un riflesso sui servizi per il dispacciamen-
to scambiati sul mercato MSD/MB. In particolare, per le azioni di bilan-
ciamento del carico, in presenza di una massiccia immissione da FRNP,
si richiedono:

e incremento del fabbisogno di riserva (secondaria e terziaria) per ef-
fettuare aggiustamenti in tempo reale sia in aumento (riserva a salire)
che in diminuzione (riserva a scendere);

e incremento delle chiamate in avviamento di unita di produzione ter-
moelettriche rilevanti per la costituzione dei margini di riserva neces-
sari alla compensazione di un’eventuale riduzione del livello di immis-
sione da FRNP in tempo reale;

e incremento del livello di utilizzo delle risorse di riserva secondaria e
terziaria pronta per bilanciare prontamente in tempo reale le fluttua-
zioni del carico e della produzione FRNP, soprattutto negli intervalli
orari di rampa mattutina e serale, richiedendo quindi azioni rapide da
impianti programmabili con elevate capacita di modulazione (tempi
rapidi di riposta, trascurabili vincoli di permanenza in servizio).

Per fronteggiare le suddette criticita di bilanciamento con adeguata capa-
cita di regolazione, il gestore di rete di trasmissione necessita sempre piu
di risorse (riserve) rapide all’attivazione ed approvvigionabili in tempi brevi
alloccorrenza (just in time), come e stato evidenziato recentemente da
Terna circa la necessita di ulteriori prestazioni di flessibilita [5]. In particola-
re, agli impianti di produzione termoelettrici, che fino a questo momento,
insieme a quelli idroelettrici programmabili, rimangono la principale fonte
di approvvigionamento delle risorse di regolazione (riserva di potenza at-



tiva e reattiva), € stato richiesto di ridurre il loro tempo di avviamento, di
ridurre il loro tempo di permanenza in servizio e di aumentare il loro gra-
diente di presa e rilascio carico, potendo cosi rispondere alle esigenze:
a) di utilizzo della riserva terziaria di sostituzione, almeno per una quota
parte significativa, sempre piu a ridosso del tempo reale (esigenza oggi
soddisfatta dall’attivazione della riserva terziaria pronta);

b) di bilanciamento di un profilo di carico “residuo” molto variabile per
effetto delle FRNP;

c) di disporre di adeguati margini di riserva pronta per I'inseguimento delle
rampe serali;

d) di aumentare le risorse di dispacciamento in condizioni di ridurre, a se-
guito di un ordine di dispacciamento, la propria produzione, in modo da
contribuire a garantire i necessari margini di riserva a scendere.

A livello di rete di distribuzione, invece, I'impatto della penetrazione rinno-
vabile (principalmente da fonte solare fotovoltaica) si traduce soprattutto
nel recente fenomeno di inversione dei flussi di energia verso la rete di tra-
smissione enfatizzando cosi, ad esempio, problemi di limitata hosting ca-
pacity e di congestione su direttrici deboli, oltre a problemi legati ad una
variazione dei profili di tensione, che richiedono, in situazioni estreme,
anche I'interruzione del servizio (curtailment di generazione e/o carico).
La risoluzione di tali criticita potrebbe beneficiare dell'impiego di oppor-
tune risorse flessibili localizzate direttamente sulla rete di distribuzione.
Queste ultime potrebbero provenire sia da impianti di produzione (ge-
nerazione distribuita) sia da impianti di prelievo (carichi semplici o carichi
equipaggiati di risorse di generazione) sia da altri dispositivi quali i sistemi
di accumulo elettrochimici (c. d. battery energy storage system - BESS)
stazionari o mobili (es. veicoli elettrici o Electric Vehicle - EV).

Ad esempio, le risorse flessibili potrebbero contribuire ad aumentare la
capacita di trasporto della rete di distribuzione, ridurre (effetto di peak
shaving) o spostare nel tempo la domanda (effetto di load shifting), otti-
mizzare la ripartizione dei flussi di potenza, ridurre le perdite, migliorare la
qualita del servizio e I'affidabilita della fornitura.

L'utilizzo di risorse flessibili potrebbe percid avere ricadute positive sui
costi complessivi di funzionamento dell’'intero sistema (trasmissione e di-
stribuzione) e della sua futura espansione. In quest’ottica la flessibilita,
pur non potendosi sostituire completamente agli investimenti tradizionali
sulle reti, potrebbe permettere comunque di ridurne I'entita o addirittura
di differirli nel tempo, soprattutto laddove essa fosse opportunamente
regolamentata e valorizzata come un insieme di “servizi flessibili”.
Evidentemente I'introduzione dei servizi di flessibilita richiede una revi-
sione anche dei ruoli dei diversi attori coinvolti nonché un’evoluzione
dell’attuale regolamentazione (regole di dispacciamento e di mercato).
Ad esempio, in Italia € in corso una riforma del complessivo disegno di
mercato, che lascia intravedere la possibilita per le unita da fonte rinno-
vabile e la generazione diffusa, e anche per il carico, di giocare un ruolo
attivo nel mercato fornendo servizi di flessibilita (delibera n. 300/2017).
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5.2 Come ottenere i servizi di flessibilita

Le modalita per ottenere una maggiore disponibilita di flessibilita possono

essere raggruppate in diverse categorie [3]:

e requisito di connessione: opportuna modifica dei codici di rete e delle
norme tecniche esistenti per imporre requisiti di flessibilita;

e servizi di mercato: i gestori di rete possono esplicitamente acquistare
servizi di flessibilita dal/i mercato/i, sia con contratti a lungo termine,
sia direttamente sui mercati a termine;

e tariffe di rete: introduzione di strutture tariffarie tali da incoraggiare gli
utenti della rete a modificare il proprio comportamento per un uso piu
efficiente del sistema;

e accordi di connessione: i gestori di rete potrebbero concludere ac-
cordi con nuovi clienti per garantire la flessibilita vincolandone in parte
la modifica del prelievo/immissione;

e altri approcci che potrebbero svilupparsi in futuro, consistono nel se-
gnalare eventuali congestioni della rete agli utenti della rete.

Nel primo caso, tuttavia, potrebbe accadere che un servizio diventi un
requisito stabilito nei codici di rete in uno Stato Membro e un servizio ven-
duto su un mercato in un altro Stato creando una evidente disomogeneita
in un contesto attuale che spinge sempre piu verso I'omogeneizzazione.
Un’ulteriore criticita di questa soluzione potrebbero essere i costi di inve-
stimento legati all'imposizione di nuovi requisiti. In altre parole potrebbe
essere utile promuovere una concorrenza sul mercato in termini di servizi
di flessibilita.

Per quanto riguarda il terzo caso, I'esempio piu semplice potrebbe essere
I'invio di un segnale da parte del gestore di rete per incoraggiare i clienti a
ridurre il consumo nelle ore di punta. In questo modo si potrebbero ridurre
i costi a lungo termine per i consumatori, in quanto sara necessario un
minore potenziamento della rete (oppure sara possibile posticipare tale
potenziamento), oltre che ottenere una riduzione delle perdite di rete. La
maggior parte degli Stati Membri UE ha sperimentato modalita di tariffa-
zione statica legata all’orario di utilizzo, come le tariffe di picco/non-picco
o di giorno/notte. Inoltre, potrebbero in futuro essere sviluppate, anche
grazie ai contatori 2G, tariffe pit complesse, capaci di offrire nuove pos-
sibilita per I'invio di segnali di prezzo. Tuttavia, tali segnali di prezzo, volti
ad incoraggiare la flessibilita per ragioni di rete, dovrebbero essere distinti
dai segnali di prezzo basati sul mercato. Si osserva infine che piu difficile
€ immaginare il meccanismo a tariffa applicato lato immissione, ossia per
stimolare la flessibilita dei generatori.

Relativamente al quarto punto, sulla base degli accordi stipulati i gestori
di rete potrebbero operare in modo da consentire ai clienti di connettersi,
riducendo i costi e i tempi di connessione, in cambio dell’accesso variabi-
le alla rete proprio nelle aree piu critiche per il sistema. Tali accordi potreb-
bero essere vantaggiosi sia per il cliente, che effettua il collegamento in
tempi brevi, che per i gestori di rete: i nuovi clienti della rete siimpegnano



ad essere flessibili nell’utilizzo della rete stessa su richiesta dei gestori di
rete, in cambio di una connessione meno costosa. La limitazione dell’uti-
lizzo della rete puo essere riferita a intervalli prefissati per contratto oppu-
re variabile nel tempo; in quest’ultimo caso si possono utilizzare tecniche
di monitoraggio e controllo potenziate per gestire la rete in zone soggette
a vincoli, in risposta a condizioni mutevoli. Tali accordi dovrebbero co-
munqgue garantire trasparenza e neutralita tecnologica.

In alternativa (secondo punto) possono essere utilizzati strumenti di mer-
cato per I'approvvigionamento di servizi di flessibilita: una soluzione di
questo tipo & in corso di implementazione in Italia per i servizi che posso-
no scambiati sul MSD da parte di nuovi partecipanti, in particolare le unita
di carico, oggetto di particolare attenzione in questo capitolo.

Poiché le risorse di generazione distribuita, insieme al carico, risultano
concentrate sulla rete di distribuzione, per I'apertura ai nuovi partecipan-
ti & necessario definire delle nuove modalita di partecipazione al MSD
che prevedano anche una evoluzione verso soluzioni piu locali. Almeno
inizialmente, come sta succedendo in ltalia, la partecipazione al MSD
dovrebbe avvenire su base volontaria, dando a produttori e consumatori
la possibilita di scegliere se fornire 0 meno i servizi, secondo autono-
me valutazioni economiche, anche in relazione ai costi per I'abilitazione
e ai prezzi di mercato. Il mercato, infatti, deve fornire opportuni segnali di
prezzo, valorizzando ciascun servizio, ed evitando distorsioni e/0 sussidi
indiretti (incentivi sono da prevedere solo per valorizzare esternalita posi-
tive che non troverebbero adeguata remunerazione nel mercato). Anche
i requisiti di partecipazione dovrebbero essere di natura esclusivamente
prestazionale, e quindi technology-neutral: & il mercato che deve sce-
gliere di volta in volta il servizio piu efficace e a minor costo, selezionando
la tecnologia che in quel momento risulta vincente nell’ordine di merito
tecnico-economico.

5.3 L’evoluzione degli attuali operatori
del sistema e del mercato

Nel contesto delineato, emergono nuove necessita per il sistema che
richiedono di mutare le figure, i compiti e i ruoli degli operatori e dei clienti
coinvolti. In particolare, nel seguito si fornisce una breve descrizione delle
evoluzioni richieste ai gestori di rete e di nuove figure quali 'aggregatore
e il prosumer.

5.3.1 Il gestore della rete di
trasmissione

Il gestore di rete di trasmissione (altrimenti detto Transmission System
Operator - TSO) & il soggetto responsabile del dispacciamento: riveste
(e rivestira) un ruolo cardinale nella gestione del sistema. Nel corso degli
anni il TSO ha gia fatto fronte alle nuove necessita di esercizio dovute
alle FRNP, mettendo a punto provvedimenti per definire/mantenere la ca-
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pacita di regolazione del sistema. Nell'ipotesi di allargare la fornitura dei
servizi oltre le unita abilitate, il TSO dovra continuare ad approvvigionare
i servizi per garantire I'esercizio del sistema, in modo diverso a seconda
del modello di mercato prescelto.

I TSO dovra in particolare opportunamente coordinarsi con altri attori (es.
aggregatore, gestore di rete di distribuzione o Distribution System Opera-
tor - DSO) in modo da poter fare ricorso anche alleal risorse connesse alla
rete di distribuzione, incluse quelle piu piccole. Inoltre, il TSO dovra met-
tere in atto meccanismi per garantire un esercizio del sistema piu vicino al
tempo reale sia per far fronte alla variabilita delle FRNP sia per consentire
alle nuove risorse di partecipare attivamente al MSD. Poiché la variazione
della potenza fornita dalle risorse ubicate sulla rete di distribuzione (GD e
carico) per offrire servizi di sistema potrebbe comportare problemi sulla
rete di distribuzione stessa e, viceversa, la possibilita che queste risor-
se forniscano servizi per risolvere criticita locali potrebbe incidere sulla
complessiva stabilita del sistema (alterando la capacita di regolazione), &
necessario definire delle priorita tra TSO e DSO, oltre che un sistema di
comunicazione e scambio dati tra di essi, che nel tempo reale consenta il
flusso di tutte le informazioni necessarie. In aggiunta, in caso di rete di di-
stribuzione non pit dimensionata secondo un approccio fit&forget, i ser-
vizi locali e i servizi di sistema potrebbero entrare tra loro in conflitto non
consentendo al TSO la possibilita di acquistare tramite MSD i servizi che
la GD e il carico vorrebbero offrire, ma la cui erogazione comporterebbe
vincoli eccessivi all’esercizio della rete di distribuzione (rendendo magari
difficile per queste unita la stessa partecipazione al MSD).

L’evoluzione verso mercati locali dei servizi di flessibilita permetterebbe
di superare i conflitti sopra menzionati, lasciando al TSO solo I'onere di
controllare direttamente le unita connesse alla RTN (incluse le FRNP) e
di interfacciarsi ai distributori che fanno da tramite per I'offerta dei servizi
al sistema. Al TSO sarebbe comunque richiesto di coordinare il mercato
per i servizi di dispacciamento con i mercati locali in modo da assicurare
I'approvvigionamento dei servizi al prezzo pit economico.

5.3.2 L’evoluzione del ruolo del gestore
di rete di distribuzione

Come previsto dal Clean Energy Package, gli Stati membri dovrebbero
definire il quadro normativo necessario per mettere in grado i DSO di
acquisire servizi al fine di gestire e sviluppare in modo piu efficiente il
sistema di distribuzione, compresa la soluzione delle congestioni locali,
realizzando cosi un ruolo pro-attivo rispetto al tradizionale ruolo di sem-
plice garante del corretto transito di energia dal sistema di trasmissione al
punto di consegna presso I'utente finale. In particolare, i DSO dovrebbero
definire prodotti di mercato standardizzati per i servizi acquisiti, garanten-
do I'effettiva partecipazione di tutti i partecipanti al mercato, tra cui le fonti
di energia rinnovabili, la gestione della domanda e gli aggregatori.

In termini pratici, in una prima fase di evoluzione, si prevede che il DSO
debba verificare che i limiti di transito in fase di programmazione e in tem-
po reale dovuti alla partecipazione della GD e del carico ai mercati elettrici



siano compatibili con la capacita della rete locale e con i relativi servizi. In
particolare occorrera risolvere dapprima i problemi locali in modo da per-
mettere I'erogazione dei servizi verso la rete di trasmissione. La gestione
a livello piu locale delle risorse di flessibilita potrebbe ridurre anche i costi
di rete. | DSO dovrebbero infine scambiare tutte le informazioni neces-
sarie coordinandosi con i TSO per assicurare 'uso ottimale delle risorse,
garantire il funzionamento sicuro ed efficiente del sistema e incentivare lo
sviluppo del mercato.

Si osserva infine che, poiché molti DSO fanno parte di imprese integrate
verticalmente, quindi attive anche nel settore dell’approvvigionamento dei
servizi di rete, sono necessarie garanzie regolamentari volte ad assicurare
la neutralita dei DSO nello svolgimento delle loro nuove funzioni.

5.3.3 La figura dell’aggregatore

Nello scenario delineato dai nuovi modelli di mercato emerge il ruolo fon-
damentale della figura dell’aggregatore (figura implicitamente identificata
con il Balancing Service Provider - BSP nel Regolamento (EU) 2017/2195
sul bilanciamento elettrico [2]), responsabile della fornitura di servizi di re-
golazione al TSO da parte dei clienti finali, e diverso dal venditore/retailer
di energia.

Infatti, il coinvolgimento della GD e degli utenti finali connessi alla rete di
distribuzione nella gestione del complessivo sistema elettrico da un lato
permette di aumentare la flessibilita di esercizio della rete da parte del
TSO e del DSO ma dall’altro introduce complessita di gestione di tantis-
sime piccole unita (generazione e carico) da parte degli stessi gestori di
rete, soprattutto anche per quanto riguarda gli aspetti relativi alla misura-
zione e alla verifica della fornitura dei servizi stessi (attivita di monitorag-
gio). Ad esempio, il TSO deve poter fare affidamento sulla fornitura dei
servizi richiesti, che devono essere erogati in maniera certa e tempestiva
in quanto anche piccole differenze tra quanto richiesto e il servizio offerto
potrebbero mettere a rischio la sicurezza del sistema. Analogamente il
DSO deve assicurare che I'erogazione dei servizi da parte della GD e dei
carichi avvenga rispettando i limiti operativi di funzionamento (es. limiti
di tensione, limiti di corrente) della rete di distribuzione, inclusi i punti di
scambio con la rete di trasmissione. Questo implica la necessita di op-
portuni coordinamenti, che devono avvenire tramite adeguati meccanismi
e infrastrutture di scambio di informazione, tra i diversi attori coinvolti negli
scambi di energia, ossia il TSO, DSO e aggregatore.

Pertanto, la figura dell’aggregatore assumera un ruolo centrale di inter-
faccia verso TSO e DSO per la fornitura di servizi da parte di piccole unita
(di produzione o di carico) connesse alla rete di distribuzione, facilitando
la creazione di una prestazione di risorse significativa per il TSO e quindi
la selezione delle offerte da parte di quest’ultimo. Il servizio offerto risulte-
rebbe inoltre di migliore qualita in quanto piu certo (ancorché su base pro-
babilistica). Infine potrebbe semplificare la gestione del sistema rendendo
piu efficiente la misura delle risorse fornite.

'aggregatore avrebbe in pratica la visibilita di tutte le risorse contempo-
raneamente sottese al nodo/nodi di rete cui lo scambio si riferisce (in fase
sia di previsione, sia di consuntivo), la concreta possibilita di modulare
immissioni e prelievi di tutti i clienti nella sua titolarita, e la conoscenza
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dei vincoli tecnici sulle unita, inclusi i fuori servizio, i piani di lavoro e le
indisponibilita dei gruppi di generazione o di consumo. Dal punto di vista
operativo, I'aggregazione dovra essere realizzata con opportuni apparati
concentratori di flussi di informazioni e di comandi, in modo da scambiare
i dati necessari e attuare gli ordini conformemente con quanto richiesto
dal TSO e DSO e tenendo conto di eventualidei vincoli della rete locale.
Nel seguito di questo rapporto, si considera la figura dell’aggregatore,
congruentemente con quanto previsto dalle sperimentazioni in corso in
Italia (Delibera 300/17) e che recepisce quanto indicato in [2].

5.4 Definizione della flessibilita ai fini di
servizi di rete

Come evidenziato nel Capitolo 4 e nella sezione 5.1, I'esigenza di un allar-
gamento della platea dei fornitori di servizi ausiliari per il sistema & motiva-
ta principalmente dagli effetti, rilevati in sede di esercizio dal gestore della
rete, della elevata generazione rinnovabile, prevalentemente da fonte non
programmabile, sulla gestione in sicurezza del sistema elettrico [4] [5]. In
particolare, a causa della ridotta capacita di regolazione in linea, del ne-
cessario maggiore approvvigionamento a programma di margini di riserva
(secondaria, terziaria) e del’aumentato ricorso a risorse con attivazione
rapida (riserva terziaria pronta), il sistema evidenzia una incrementata ne-
cessita di “servizi flessibili” per il suo mantenimento in sicurezza:
si tratta dei servizi di riserva (sia a scendere che a salire) erogabili
da impianti caratterizzati da elevata flessibilita di funzionamento
(es. rapidita alla risposta, elevata capacita di modulazione), a pre-
scindere dal fatto che siano erogati obbligatoriamente per effetto
di prescrizioni tecniche del gestore di rete di trasmissione oppure
siano erogati in regime di mercato [0]. L'impiego di tali risorse fles-
sibili supporta la capacita del sistema elettrico di rispondere agli
squilibri tra immissione e prelievo in ogni momento (tale capacita &
pienamente rispondente alla definizione di “flessibilita del sistema” fornita
dal CEER [3]).

Alla fornitura dei servizi flessibili possono quindi partecipare diverse risor-
se presenti sulla rete finora escluse, quali la generazione rinnovabile non
programmabile (rilevante e non), la generazione distribuita (GD), i sistemi
di accumulo (storage systems) e le unita di carico. In particolare, I'apertu-
ra alla GD e al carico potrebbe offrire anche ai consumatori un’opportuni-
ta di partecipazione attiva alla gestione del sistema, grazie ad un maggio-
re sfruttamento del progresso tecnologico nella gestione dei dispositivi e
delle reti, e un’opportunita di possibile risparmio, grazie all'introduzione di
meccanismi di competizione di mercato.

Di seguito si fornisce una breve descrizione dei potenziali nuovi parteci-
panti ai servizi di flessibilita; tali partecipanti potranno accedere al MSD
nella forma di Unita Virtuali di tipo UVAC, UVAP e UVAM ai sensi della
deliberazione AEEGSI n. 300/2017.



5.4.1 Flessibilita delle unita di
generazione

Per quanto riguarda le unita di tipo programmabile oggi escluse dalla par-
tecipazione sul MSD perché di taglia inferiore a 10 MVA, si osserva come
gli impianti termoelettrici (ad esempio, impianti cogenerativi — Combined
Heat and Power, CHP - alimentati da combustibili fossili come il gas na-
turale) o gli idroelettrici a serbatoio o a bacino sarebbero gia ad oggi in
grado tecnicamente di fornire gli stessi servizi offerti dalle unita abilitate,
sia di tipo termoelettrico, sia di tipo idroelettrico (salvo owvie differenze
circa le quantita di energia e la potenza che potrebbero essere messe a
diposizione). Per consentire la loro partecipazione ai servizi sul MSD ba-
sterebbe, da parte del Gestore, rimuovere o abbassare I'attuale soglia mi-
nima di taglia oggi definita per le unita rilevanti. In questo modo si avrebbe
un contributo di servizi flessibili che si aggiungerebbe a quello gia fornito
dagli impianti di grossa taglia (es. unita turbogas, unita idroelettriche di
produzione e pompaggio).

Diversa ¢ la situazione per le unita di generazione di tipo FRNP, che avreb-

bero, qualora abilitate su MSD, modalita di partecipazione del tutto diffe-

renti. Infatti, le FRNP sfruttano una fonte aleatoria e molto variabile € quin-

di sarebbero tecnicamente in grado di fornire i servizi solo nei momenti di

disponibilita della fonte primaria stessa. Inoltre, essendo eserciti sempre

alla massima potenza disponibile per la priorita di dispacciamento ad essi
accordata, tali impianti non hanno a disposizione margine per effettuare
eventuali servizi a salire (incremento della generazione). Ad esempio, per
quanto riguarda il servizio di regolazione secondaria e terziaria di frequen-
za, il punto piu difficile da superare resta la disponibilita effettiva della
riserva; infatti, tra la creazione della banda e I'eventuale fornitura del ser-
vizio, potrebbero passare alcune/molte ore e, data la variabilita della fonte
primaria, potrebbe diventare impossibile fornire il servizio perché la banda

di riserva, seppur approvvigionata, non esiste piu.

Occorre inoltre osservare che, se in prospettiva, al crescere della pene-

trazione degli impianti FRNP, in particolare di quelli GD, si rendesse ne-

cessario estendere anche il servizio di regolazione primaria di frequenza

(oggi non oggetto di contrattazione sul MSD), si potrebbero prospettare

due alternative:

e |l servizio potrebbe diventare obbligatorio per tutte le macchine e in
entrambi i versi (a salire/a scendere); quindi, gia in fase di installazio-
ne, si dovra considerare un possibile sovradimensionamento dell’im-
pianto necessario per far fronte all’obbligazione;

e il servizio obbligatorio potrebbe essere introdotto solo a scendere,
evitando di richiedere una banda di riserva a salire; in questo modo
si preserverebbe la massima produzione.

5.4.2 Flessibilita dei sistemi di accumulo

| sistemi di accumulo possono essere vantaggiosamente utilizzati per ri-
durre o risolvere le criticita delle reti. Ad esempio, I'accumulo di energia
consente di ottimizzare I'utilizzo della rete esistente, evitando sovracca-
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richi nelle ore di massima produzione delle fonti rinnovabili non program-
mabili, mediante accumulo dell’energia non evacuabile in sicurezza, che
puod essere successivamente rilasciata al venir meno di tale produzione.
L'efficacia di un sistema di accumulo risulta tanto maggiore quanto piu
questo riesce a minimizzare I'energia producibile da fonti rinnovabili non
programmabili che risulta necessario ridurre per mantenere il sistema in
condizioni di sicurezza. In questo senso, i sistemi di accumulo diffuso a
batterie si prestano a ricoprire un ruolo primario per I'integrazione delle
fonti rinnovabili, soprattutto se si considera la loro facilita di localizza-
zione e rapidita di installazione. La possibilita di installare impianti sulle
porzioni piu critiche della rete li rende essenziali per ridurre i fenomeni di
congestione attuali o che si prevede possano presentarsi gia nel breve
termine, in attesa o in sostituzione dei rinforzi strutturali di rete che hanno
un maggiore impatto ambientale e statisticamente richiedono tempi di
autorizzazione e realizzazione complessivamente molto maggiori.

Oltre alla mitigazione degli effetti dovuti alla non programmabilita della ge-
nerazione rinnovabile, i dispositivi di accumulo possono essere utilizzati
per rispondere anche ad ulteriori nuove esigenze derivanti dalla pene-
trazione massiva della GD. Infatti, i sistemi di accumulo possono essere
utilizzati per approvvigionare riserva e fornire risorse di bilanciamento per
il sistema elettrico, sia a livello di rete AT — AAT, sia a livello locale ga-
rantendo la regolazione dei profili di scambio all'interfaccia tra la rete di
distribuzione e la rete di trasmissione. | sistemi di accumulo sono in grado
di contribuire in modo particolarmente efficiente al soddisfacimento del
fabbisogno di riserva del sistema elettrico a fronte di contingenze che ne
impongano I'utilizzo. Potendo immettere o prelevare energia dalla rete i
sistemi di accumulo rappresentano, infatti, la risorsa piu efficiente per il
servizio di riserva sia a salire che a scendere: ogni megawatt installato
fornisce potenzialmente il doppio in termini di riserva. | tempi di risposta
estremamente ridotti dei sistemi di accumulo li rendono, inoltre, poten-
zialmente integrabili nel sistema di difesa, permettendo di migliorare la
gestione delle risorse di rete esistenti.

D’altro canto, serve considerare che le azioni di flessibilita garantite dai
sistemi di accumulo hanno, per loro natura, dei limiti legati alla durata: a
differenza degli impianti convenzionali, il tempo di permanenza in un certo
stato condiziona il dimensionamento in termini energetici di un sistema di
accumulo, e quindi il relativo costo.

| sistemi di accumulo permettono poi di livellare i consumi e i relativi pic-
chi (peak shaving) immagazzinando energia nei periodi di basso fabbiso-
gno quando gli impianti di generazione sono costretti a operare in assetti
meno efficienti (Minimo tecnico) e rilasciandola nei periodi a fabbisogno
piu alto (time-shift di energia) evitando il ricorso a impianti di punta di
minore affidabilita e con elevati costi variabili. Tale tipo di servizio puo
essere d’aiuto per gestire piu agevolmente le rampe di carico accentuate
determinate dalla tipica curva di produzione del fotovoltaico.



5.4.3 Flessibilita delle unita di consumo

A differenza di quanto ottenibile da impianti di produzione o da sistemi di
accumulo, occorre osservare che I'impiego dei carichi (industriali, terziari,
domestici) come risorse flessibili comporta in genere la possibilita di utiliz-
zare asset gia esistenti per altro scopo e quindi, in alcuni casi, un vantag-
gio anche in termini di limitazione dell'investimento iniziale. Inoltre, & pos-
sibile sfruttare le loro eventuali unita di generazione locale gia installate
per motivazioni di maggiore affidabilita (es. Uninterruptible Power Supply
- UPS, gruppi elettrogeni di emergenza) ovvero di maggiore efficienza del
complessivo approvvigionamento energetico (es. sistemi di cogenerazio-
ne), realizzando cosi una sinergia tra le funzioni locali gia svolte da queste
sorgenti e i nuovi servizi di flessibilita richiesti dal sistema elettrico.

La possibilita di un’unita di consumo di modulare il proprio prelievo dipen-
de da diversi fattori che nell'insieme descrivono la “flessibilita” dell’'unita di
consumo stessa, ossia la capacita di fornire il cosiddetto “Demand-Side
Response Service” [7]. Ad esempio, la potenza prelevata dalla rete di-
pende dalle caratteristiche del processo (tipo di carico sottostante), dalla
tecnologia dei macchinari elettrici che realizzano la trasformazione (tipo
di motori o generatori ausiliari), dal livello di tensione del punto di connes-
sione alla rete, dalla configurazione dell'impianto (distribuzione dei cari-
chi, dislocazione di eventuali unita di generazione locale), dalla potenza
installata, ecc.
In generale, un’unita di consumo puo essere ritenuta “flessibile”, quindi
potenzialmente idonea alla partecipazione alla fornitura del “servizio fles-
sibile”, quando il processo sottostante consente una modulazione del
prelievo dalla rete nei termini delle specifiche tecniche e prestazionali del
gestore di rete di trasmissione senza produrre conseguenze apprezzabili
per I'utenza finale (es. effetti sul processo sottostante, effetti sul livello di
comfort). Inoltre, oltre alla fattibilita tecnica dell’offerta del servizio da par-
te dell’'unita di carico, occorre considerare anche la propensione dell’e-
sercente e/o proprietario di impianto (o utenza) a flessibilizzare il proprio
consumo (es. schema di remunerazione ritenuto e/o schema di parteci-
pazione ritenuti maggiormente attraenti).

Volendo descrivere la flessibilita delle unita di consumo con alcuni signifi-

cativi parametri, € possibile considerare i seguenti.

e \elocita di risposta: in base alle caratteristiche del processo sotto-
stante e quindi del livello di utilizzo dell’energia prelevata dalla rete,
I'unita di consumo puo risultare, ad esempio, pit idonea ad effettuare
un’azione rapida (variazione istantanea, variazione in secondi/minuti)
oppure lenta (ad es. una variazione di prelievo che si sviluppa in un’o-
ra). Nel caso di una modulazione rapida questo parametro pud es-
sere ulteriormente articolato in: ampiezza della potenza modulabile,
gradiente della modulazione, frazionabilita della potenza modulabile,
ecc. Si osserva che la mediazione dell’aggregatore consente la par-
tecipazione al mercato dei servizi anche a carichi che per interrompe-
re/ridurre il proprio prelievo necessitano di tempi di preavviso piu lun-
ghi rispetto al termine fissato da Terna per I'aggregato. L aggregatore
ha modo di collocare opportunamente I'interruzione di uno specifico
prelievo in una sequenza di interruzioni con un tempo di avvio com-
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patibile con le tempistiche del carico in questione.

Durata: in base alle caratteristiche del processo sottostante, la pre-
stazione fornita dall’unita di consumo pud essere sostenuta per un
tempo definito. Anche in questo caso la mediazione dell’aggrega-
tore allarga la partecipazione all'interrompibilita anche alle unita di
consumo che possono garantire esclusivamente interruzioni di breve
durata.

Frequenza: in base alle caratteristiche del processo sottostante, la
prestazione potra essere fornita con una frequenza non superiore ad
un valore compatibile con la funzionalita dell'impianto. Questo para-
metro pud essere espresso anche in tempo minimo di attesa tra due
interventi di modulazione.

Periodo: in base alle caratteristiche del processo sottostante, il servi-
zio di riduzione dell’unita di consumo puo essere tempo-dipendente,
ossia variare su base oraria, giornaliera, settimanale, stagionale.
Temperatura: in base alle caratteristiche del processo sottostante,
il servizio di riduzione dell’unita di consumo puod essere temperatu-
ra-dipendente, ossia variare in funzione della temperatura ambiente.
Programmabilita del ripristino: in base alle caratteristiche del proces-
S0 sottostante, occorre considerare I'eventuale recupero dell’energia
non prelevata da effettuarsi negli istanti di tempo successivi alla con-
clusione della riduzione; cio implica una variazione in incremento del
successivo profilo di prelievo dell’'unita di consumo. La variazione in
incremento per consentire il ripristino del prodotto/servizio idealmen-
te non dovrebbe causare uno sbilanciamento nel programma di pre-
lievo, pertanto dovrebbe essere riprogrammata nella prima sessione
di mercato disponibile (ad esempio, nella prima sessione disponibile
del mercato infragiornaliero).

Presenza risorse di sostituzione: occorre osservare che la riduzione
del prelievo da rete da parte di un sito di consumo non si ottiene
necessariamente riducendo il consumo elettrico dell’aggregato ma
anche sostituendo il prelievo con energia generata/accumulata all’in-
terno del sito. Ad esempio la sostituzione pud avvenire facendo ri-
Corso a:

o unita di (co)generazione gia presenti nel sito con disponibilita di
un margine di potenza normalmente non utilizzato (ad es., a causa
della contrazione negli anni della produzione industriale del sito). Tale
opportunita & stata sfruttata da alcuni progetti pilota UVAC attivati
nell’estate 2017;

0 sistemi di accumulo elettrochimici utilizzati ad esempio per il back-
up dell’alimentazione elettrica in caso di mancanza di alimentazione
dalla rete.

Presenza di unita di carico interrompibili: il processo sottostante
potrebbe essere gia soggetto a modulazioni richieste dal servizio
di interrompibilita (istantanea, di emergenza, con preawiso). In tal
caso I'ulteriore richiesta di servizio flessibilita potrebbe aggiungere
maggiore complessita e/o costo, cosi come potrebbe avvalersi di
infrastrutture di comunicazione gia presenti in impianto (cfr. punto
“Infrastrutture ICT”).

Costi di adeguamento dell'impianto: Iinterruzione del prelievo non
deve determinare disfunzioni nei componenti d’'impianto o sprechi



1 Categorie Terna di suddivisione
dei consumi elettrici: manifattu-
riera di base, manifatturiera non
di base, costruzioni, energia e
acqua.

2 Categorie Terna di suddivisione
dei consumi elettrici: servizi ven-
dibili, servizi non vendibili.

3 Consumi residenziali.

rilevanti nel processo produttivo (es. costi per riavviamenti); eventuali
adeguamenti degli impianti o modifiche nel processo produttivo per
far fronte ai disagi dovuti all'interruzione devono avere costi conte-
nuti.

e Organizzazione del lavoro: occorre valutare gli effetti dell’interruzione
del prelievo sull’organizzazione del lavoro nel sito coinvolto; in parti-
colare occorre valutare se I'interruzione comporti modifiche nei turni
di lavoro o attivazioni su chiamata di personale non in servizio.

e Infrastrutture ICT (Information& Communication Technology): oltre
alla fattibilita tecnica dettata dal processo sottostante, occorre con-
siderare anche eventuali interventi per il monitoraggio e il controllo
dellimpianto (es. installazione di apparati di misura, infrastrutture di
comunicazione, dispositivi di comando, ecc.),

5.4.4 Esempi di risorse flessibili da unita
di consumo

Si ritiene ora utile svolgere qualche considerazione di maggiore dettaglio
sulla possibile flessibilita delle principali categorie di carichi:

e industriali’,

e terziari?,

e domestici®.

Si osserva innanzitutto che gli usi finali nel settore elettrico nazionale non
sono del tutto analoghi a quelli riscontrabili in altri Stati membri dell’ Unio-
ne Europea, o, in generale, nel contesto internazionale.

In Italia I'impiego del vettore elettrico risente, infatti, di alcune caratteri-
stiche particolari, quali I'elevato costo unitario dell’energia elettrica, non-
ché la presenza di costi associati alla potenza contrattuale disponibile
a ciascun utente. L'elevato costo unitario del kilowattora (caratteristica
costante nei decenni, legata a fattori strutturali della produzione elettri-
ca nazionale) ha condotto percid a una ridotta penetrazione del vettore
elettrico e a un piu esteso uso finale di altri vettori (quali il gas naturale),
riducendo cosi gli usi termici dell’energia elettrica nel panorama nazionale
rispetto ad altri Paesi. Di fatto, essendo la flessibilita dei consumi elettrici
legata alla possibilita di accumulare energia, anche in forme diverse, nel
corso del processo produttivo, la presenza molto ridotta di usi termici
dell’energia elettrica si traduce in un difficile reperimento di risorse elet-
triche flessibili, sia nei processi industriali, sia nel settore terziario, dove il
riscaldamento ambiente & raramente ottenuto per via elettrica.

La ridotta disponibilita di risorse da flessibilizzare € particolarmente ac-
centuata nel settore domestico, dove agli alti costi del kilowattora (si pen-
si alle tariffe elettriche progressive in vigore per decenni, e in parte ancora
in essere) si aggiunge la natura binomia della tariffa, che prevede una par-
te significativa dei costi associata alla potenza contrattuale: queste due
condizioni comportano che il consumo elettrico degli utenti domestici
italiani sia piu ridotto della media europea, come faciimente riscontrabile
tra confronti internazionali (consumo medio di una famiglia in Italia: 2.777
kWh I'anno; in Germania: 3.512 kWh all’anno; in Francia: 6.343 kWh [8]).
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5.4.4.1 Settore industriale

Focalizzando I'attenzione sul settore industriale, si elencano alcune tipo-

logie di processo con caratteristiche che potrebbero renderle idonee alla

partecipazione a MSD tramite modulazione, in particolare in riduzione,
del prelievo.

e produzioniin cui sono presenti processi batch, la cui esecuzione pud
essere traslata nel tempo, con limitati investimenti sul processo pro-
duttivo.

e processi con output stoccabile (es. semilavorati in forma liquida/gas-
sosa accumulati in serbatoi), la cui interruzione per un tempo limitato
non blocca le fasi del processo a valle. Questi casi si configurano
come accumuli indiretti dell’energia elettrica (es. industria dei gas
tecnici).

e disponibilita di impianti/macchinari con capacita produttiva in ecces-
s0, che pud essere utilizzata successivamente all’interruzione per
ricostituire lo stock del prodotto che si & ridotto per effetto dell’inter-
ruzione.

e sostituibilita del prodotto/servizio fornito dal vettore elettrico con al-
tri vettori energetici (es. sostituire un processo di concentrazione di
alimenti basato sulla compressione meccanica del vapore con un
processo di evaporazione mediante energia termica).

In altri termini, sembrerebbero idonei processi produttivi “a isole”, artico-
lati in fasi di lavoro ben separabili e con la possibilita di stoccare tempo-
raneamente il semilavorato di una fase, prima che esso vada in ingresso
alle fasi successive. Inoltre, particolarmente adatte sono le situazioni nelle
quali in ciascuna isola operano macchine in parallelo: in questo caso la
riduzione del prelievo si pud ottenere fermando alcune macchine senza
con questo bloccare la lavorazione a valle, come dettagliato nel box per
un processo di produzione di gas tecnici.

BOX - La partecipazione della domanda nell’industria della produzione
dei gas tecnici

Nel settore della produzione dei gas tecnici, il processo di riferimento € il

frazionamento dell’aria, da cui si ottengono i gas separati. Trattasi di un

processo continuo basato su distillazione criogenica.

La produzione si configura in due diverse modalita:

1. produzione per clienti connessi con piping dedicato (es. petrolchimi-
co): si tratta di un processo continuo, con una produzione di base e
SU cui possono innestarsi dei picchi (caso 1);

2. produzione presso la sede del fornitore e consegna del prodotto al
cliente mediante trasporto su gomma (caso 2).

In entrambi i casi la produzione dispone di serbatoi di accumulo dove

viene immagazzinata una parte o tutto il prodotto (caso 2) prima del suo

utilizzo o della sua consegna. Il caso 2 si presta maggiormente alla par-

tecipazione al MSD tramite una riduzione del prelievo di energia elettrica.

Il carico da interrompere & quello relativo alla colonna di frazionamento. E’

tuttavia importante che durante la fase di interruzione venga mantenuto

I'equilibrio fisico/chimico della colonna, in quanto se cid non accadesse il

ripristino della colonna potrebbe richiedere anche piu giorni. Si ritiene che




I’equilibrio della colonna non venga compromesso per interruzioni fino a 2
ore. Una volta conclusa I'interruzione, sono comunque necessarie alcune
ore per la ripresa della produzione: in tale periodo il processo consuma
energia senza fornire il prodotto (gas). Il consumo per la riattivazione del
processo deve quindi essere considerato tra i costi della partecipazione
della domanda al MSD. Il disturbo alla produzione indotto dalla riduzione
del prelievo si riduce sensibilmente nei casi in cui l'interruzione avvenga
appena prima di una fermata programmata. In tal caso al termine dell’in-
terruzione si pud procedere con l'intervento di manutenzione, risparmian-
do i tempi e i costi di rimessa in servizio del processo.

Tra i costi di “investimento” per rendere possibile il servizio di interruzione,
oltre al dispositivo per la disconnessione e alla linea di comunicazione
(che potrebbero essere gia presenti se I'impianto partecipa al servizio
di interrompibilita senza preavviso) occorre prevedere un incremento dei
volumi di stoccaggio, mentre potrebbe non essere necessario rivedere il
numero delle colonne di frazionamento, se esse hanno gia un margine di
incremento della produzione per ripristinare lo stock successivamente ad
un’interruzione.

L'interruzione del prelievo di fatto riguarda i compressori presenti nel pro-
cesso (si realizza fermando i compressori della colonna di frazionamento).
Solitamente l'interruzione riguarda macchine singole. Esse hanno dimen-
sioni variabili a seconda dell'impianto e possono raggiungere anche qual-
che MW di potenza.

Occorre osservare, infine, che le interruzioni con preawiso (15 minuti)
determinano uno stress del macchinario decisamente minore rispetto a
quello causato dal servizio di interrompibilita istantanea.

5.4.4.2 Settore terziario

Nel settore terziario hanno un certo grado di flessibilita i centri commer-
ciali, i data centre, i sistemi di telecomunicazione. In tali tipologie di carico,
infatti, € possibile controllare, entro certi limiti, i consumi dei sistemi di ri-
scaldamento/climatizzazione e di refrigerazione/congelazione. Inoltre, nel
primo e nel terzo caso, i carichi si distinguono per la loro grande capillarita
di diffusione: complessivamente, si avrebbe a disposizione molta potenza
modulabile, eventualmente in forma aggregata, e distribuita geografica-
mente.

Il settore terziario risulta di particolare interesse anche per la presenza di
risorse energetiche locali, potenzialmente sfruttabili come sorgenti di fles-
sibilita. Infatti, si riscontra la presenza diffusa di risorse insite nelle unita di
consumo, quali UPS, generatori di emergenza, sistemi di cogenerazione;
tali risorse, di fatto, consentono di modulare e rendere flessibile non gia |l
consumo finale di processo (che rimane sostanzialmente inalterato), ben-
si il prelievo dalla rete elettrica.

Le suddette considerazione hanno condotto alla scelta di focalizzare i
casi studio (illustrati in dettaglio nei paragrafi seguenti) sul settore terziario
che mostra una piu significativa presenza di risorse energetiche locali di
sostituzione, che & possibile sfruttare (in alcuni casi direttamente; in altri a
valle di opportune implementazioni) come possibili sorgenti di flessibilita,
da valorizzare sul MSD a favore del sistema.
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5.4.4.3 Settore domestico
Come accennato prima, occorre osservare che nel caso dell’ltalia i carichi
domestici potrebbero non presentare una rilevante propensione alla fles-
sibilita, per effetto dell’abolizione della progressivita delle tariffe (comple-
tata a partire dall’1 gennaio 2019) e della scarsa diffusione di dispositivi
elettrotermici.
Il coinvolgimento degli utenti finali nella gestione delle reti elettriche in-
telligenti € comunque un requisito essenziale nello sviluppo del sistema
elettrico del futuro; infatti, cid che serve non sono solo sistemi evoluti, ma
anche, e soprattutto utenti della rete in grado di sfruttare le opportunita
dellinnovazione tecnologica, adeguando i propri impianti di produzione
e di consumo.
In futuro, le applicazioni elettriche presenti nell’abitazione (sia dispositi-
vi che consumano energia, come gli elettrodomestici, sia dispositivi che
producono energia, come pannelli fotovoltaici) e i sistemi di rilevamento
utilizzati per monitorare le attivita degli utenti (ad esempio, utilizzo degli
elettrodomestici) saranno collegati con gli aggregatori (ovvero mediatori
tra i consumatori, i produttori, i mercati e gli altri partecipanti del sistema
elettrico) o rivenditori di elettricita che offrono il servizio Demand Side
Management/Demand Response, soprattutto sulla rete di distribuzione.
| clienti finali che avranno acquisito maggiore consapevolezza potran-
no perseguire comportamenti virtuosi, finalizzati ad un uso piu efficiente
dell’energia elettrica anche su comando/impulso del DSO. Il DSO, infatti,
potra in questo modo sviluppare e proporre diverse formule per promuo-
vere il comportamento efficiente degli utenti e allineandolo alle esigenze
della rete di distribuzione, come ad esempio:

e Joad leveling, in cui la regolazione del carico € ottenuta attraverso la
ridistribuzione della potenza assorbita dall’'utenza nei diversi periodi
della giornata a parita di energia prelevata;

e inseguimento di un profilo di carico prestabilito, in cui la regolazione
del carico ¢ effettuata attraverso la modifica della curva di prelievo
della giornata;

e ondemand, in cuila regolazione del carico & effettuata in tempo reale
dal DSO che invia ai clienti connessi alla rete il valore o il profilo da
seguire.

Queste funzionalita saranno maggiormente implementabili se abbinate a
sistemi domoatici intelligenti. La disponibilita di un sistema domotico potra,
infatti, beneficiare delle informazioni sui consumi energetici per adattare
il proprio comportamento al fine di evitare situazioni critiche, come ad
esempio il superamento della soglia massima di potenza impegnabile,
0 la minimizzazione della spesa energetica. In questo scenario, elettro-
domestici intelligenti potranno automaticamente ridurre il loro consumo,
quando l'assorbimento complessivo supera le soglie preconfigurate o
nelle ore del giorno in cui il prezzo dell’energia € piu alto rispetto a quello
che l'utente indica come massimo accettabile. Scenari piu evoluti pre-
vedono la possibilita di modificare il comportamento del sistema-casa
anche in base alla variazione continua del prezzo dell’energia grazie, an-
che, a piu avanzati sistemi di regolazione. A tal fine, servira un’intelligenza
centralizzata che possa pianificare le attivita dei dispositivi domotici, ad



esempio intervallando le fasi maggiormente dispendiose di diversi elet-
trodomestici, permettendo comunque la corretta esecuzione dei loro cicli
operativi.

5.5 Casi studio per il servizio di
flessibilita

Come gia osservato, la capacita della domanda di contribuire al controllo
del sistema elettrico dipende dalla flessibilita della risorsa offerta, ossia
dalla capacita del processo sottostante di modulare il prelievo dalla rete,
dalla tecnologia dei macchinari utilizzati nel processo di trasformazione
dell’energia (es. motori, generatori, accumulatori), dalla dislocazione dei
punti di prelievo (unico sito oppure multi-sito), dal livello di potenza impe-
gnata, ecc. In particolare, nei riguardi della dislocazione occorre osser-
vare che pil una risorsa € distribuita, maggiore € la sua capacita di inter-
vento per risolvere problemi sia di tipo globale (controllo della frequenza)
che di tipo locale (es. controllo della tensione, risoluzione di fenomeni di
congestione) [9], naturalmente purché il volume complessivo della risorsa
che si riesce ad attivare in ciascun intervento sia non trascurabile.

Per illustrare queste diverse caratteristiche, concentrando (per i motivi
gia esposti nel paragrafo 5.4.4) I'attenzione sulla possibilita di sfrutta-
re risorse energetiche locali predisposte per altre finalita, nel seguito si
descrivono alcuni casi di studio relativi a sistemi di telecomunicazione
(Sezione 5.5.1), ai Data Center (Sezione 5.5.2), e ai sistemi di cogenera-
zione associati a un carico del settore terziario (Sezione 5.5.3). Le analisi
tecnico-economiche di dettaglio saranno riportate nel Capitolo 8.

5.5.1 Carico multi-sito: le Stazioni Radio
Base (SRB)

5.5.1.1 Contesto e introduzione al caso studio

La stazione radio base (SRB) per le telecomunicazioni mobili (telefonia
mobile) rappresenta una tipologia di carico multi-sito ampiamente diffuso
sul territorio nazionale, e facilmente controllabile ai fini della flessibilita.
Infatti, la telecomunicazione mobile si avvale di un insieme numeroso di
impianti di tale tipo distribuiti sull’intero territorio nazionale e gestiti con un
sistema di controllo centralizzato.

Una SRB ¢ realizzata secondo uno schema modulare, che prevede un’a-
limentazione principale dalla rete. Sono poi presenti sorgenti locali di
energia, destinate ad aumentare la disponibilita del processo produttivo:
si tratta di un’alimentazione di emergenza mediante un pacco di accu-
mulatori, con eventuale supporto di gruppi elettrogeni. Questo significa
che una struttura di controllo di un sito pud essere facilmente replicata
per I'intero parco impianti, e percid anche la flessibilita fornita da un sito
e facilmente reperibile presso tutte le installazioni. Coordinando oppor-
tunamente tutte le installazioni, o molte di esse, tramite il controllo, si



+ ['adeguamento del contratto di
connessione non awviene sempre
in modo automatico e pertanto
la potenza disponibile per il sito
rimane quella definita in origine,
pur essendo ridotte nel tempo le
reali esigenze del sito stesso. Ai
fini della flessibilita, il valore del
servizio e legato alla potenza re-
almente prelevata dal sito e non
alla potenza disponibile.

% Infatti il gruppo elettrogeno non
e costantemente presente in tut-
te le SRB, ma solo in quelle pit
importanti; nelle altre e eventual-
mente reso disponibile in loco da
personale tecnico in presenza di
un guasto prolungato sulla rete
pubblica.
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pud quindi mirare a svolgere un servizio aggregato efficace. Per contro,
il coordinamento di numerosi siti richiede un’infrastrutturazione estensiva
(soprattutto dal punto di vista del controllo remoto e della misura) che si
aggiunge al normale ammodernamento dei siti stessi.

Nel seguito, si intende studiare la fattibilita tecnica della partecipazione a
servizi di flessibilita da parte di SRB, sfruttando proprio gli accumulatori
0 i gruppi elettrogeni ivi installati. Si richiamano pertanto le caratteristiche
tecniche di tali dispositivi, oltre che del carico che essi normalmente sup-
portano, rimandando la relativa analisi costi-benefici al Capitolo 8.

5.5.1.2 Stazione radio base

La stazione radio base (SRB) € un impianto impiegato per ricevere e ritra-
smettere segnali per la telefonia mobile. Una caratteristica fondamentale
delle SRB ¢ la distribuzione capillare sul territorio: infatti, ogni SRB & in
grado di servire adeguatamente una porzione limitata di territorio (cel-
la). Si stima che in ltalia siano attive piu di 50.000 SRB alimentate quasi
interamente dalla rete elettrica [10]. La potenza installata in una SRB &
normalmente dell’ordine di qualche decina di chilowatt (ma pud arrivare
anche fino a centinaia di chilowatt) [11]; tuttavia il fattore di utilizzo varia a
seconda delle condizioni climatiche e soprattutto in virtu del’ammoder-
namento delle apparecchiature IT e di cooling che, sulla spinta dell’effi-
cientamento degli ultimi anni, richiedono sempre meno potenza®*.

Il carico sotteso alla SRB € composto da: utenze in corrente continua
(c.c.) e utenze in corrente alternata (c.a.). Le prime sono essenzialmen-
te costituite dagli apparati di trasmissione dati; il carico in c.a. € invece
rappresentato dagli impianti di climatizzazione e illuminazione del locale.
Come & mostrato in Figura 5.2, in una SRB on-grid I'alimentazione dei
carichi & assicurata dalla rete elettrica e, in caso di interruzione della for-
nitura, da una sorgente in emergenza. Quest’ultima & costituita in genere
da un accumulatore, eventualmente supportato da un gruppo elettro-
geno (non sempre presente presso il sito e, in genere, ivi trasportato a
seguito di un guasto prolungato sulla rete elettrica®): il primo interviene ad
alimentare i carichi in c.c. mentre il secondo si accende per alimentare sia
il carico in c.c. che quello in c.a.



Figura 5.2
Schema tipico di alimentazione di una stazione radio base (SRB) on-grid.

5.5.1.3 Principali assunzioni

Con riferimento allo schema di Figura 5.2, all’interno di ogni SRB sono
disponibili due tipologie di sorgenti ausiliarie, I'accumulatore e il gene-
ratore diesel. Tali sorgenti, tenute normalmente in standby, potrebbero
all'occorrenza intervenire per alimentare il carico della SRB modulando
cosl la potenza prelevata dalla rete. La fattibilita della nuova modalita di
funzionamento delle sorgenti va tuttavia valutata sulla base delle caratte-
ristiche sia delle stesse sorgenti che del processo sottostante.

Profilo di carico

Le utenze presenti nella SRB mostrano un profilo di prelievo pressoché
costante nei giorni freddi e piu variabile nei giorni caldi [12]. La compo-
nente variabile & riconducibile principalmente al sistema di climatizzazione
che si attiva tipicamente nelle ore pomeridiane nei giorni freddi e in quasi
tutte le ore del giorno nei giorni caldi. L’energia prelevata per il sistema di
climatizzazione pesa all’incirca per 1/3 sul prelievo totale. Il carico della
SRB non presenta quindi particolare variabilita nel tempo, percio le due
sorgenti potrebbero effettivamente intervenire in qualunque momento per
ridurre il prelievo dalla rete.

Accumulatori

Con riferimento alla Figura 5.2, la funzione degli accumulatori € quella di
rimpiazzare I'alimentazione dei carichi in c.c. in caso di interruzione della
fornitura da parte della rete elettrica. Una volta terminata I’alimentazione
dei carichi sottesi, il ripristino della carica avwviene prelevando potenza
dalla rete. Il processo di ricarica pud avvenire in un tempo pitl 0 meno
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breve a seconda della tecnologia (in particolare a seconda del rapporto,
in ore, fra energia e potenza nominali) e del livello di potenza assorbita
per la ricarica, considerando anche le perdite interne all’accumulatore e
della Stazione Energia (dispositivo elettronico di conversione a.c./c.c.).
Tipicamente nelle SRB si impiegano accumulatori di tipo piombo-acido a
valvole o VRLA - Valve-Regulated Lead-Acid [10]; tuttavia e possibile I'im-
piego anche di altre soluzioni come ad esempio accumulatori a ioni-litio
oppure al sale®. Si osserva che per applicazioni sulla rete di distribuzione il
rendimento complessivo degli accumulatori pud variare da un minimo del
75% ad un massimo del 95% [13]. A seconda delle esigenze di alimen-
tazione da garantire, la capacita dell’accumulatore pud variare da poche
ore fino ad una copertura di 24 ore o piu (es. settimanale). Nei sistemi a
piombo-acido di tipo VRLA, ad esempio, si pud assumere indicativamen-
te una capacita con durata di 2-10 ore’®,

Occorre osservare che I'eventuale utilizzo di un accumulatore per un ser-
vizio di flessibilita implica una gestione operativa del’accumulatore di-
versa rispetto a quella prevista originariamente, con eventuale impatto
anche sul processo di invecchiamento. Infatti, una eventuale accelerazio-
ne dell'invecchiamento pud comportare la necessita di una sostituzione
anticipata di alcuni elementi dell’accumulatore. Cautelativamente si puo
assumere un tasso di decadimento della capacita pari al 10% annuo con
un ciclo di carica/scarica a giorno.

Altro parametro dirilievo & il tempo per cui tale servizio pud essere offerto
che dipende, oltre che dallo stato di carica della batteria, anche dalla
temperatura che si raggiunge nel sito a causa della riduzione/azzeramen-
to, nel caso in cui non sia presente un gruppo elettrogeno, del sistema di
cooling. Cio significa, ad esempio con riferimento ai parametri richiesti dal
Regolamento UVAC di Terna, che il servizio di 3 ore potrebbe non essere
fornito per il tramite di un solo sito, ma attraverso piu siti usati in serie tra
loro fino al raggiungimento della prestazione attesa.

Infine, I'eventuale prestazione di flessibilita implica una variazione della
potenza prelevata dalla rete secondo le specifiche del gestore di rete di
trasmissione. Ad esempio, facendo riferimento ai progetti pilota Terna ai
sensi della deliberazione n. 300/2017, all’'unita di consumo & richiesto di
modulare la potenza secondo un gradiente di circa 0,3 MW/min. Occor-
rera quindi verificare che il sistema di controllo della Stazione Energia sia
in grado di garantire una modulazione del prelievo secondo, ad esempio,
tali specifiche.

Gruppo elettrogeno
Il gruppo elettrogeno, composto da un motore primo (motore diesel) e da

un generatore elettrico, ha la funzione di rimpiazzare la mancata alimen-
tazione dalla rete elettrica. Diversamente dall’accumulatore, I'autonomia
della sorgente non dipende dalla capacita di accumulo degli elementi
elettrolitici bensi dalla capacita del serbatoio contenente il combustibile
(gasolio). Inoltre, una volta svolta la funzione di servizio in emergenza,
il generatore non necessita del ripristino della carica ma piuttosto di un
eventuale rabbocco del serbatoio di combustibile. Peraltro, sul consumo
del combustibile puo incidere significativamente anche il rendimento della
macchina: per un gruppo elettrogeno di piccola potenza si pud assumere
un valore dell’ordine del 25% mentre per macchine di taglia medio-gran-



de il rendimento pud arrivare fino al 35% [14][15].

Infine, come evidenziato per I'accumulatore, anche per il gruppo elettro-
geno I'eventuale prestazione di flessibilita implica I'adeguamento (retro-
fitting) alle regole tecniche di connessione, per consentire I'esercizio in
parallelo con la rete BT (oggi escluso ai sensi della Norma CEIl 0-21).

Disponibilita delle sorgenti
L'utilizzo delle sorgenti ausiliarie in SRB per svolgere servizio di flessibilita
va valutato, oltre che sul profilo del carico sotteso, anche sull’effettiva
disponibilita di tali sorgenti in modo tale da non compromettere il servizio
..................... di alimentazione in emergenza. Occorre quindi valutare se il tasso di inter-
0 ndicatori di continuita del  ruzione dell’alimentazione dalla rete sia compatibile 0 meno con la nuova
servizio relativi alle interruzioni A : . e , 10
unghe, brevi e transitorie relarie V0@ dli funzionamento delle sorgenti. Con riferimento all'anno 2015
allanno 2015. per le utenze alimentate in bassa tensione BT gli indicatori di continuita
del servizio evidenziano che in tale anno si sono verificate mediamente
1+2 interruzioni brevi (durata inferiore a 3 minuti) o lunghe (durata supe-
riore ai 3 minuti). Questo significa che mediamente le sorgenti di emer-
genza possono essere considerate come sorgenti mantenute in standby
nella quasi totalita dell’intero anno.

5.5.2 Sito terziario con sorgenti dli
emergenza: il caso di un Data Center

5.5.2.1 Contesto e introduzione al caso studio

| centri per elaborazione dati (CED), piu comunemente detti Data Cen-
ter, costituiscono un carico importante nel panorama degli utilizzi finali
dell’energia elettrica nel nostro paese, come in molti altri Stati membri
dell’'Unione Europea.

In particolare, uno studio promosso dalla Commissione Europea stima
che i consumi al 2020 dei Data Center in Europa saranno pari a 104 TWh
(mentre in USA raggiungeranno i 140 TWh). Questi utilizzatori rappresen-
tano un elemento in continua crescita a causa della crescente diffusione
di servizi web, software di calcolo previsionali di tutti i tipi, e sistemi di
assistenza a moltissime applicazioni, a livello industriale € anche civile.
In particolare, i Data Center sono associati ad attivita tipiche del settore
industriale e terziario in cui € necessario gestire una grande quantita di
dati (si pensi, ad esempio, al settore bancario, ma anche alla pubblica
amministrazione o a istituti di ricerca e universita) o ad attivita legate al
settore dell’ICT (provider di servizi Internet, fornitori di servizi di hosting,
ecc.), hanno potenze nominali che variano dal centinaio di chilowatt fino
a qualche megawatt. Simili installazioni rappresentano, ai fini di questo
studio, una tipologia di carico particolarmente vocata per i servizi di fles-
sibilita, in quanto sono tipicamente collegati a nodi della rete elettrica
contraddistinti da un’elevata qualita del servizio; inoltre, dato il loro scopo
produttivo, essi sono dotati di una connessione dati ad elevate presta-
zioni. Infine, data la criticita del processo sottostante, i Data Center di
piu grande dimensione sono realizzati secondo uno schema che preve-
de un’alimentazione dalla rete di distribuzione MT e un’alimentazione di
emergenza organizzata secondo due livelli di sorgenti locali di energia,
ancora costituite da UPS e gruppi elettrogeni. Anche in questo caso, una
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struttura di controllo di un sito puo essere faciimente replicata per altri siti;
inoltre, la flessibilita fornita da un sito & facilmente reperibile presso tutte
le installazioni analoghe. Nel seguito, si intende studiare la fattibilita tecni-
ca della partecipazione a servizi di flessibilita da parte di un singolo Data
Center di grandi dimensioni, connesso alla rete MT, sfruttando le diverse
caratteristiche dei sistemi di alimentazione di emergenza ivi installati (con
opportune integrazioni circa gli UPS). Nei successivi paragrafi, si illustrano
in breve le caratteristiche tecniche di un Data Center, sia circa il carico, sia
circa le alimentazioni di emergenza, rimandando I'analisi costi-benefici di
una partecipazione ai servizi di flessibilita al Capitolo 8.

5.5.2.2 Struttura di un Data Center

Il Data Center (Figura 5.3) & un impianto destinato a ospitare macchine di
processo (server) che costituiscono una o piu Server Farm: si tratta di un
insieme di server collocati in una sala opportunamente segregata (Dark
Room).

Figura 5.3
Tipica sala di un Data Center.

Lo schema generale dell'impianto pud essere invece rappresentato dalla
seguente Figura 5.4, dove sono evidenziati gli elementi principali (Gruppi
elettrogeni, in alto a sinistra; UPS, in giallo al centro; carico IT, in alto a
destra; gruppi frigoriferi, in basso al centro).



"""""""""""""""" Figura 5.4
Schema generale di un Data Center.

""" In base alla crescente disponi-
bilita delle alimentazioni (e, quin-
di, alla crescente complicazione
dello schema impiantistico) i DC
sono classificati dalla Norma AN-
SI-TIA 942 come TIER 1, 2, 3, 4

2 Per semplicita, lo schema
non raffigura i sistemi di condi-
Zionamento ambiente, che sono
alimentati - dalla rete elettrica

e st ooma) © %4 Dal punto di vista dello schema di principio, nel caso di soluzione TIER

4" si puo utilizzare la schematizzazione contenuta nella Figura 5.5%; so-
luzioni pit semplici si ottengono semplificando il caso piu complesso.

"""""""""""""""" Figura 5.5
Schema di principio di un Data Center (elaborazione sulla base dello schema di
TIER 4 norma ANSI-TIA 942).
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Per quanto attiene allo schema elettrico, poiché i Data Center sono de-
stinati ad erogare servizi contraddistinti da un elevatissimo livello di affi-
dabilita, I'architettura impiantistica raggiunge livelli di sofisticazione molto
spinti.

Ad esempio, in Figura 5.6, € illustrato lo schema tipico di un Data Center,
con una struttura doppio radiale con ridondanza completa.

Figura 5.6
Esempio di una server farm (S1..56) alimentata da UPS in schema doppio radiale.
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Come visibile in figura, per ciascuno dei rami da alimentare (indicati come
Lato 1 e Lato 2) sono presenti, in quantita duplicate, opportune sorgenti
di emergenza, costituite sia da UPS, sia da generatori elettrogeni con ali-
mentazione diesel (GE in figura). In particolare, la logica di funzionamento
prevede che agli UPS sia deputata la funzione di mantenere per le utenze
(i server, alimentati in corrente alternata) una forma d’onda della tensione
esente da disturbi (ad esempio, buchi di tensione; infatti, le alimentazioni
delle utenze finali sono contraddistinte dalla necessita di un’elevata quali-
ta della tensione). In caso di mancanza della rete esterna, a tali UPS € an-
che deputata la funzione di sopperire a tale mancanza, quali alimentazioni
di emergenza, per il tempo necessario all’avvio dei gruppi elettrogeni; in
pratica, gli UPS sono sempre dotati di una minima autonomia (per esem-
pio, da 1/4 d’ora a un’ora) per renderli in grado di sopperire a un’eventua-
le mancata partenza dei generatori elettrogeni medesimi.

Nella sequenza operativa normale, una volta superata una fase iniziale in
cui 'assenza della rete esterna € compensata dagli UPS, si ha I'entrata
in esercizio dei gruppi elettrogeni (GE), che sostituiscono a tutti gli effetti
I'alimentazione esterna. Quest’ultima situazione, a seconda della criticita
dei siti, comporta un dimensionamento molto conservativo della sorgente
di energia primaria di emergenza (serbatoi di gasolio).

Per quanto attiene al carico finale, esso & costituito primariamente dal
macchinario IT vero e proprio (server), quasi sempre alimentato in corren-
te alternata. | carichi ausiliari presenti sono costituiti dai sistemi di climatiz-
zazione ambientale (gruppi frigoriferi a compressione) nonché dai sistemi



di illuminazione.

Per quanto attiene agli accumulatori presenti, anche in questo caso il
ripristino della carica avviene gia nella fase di funzionamento con gruppo
elettrogeno, il cui dimensionamento risulta incrementato opportunamente
allo scopo (per esempio del 20%).

Tipicamente, la potenza complessiva dei Data Center associati a una
singola azienda pud superare le quantita minime di potenza richiesta ai
fini dell’accesso alle iniziative di cui alla delibera 300/17; in alternativa, per
realta di minori dimensioni, € opportuno considerare I'aggregazione di
piu Data Center, magari anche appartenenti a diverse compagnie, come
fatto nel caso studio, in cui si assume di sfruttare un accumulatore e un
GE, in entrambi i casi di potenza paria 1 MW.

5.5.2.3 Principali assunzioni

Con riferimento allo schema di Figura 5.6, allinterno di ogni DC sono dispo-
nibili due tipologie di sorgenti ausiliarie: I'UPS e il GE diesel. Tali sorgenti sono
tenute normalmente in standby, potrebbero all’occorrenza intervenire per ali-
mentare i rispettivi carichi modulando cosi la potenza prelevata dalla rete MT.
La reale praticabilita di questa nuova modalita di sfruttamento delle sorgenti
va tuttavia valutata sulla base delle caratteristiche sia delle stesse sorgenti
che del processo critico sottostante.

Profilo di carico

Il profilo di carico di un DC & usualmente costante, in quanto i sistemi di
climatizzazione sono sempre attivi per evacuare il calore prodotto dalle mac-
chine di processo; € comunque riscontrabile una qualche variabilita giorno/
notte, nonché su base stagionale, legata a un diverso livello di efficienza nella
produzione dei fluidi frigoriferi da parte dei gruppi frigoriferi a compressione.
In definitiva, il profilo di carico & contraddistinto da una base (per esempio
pari a 80%) che si mantiene costante durante tutto I'anno; i momenti di mag-
giore criticita per quanto attiene I'evacuazione del calore prodotto dai mac-
chinari sono invece contraddistinti da un ulteriore 20% di prelievo dalla rete.
Come owvio, il dimensionamento degli UPS ¢& tale da sopperire al carico cri-
tico (Server Farm: 60% del prelievo al picco), mentre i GE sono dimensionati
per il totale carico (Server Farm+carichi ausiliari: 100% del prelievo al picco).

Accumulatori

Con riferimento alla Figura 5.6, la funzione degli accumulatori & quella di rim-
piazzare I'alimentazione dei carichi in c.c. in caso di interruzione della fornitu-
ra da parte della rete elettrica. Una volta terminata I’alimentazione dei carichi
sottesi, il ripristino della carica avviene prelevando potenza dalla rete (interru-
zione senza intervento dei GE) o dai GE medesimi in assetto di emergenza.

Anche per gli UPS a corredo di un data center, si riscontra I'impiego preva-
lente di accumulatori del tipo a piombo a valvole o VRLA. Nell’esempio con-
siderato per questo studio, siimmagina di sostituire il sistema di accumulatori
presenti a corredo del’'UPS impiegando nuovi sistemi di accumulo, con un
rapporto energia su potenza pari a quattro. Per questo tipo di applicazioni,
il rendimento complessivo degli accumulatori pud variare da un minimo del
90% ad un massimo del 95%.

L'utilizzo di un UPS per un servizio di flessibilita implica una gestione ope-
rativa diversa rispetto a quella prevista ai soli fini principali; di questo si terra



5 In realta, data la possibilita
di rifornire serbatoio di gasolio
tramite le usuali reti di approwi-
gionamento durante un funziona-
mento di emergenza prolungata,
I'autonomia in assetto di emer-
genza é virtualmente infinita
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opportunamente conto in fase di simulazione numerica.

Infine, 'eventuale prestazione di flessibilita implica una variazione della poten-
za prelevata dalla rete secondo le specifiche del gestore di rete di trasmissio-
ne; nel caso studio, all’'unita di consumo ¢ richiesto di modulare la potenza
secondo un gradiente di circa 0,3 MW/min. Un simile gradiente € pienamen-
te compatibile con le caratteristiche tecniche dei macchinari impiegati nella
comune pratica operativa.

Gruppo elettrogeno

Il gruppo elettrogeno, composto da un motore primo (motore diesel) e da
un generatore elettrico, ha la funzione di rimpiazzare la mancata alimenta-
zione dalla rete elettrica. Anche in questo caso, I'autonomia della sorgente
dipende dalla capacita del serbatoio contenente il combustibile (gasolio). Un
dimensionamento facilmente riscontrabile in campo consiste nel progettare
i serbatoi in maniera da garantire un’autonomia di almeno 24 ore'®. Circa il
rendimento della macchina, per un gruppo elettrogeno di potenza attorno al
megawatt si pud assumere un valore dell’ordine del 35%.

Infine, come evidenziato per I'accumulatore, anche per il gruppo elettroge-
no I'eventuale prestazione di flessibilita implica I'adeguamento (retrofitting)
alle regole tecniche di connessione. In particolare, & da considerare che la
pit comune applicazione della Norma CEl 0-16 limita I'utilizzo di un gruppo
elettrogeno alle soli situazioni di emergenza, ossia alle situazioni in cui non &
presente la rete esterna.

Disponibilita delle sorgenti
L'utiizzo delle sorgenti ausiliarie in un Data Center per svolgere un servizio di
flessibilita va valutato, oltre che sul profilo del carico sotteso, anche sull’effettiva
disponibilita di tali sorgenti in modo tale da non compromettere la loro funzio-
nalita principale (alimentazione di emergenza per il Data Center). Si osserva
come ['utilizzo delle sorgenti ausiliare di un Data Center per svolgere servizi
flessibilita risulta perfettamente compatibile con la loro finalita principale.

Infatti, come detto in premessa, si tratta di installazioni collegate alla rete MT,

contraddistinte da una continuita dell’alimentazione molto elevata: & possibile

ipotizzare che questo tipo di utenze subisca al piu tre interruzioni senza preav-
viso al’'anno, per una durata complessiva inferiore ad un’ora.

Di conseguenza, la fornitura di servizio di flessibilita e la prestazione principale

sono perfettamente compatibili in quanto:

e qualora dovesse verificarsi una chiamata durante un fenomeno interruttivo
sulla rete di distribuzione, il servizio non potra essere prestato; tuttavia, dati
i livelli di QoS del sistema elettrico italiano, il verificarsi contemporaneo di
una chiamata per flessibilita e di un’interruzione sulla rete di distribuzione
ha una probabilita trascurabile;

e qualora dovesse verificarsi il caso duale, cioé un’interruzione dell’eroga-
zione da parte della rete di distribuzione durante un funzionamento fles-
sibile da parte del Data Center, l'interruzione dell’alimentazione esterna
non causerebbe alcun danno alle utenze finali (che si troverebbero gia
alimentate in assetto di emergenza); d’altro canto, anche la movimenta-
zione richiesta dal TSO risulterebbe rispettata, in quanto il prelievo dalla
rete pubblica si manterrebbe inalterato rispetto alla chiamata ricevuta (o, al
limite, sarebbe ulteriormente ridotto per effetto del fenomeno interruttivo).




5.5.3 Impianto di cogenerazione inserito
in un sito di consumo

5.5.3.1 Contesto e introduzione al caso studio

Gli elevati costi di approvvigionamento energetico, nonché la possibilita di
sfruttare in maniera efficiente la produzione combinata di energia elettrica
e calore, hanno favorito la diffusione in Italia dei sistemi di cogenerazione.
Nel 2013, i sistemi di cogenerazione, soprattutto quelli eserciti in modalita
ad alto rendimento (CAR), sono tra i piu utilizzati in Italia per la produzione
del calore. Secondo le stime GSE, gli impianti termoelettrici che rientrano
nel perimetro degli impianti CAR in Italia ammontano a 1.025 unita per
una capacita elettrica di 13,1 GW e una produzione elettrica e termica,
in cogenerazione ad alto rendimento, rispettivamente di 26,1 TWhe e
31,3 TWht. Per quanto riguarda i settori di impiego della CAR, risulta
che il calore prodotto da CAR e destinato per il 76% al settore industriale
(80% raffinazione e 46% altri settori industriali manifatturieri) e per il 24%
a residenziale e terziario, veicolato per lo piu da infrastrutture di teleriscal-
damento. Le reti di teleriscaldamento esistenti si trovano quasi esclusiva-
mente nelle aree settentrionali del Paese. Per quanto riguarda I'utilizzo, il
64% dell’energia erogata da reti TLR e destinata al settore residenziale il
29% al terziario e il 7% all'industria; il 97% dell’energia erogata da reti TLR
€ in zone in cui I'inverno & piu rigido (fasce climatiche E-F).

Le tecnologie di cogenerazione sono quelle definite dall’Allegato |, Parte
Il, della direttiva 2012/27/UE:

e turbina a gas a ciclo combinato con recupero di calore (C.C.);
turbina a vapore a contropressione (T.V.Cp.);

turbina di condensazione a estrazione di vapore (T.V.Cd.);

turbina a gas con recupero di calore (T.G.);

motore a combustione interna (M.C.1.);

microturbine, motori Stirling, pile a combustibile, motori a vapore,
cicli Rankine a fluido organico ecc.

In questo studio, rivolgendo I'attenzione a sistemi di cogenerazione incor-
porati nel carico terziario, la tecnologia scelta & costituita da un motore a
combustione interna alimentato a gas naturale. In particolare, si cerca di
sfruttare una porzione della capacita del sistema cogenerativo (messo a
punto per provvedere all’approvvigionamento energetico del sito) con la
nuova finalita di accedere a MSD.

5.5.3.2 Struttura del sito con cogeneratore

Il caso esaminato in questo rapporto considera I'applicazione di un moto-
re a combustione interna in un sito terziario, in cui il calore cogenerato e
utilizzato per il riscaldamento ambiente (stagione invernale) e, tramite op-
portuno frigorifero ad assorbimento, per il raffrescamento (stagione estiva).
In particolare, si & preso ad esempio il progetto di un sistema trigenerativo
(Combined Cooling, Heating and Power - CCHP) presso un Campus uni-
versitario del Politecnico di Milano, riportato a sinistra nella figura seguente.
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Figura 5.7
Campus La Masa del Politecnico di Milano.

Per quanto attiene all’alimentazione elettrica, essa e attualmente deriva-
ta dalla rete elettrica di media tensione. Il carico termico & soddisfatto da
caldaie tradizionali alimentate a gas metano; infine, poiché la scelta della
soluzione tecnologica prevede la presenza di un gruppo frigorifero ad as-
sorbimento € opportuno considerare anche il carico frigorifero, attualmente
soddisfatto mediante gruppi a compressione. Impiegando un sofisticato
algoritmo di simulazione numerica, € stato dimensionato un sistema di tri-
generazione (il cui schema di principio & riportato a destra in Figura 5.7),
con la finalita di soddisfare i diversi profili di carico interno.

5.5.3.3 Principali assunzioni

Una volta completato il dimensionamento, condotto con le usuali finalita
di massimizzazione del profitto, si procedera ad ipotizzare lo sfruttamento
della capacita residua del cogeneratore (presente nelle ore in cui non serve,
a scopo locale, la massima produzione) allo scopo di determinare la pos-
sibile profittabilita derivante dalla partecipazione al mercato per il servizio di
dispacciamento.

La modalita di gestione del cogeneratore considera i costi di acquisto di
energia elettrica e gas, il fabbisogno di energia e calore richiesti dal sito e
i rendimenti delle apparecchiature esistenti/rete elettrica rispetto alla solu-
zione in cogenerazione.

In ogni istante viene valutato il livello di produzione ottima che consente di
massimizzare 'autoconsumo elettrico e di soddisfare in modo efficiente il
carico termico, oltre a valutare la potenziale vendita alla rete. La cessione
dell’energia in rete pud avvenire su MGP o su MSD, in funzione della miglio-
re combinazione di prezzi-opportunita che si realizza su entrambi i mercati.

Profii di carico

Il profilo di carico di un Campus universitario € assai variabile su base sta-
gionale, in quanto legato all’occupazione delle aule secondo il calendario
accademico. A seconda delle stagioni, si pud avere prevalenza del carico
elettrico (stagione estiva) o del carico termico (stagione invernale). Nel caso
in studio, il dimensionamento standard del sistema di cogenerazione si &
ottenuto valutando la convenienza economica sulla base di un profilo an-
nuo tipo. In esito al dimensionamento, in fase di esercizio, vi saranno degli
intervalli temporali (tipicamente, al di fuori dell’orario lavorativo, quindi, per
esempio, tra le 20 e le 8) in cui il sistema di cogenerazione presenta una
capacita elettrica non sfruttata.



Disponibilita delle sorgenti

Per capire come gli impianti cogenerativi siano in grado di prestare real-
mente servizi per il dispacciamento, sono necessarie alcune considerazioni
preliminari.

Una prima considerazione riguarda la soluzione costruttiva con cui tali im-
pianti sono realizzati; infatti, come precedentemente illustrato, ci sono di-
verse possibilita tecnologiche, caratterizzate da diversi gradi di flessibilita.
Nel caso pil comune, per impianti simili al caso studio (potenza fino a 3
MW), si riscontra I'impiego di motori endotermici alimentati a gas naturale
(pit raramente, con altri combustibili) adatti per produrre acqua calda a
80-90 °C

La soluzione tecnologica basata sull’utilizzo del motore a combustione in-
terna consente un’ampia flessibilita in termini di rampe di carico; resta co-
munque da osservare che il funzionamento a regime fortemente variabile &
in grado di aumentare I'invecchiamento del macchinario, e di accrescere le
necessita di manutenzione ordinaria e straordinaria.

Pur con diversa incidenza a seconda della tecnologia impiegata, si riscon-
tra una forte variabilita del rendimento di queste soluzioni al variare del li-
vello di carico a cui il sistema sta funzionando: cio costituisce certamente
un vincolo rispetto alla possibilita che queste macchine siano chiamate (ai
fini di MSD) a operare ad un livello di potenza diverso da quello di progetto;
infatti, tale livello potrebbe essere caratterizzato da una minore efficienza di
conversione.

Inoltre, la natura stessa dell'impianto cogenerativo, che risulta vincolato
sia dal punto di vista elettrico, sia dal punto di vista della produzione ter-
mica, induce una serie di considerazioni circa la possibilita di modulare
la produzione elettrica delle differenti unita. Infatti, in fase di progettazio-
ne dellimpianto e di valutazione dell'investimento, si pianificano strategie
per ottimizzarne la gestione, in modo da consentire il raggiungimento della
massima efficienza sia tecnica, sia economica. Le strategie sono diverse a
seconda della specifica applicazione (termico segue; elettrico segue; etc.).
In sostanza, durante il normale funzionamento di un impianto cogenerati-
vo, il livello di produzione elettrica risulta assoggettato a una serie di vincoli
legati alle necessita delle utenze locali, vincoli che non si presentano negli
impianti a sola produzione elettrica.

Altro parametro di interesse da considerare € la struttura tariffaria a cui
€ soggetto un impianto cogenerativo all'interno di un sito di consumo: il
risparmio ottenuto autoconsumando energia elettrica (relativo sia alla com-
ponente energia, sia ai costi di rete, sia agli oneri) rende del tutto impra-
ticabile la possibilita per un cogeneratore di ridurre la propria produzione,
offrendo servizi a scendere per la rete, nelle situazioni di esercizio in cui la
produzione sia tutta autoconsumata. Inoltre, le modalita di applicazione
degli oneri sull’energia realmente prelevata dalla rete condizionano forte-
mente le possibilita di offerta dei cogeneratori, che di fatto possono essere
utilizzati solo nel caso in cui non stiano contribuendo a soddisfare il carico
interno; in altre parole, questa limitazione non ha impatti sulla possibilita
che un impianto cogenerativo offra servizi di riserva a salire (come quelli
ipotizzati nel caso studio dettagliato nel capitolo 8).
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’AGGREGAZIONE DELLE RISORSE
DI FLESSIBILITA

a cura di RSE



[’aggregazione delle risorse di flessibilita

Nei precedenti capitoli si & delineato il nuovo quadro introdotto dalla de-
libera 300/17 che, in estrema sintesi, riguarda la tipologia (non pit solo
generazione non FRNP, ma anche carichi e generatori da fonti rinnovabili
non programmabili) e la taglia (non piu solo le unita rilevanti) dei soggetti
che sono abilitati a partecipare al mercato dei servizi di dispacciamento
(MSD). Il punto principale da osservare & che, nel momento in cui si di-
minuisce la taglia dei soggetti che possono offrire flessibilita, nasce I'esi-
genza di aggregare tali risorse — come del resto avviene sul mercato fisico
dell’energia dove i piccoli clienti demandano a un operatore professionale
(il fornitore) di operare in borsa o stipulare accordi bilaterali.

Il secondo punto deriva dalla considerazione che, cosi come ciascun
cliente finale pud scegliere il proprio fornitore di energia elettrica, cosi i
soggetti che vorranno offrire la propria flessibilita potranno in generale
scegliere il proprio aggregatore.

Pertanto, I'operatore commerciale che ha in capo la responsabilita di ri-
spettare il programma di immissione, o prelievo, del proprio portafoglio
clienti (BRP - Balance Responsible Party o UdD - Utente del Dispac-
ciamento nella nomenclatura italiana), potra avere nel proprio portafoglio
alcuni clienti che offrono flessibilita agli aggregatori (BSP - Balancing Ser-
vice Provider) per il mercato dei servizi.

In estrema sintesi, la potenziale non coincidenza tra questi due soggetti di
mercato (il BSP, che fornisce servizi di dispacciamento a Terna, € il BRP,
responsabile del pagamento dei corrispettivi di sbilanciamento effettivo)
rende necessario stabilire degli schemi di interazione. Inoltre, nel caso piu
generale vi possono essere ulteriori livelli intermedi di aggregazione tra
la risorsa di flessibilita e I'operatore che offre tale flessibilita sul mercato.
A complicare ulteriormente il quadro, occorre sottolineare come vi possa
essere, infine, un soggetto tecnologico terzo che si occupa di realizzare e
manutenere l'infrastruttura su cui si appoggia I’aggregatore per realizzare
il proprio business (v. cap. 7 per approfondimenti).

Si evidenzia come, nei diversi contesti regolatori e di mercato, ruoli di-
versi possono fare capo ad un singolo soggetto, mentre cido non avviene
nel caso dei modelli di mercato pit complessi, adottati in alcuni paesi.
Nel seguito del capitolo sono riportati alcuni esempi reali di aggregazione
con riferimento a tali schemi di interazione che, sostanzialmente, differi-
scono rispetto alle caratteristiche dei soggetti abilitati, alla coincidenza
delle varie figure commerciali e per la modalita in cui si regolano le partite
economiche relative agli sbilanciamenti che nascono dall’attivazione della
flessibilita. Come visto, il BRP (fornitore di energia, semplificando) ha il
compito di definire il programma di prelievo (o immissione) in cui dichiara
la quantita di energia che deve essere prelevata (0 immessa) in ciascun
intervallo rilevante (es. ora, quarto d’'ora) del periodo (es. giorno) cui il
programma si riferisce, da parte del proprio portafoglio di clienti. In caso
di mancato rispetto del programma, gli vengono attribuiti i corrispondenti
oneri di sbilanciamento che, in funzione della tipologia di contratto, sono
traslati ai clienti finali. L'introduzione del corrispettivo di sbilanciamento in
un contratto di fornitura & oggetto, in linea generale, di trattativa tra cliente
e fornitore: in alcuni paesi del nord Europa ¢ lasciata piena liberta a clienti
di grandi dimensioni (tipicamente industriali) di poter delegare la propria
responsabilita sugli sbilanciamenti a soggetti differenti dal fornitore.

Una buona capacita previsionale dei consumi di energia elettrica per i
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punti di prelievo o per gli aggregati di utenze in cui il prelievo sia significa-
tivo) permette di ridurre gli oneri di sbilanciamento.

Tuttavia, anche le migliori previsioni possono essere disattese quando
un cliente offre un servizio di flessibilita a un Aggregatore. A fronte di un
ordine di dispacciamento del TSO, il BSP puo riuscire ad attivare total-
mente o meno la flessibilita promessa, e vi &€ pertanto una variazione
dell’energia assorbita, o immessa, prevista dal fornitore (BRP). A meno
che il ruolo del BSP non coincida con quello del BRP, non € possibile in
alcun modo prevedere in anticipo I'entita dello sbilanciamento. Dalla pro-
pria remunerazione, I’Aggregatore dovra pertanto detrarre I'importo che
serve a compensare il Fornitore per I'energia non fatturata ai propri Clienti
e la eventuale penale da corrispondere in caso di attivazione solo parziale
della flessibilita concordata.

Gli aspetti finora descritti sono stati ritenuti per lungo tempo d’ostacolo
per la partecipazione dei piccoli soggetti tramite la figura dell’ Aggregatore
indipendente. Nei Paesi europei che hanno raggiuto un sufficiente grado
di maturita nell’affrontare questa problematica, si sono tuttavia trovate
delle forme di contratto che hanno consentito la coesistenza nel mercato
del Fornitore di energia e dell’Aggregatore indipendente. Il processo av-
viato per I'armonizzazione dei rapporti tra queste due figure ha favorito
la nascita di nuovi schemi di aggregazione con livelli di complessita cre-
scenti (v. paragrafo 6.1). Ciascuno di essi si applica a un servizio specifico
e dipende dalla tipologia di flessibilita attivata e dal contesto regolatorio
in cui lo si utilizza [1]. Le opportunita di business per la domanda, anche
in forma aggregata, si differenziano infatti in funzione del contesto di mer-
cato nel quale si offre la flessibilita: mercato all'ingrosso (mercato spot),
mercato dei servizi ausiliari o entrambi i mercati.

A livello europeo ogni paese adotta una propria nomenclatura per iden-
tificare lo specifico servizio richiesto sul mercato. Al fine di comprendere
le differenti terminologie, si riporta di seguito la nomenclatura standard
europea adottata nei codice di rete ENTSO-E [3][2][4]).

Relativamente al tema della “Load-Frequency Control and Reserves” &
riportata una classificazione delle risorse richieste per la regolazione della
frequenza e per il ripristino della riserva necessaria a mantenere la fre-
quenza stabile al valore nominale. La classificazione delle risorse ¢ effet-
tuata, sostanzialmente, in funzione del tempo di attivazione e del tempo
di consegna.

Tabella 6.1
Corrispondenza tra nomenclatura nel codice di rete Terna e nomenclatura ENTSO-E per le
risorse e servizi nel contesto europeo.

Nella tabella 6.1 si riporta rispettivamente la risorsa come identificata dal
codice di rete Terna (colonna 1), la corrispondente risorsa identificata dal
codice ENTSO-E (colonna 2), la tipologia del servizio secondo il codice
Terna ed ENTSO-E.



| servizi offerti dagli aggregatori, seppur sotto forme commerciali appa-

rentemente differenti, presentano caratteristiche comuni in termini di re-

munerazione che permettono di raggrupparli in 3 macro gruppi:

e Servizi remunerati in capacita: viene remunerata la disponibilita
a ridurre (servizio a salire) 0 ad incrementare (servizio a scendere) il
carico dell’'utenza per una determinata quantita di potenza.

e Servizi remunerati in energia: la remunerazione & funzione della
quantita di energia consumata in meno (servizio a salire) o in piu (ser-
vizio a scendere) da parte dell’'utenza, rispetto ad un programma pre-
definito. Questi servizi sono tipicamente utilizzati per I'ottimizzazione
del portafoglio dell’aggregatore e il trading sul mercato dell’energia.

e Servizi ibridi: sono remunerati sia in capacita che in energia.

Per completezza, si richiama il concetto di “centrali elettriche virtuali”,
introdotto alcuni anni fa. Le VPP (Virtual Power Plant - VPP) hanno I'obiet-
tivo di ottenere il maggior profitto per i proprietari degli impianti di gene-
razione, 0 piu in generale di risorse energetiche distribuite, anche grazie
alla fornitura di servizi di flessibilita al sistema elettrico. | centri di controllo
di VPP sono basati su sistemi di gestione delle risorse (es. Distributed
Energy Management System) e soluzioni loT per la raccolta e il monito-
raggio della produzione di ciascun impianto. Ottimizzando la produzione
(ed eventuale consumo) delle differenti risorse all’interno dell’impianto ag-
gregato virtuale, il soggetto di mercato che aggrega le risorse della VPP
€ in grado di generare un profitto per sé e per i partecipanti vendendo la
flessibilita di questi ultimi nei mercati, nel rispetto dei vincoli imposti dai
singoli siti (es. piani industriali di produzione, condizioni minime di benes-
sere termo igrometrico di un ambiente).

6.1 Modelli per I'implementazione
dell’Aggregatore

Nel presente paragrafo si descrive la classificazione introdotta da USEF
— Universal Smart Energy Framework in [5][6] di possibili modelli per I'im-
plementazione della figura dell’Aggregatore, alcuni dei quali gia utilizzati
nel contesto europeo. Tali modelli vedono una molteplicita di soggetti e di
ruoli svolti inusuale per I'esperienza italiana: essi tuttavia risultano di inte-
resse al fine di dare conto del livello di complessita a cui ci si pud spingere
e di dare indicazioni su come tale mercato potrebbe evolvere.
| soggetti coinvolti in tali modelli sono i seguenti:
e Prosumer: utente finale (residenziale, commerciale o industriale) in
grado di consumare e/o produrre energia, dotato di un sistema di
controllo che rende possibile attuare una variazione delle immissioni
el senuito s fa erimento i e/o dei prelievi in risposta alla richiesta di un Aggregatore.
lel sequito si fara riferimento in ; \ . . .
particolare alla fornitura di servizi - ©  Aggregatore: soggetto in grado di aggregare e attivare risorse di
alTso. flessibilita fornite da Prosumer, al fine di fornire servizi di flessibilita, in
generale, a un Fornitore, a un Balance Responsible Party (BRP), a un
DSO oppure a un TSO', in quest’ultimo caso attraverso un Balancing
Service Provider (BSP).
e Fornitore (SUP): soggetto responsabile della vendita/acquisto ai/



2 Nel seguito, per semplicita di
descrizione, si fara riferimento
non a Prosumer in senso stretto,
bensi a clienti finali “passivi”, che
consumano energia acquistata
dal Fornitore, ma non ne produ-
cono.

3 Questo modello di BRP é tipi-
co dei sistemi elettrici basati sul
“self-dispatching”, diffuso nella
maggioranza dei paesi europei,
a differenza del sistema italiano,
basato sul “central dispatching”.
Nel primo caso e il BRP a defi-
nire il dispacciamento delle unita
facenti parte del suo portafoglio,
al fine di mantenerlo bilanciato,
mentre nel secondo caso e il
TS0 a definire il dispacciamento
delle varie unita, svolgendo un
cosiddetto Integrated Scheduling
Process (in ltalia svolto da TERNA
nell’ambito di MSD).

* Periodo temporale nel quale
vengono calcolati gli sbilancia-
menti, tipicamente della durata di
15 minuti o 1 ora.

5 Gli oneri possono anche essere
negativi, 0ssia costituire proventi,
nel caso in cui lo sbilanciamento
del BRP sia nel verso opposto a
quello del sistema.

% Detto anche “correzione del
perimetro” del BRPsup.
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dai Prosumer dell’energia da essi consumata/prodotta?. Nel caso piu
semplice, ad es. in Italia, il Fornitore & anche responsabile degli sbi-
lanciamenti (BRP) del proprio portafoglio di Prosumer.

Balance Responsible Party (BRP): soggetto responsabile di bi-
lanciare attivamente generazione e consumo di un portafoglio® che
pud comprendere Produttori, Fornitori, Aggregatori e Prosumer. Nel
caso in un Imbalance Settlement Period (ISP)* fornitura e consumo di
energia del proprio portafoglio non si compensino, il BRP & soggetto
al pagamento di oneri® di shilanciamento.

1. BRP del Fornitore (BRP_, ): nel caso piu generale, il
Fornitore delega ad un BRP (detto BR Sup) la responsabilita del bi-
lanciamento del proprio portafoglio di Prosumer.

2. BRP dell’Aggregatore (BRP_ ): nel caso piu generale,
I’Aggregatore delega ad un BRP (detto BRI%a ) la responsabilita de-
gli sbilanciamenti derivanti dall’attivazione defle risorse di flessibilita:
I'attivazione infatti determina uno sbilanciamento nel portafoglio del
BRP_ , che deve essere corretto mediante un “trasferimento di ener-
gia®” fral BRP,, e il BRP_

Balancing Service Provider (BSP): soggetto responsabile della
fornitura di servizi di bilanciamento al TSO, derivanti dall’attivazione
di risorse di flessibilita da parte di un Aggregatore. Ogni offerta di
servizi di bilanciamento presentata da un BSP al TSO & assegnata
ad uno o piu BRP.

Meter Data Company (MDC): soggetto responsabile dell’acquisi-
zione e della validazione dei dati di misura dell’energia, necessari per
il saldo delle transazioni relative sia all’energia da fornire a program-
ma che alla flessibilita attivata. In molti paesi, tra cui I'ltalia, questo
ruolo & svolto dal DSO.

Allocation Responsible Party (ARP): soggetto responsabile della
comunicazione dei dati di produzione e consumo per ciascun Imba-
lance Settlement Period (ISP), sia a livello di singolo Prosumer che
a livello di aggregato, necessari per il saldo delle transazioni sia di
energia che di flessibilita (si veda il paragrafo 6.1.6).

Definiti gli attori, nel seguito vengono descritte le loro attivita e relazioni
nelle diverse fasi che Ii coinvolgono. Tali fasi sono:

1) Contrattazione

2) Pianificazione / Validazione
3) Fase operativa

4) Saldo



7 La figura riporta come esempio
il servizio di Frequency Restora-
tion Reserve — FRR.

Contrattazione

Figura 6.1
Fase di Contrattazione (fonte: [5])

’Aggregatore stipula contratti di acquisto di flessibilita con i Prosumer
per poter controllare le rispettive risorse, nonché contratti di vendita al
BSP dei servizi di flessibilita” che questi offrira al TSO. L’Aggregatore inol-
tre informa il DSO sul suo portafoglio di risorse flessibili, in modo che
quest’ultimo possa gestire possibili impatti sulla sua rete dovuti all’attiva-
zione di tali risorse, e si registra presso la MDC al fine di ricevere i dati di
misura per il saldo della flessibilita attivata. °'Aggregatore stipula anche
un contratto con il BRP_, che si rendera responsabile degli sbilancia-
menti derivanti dall’ attlvaZ|one delle risorse di flessibilita. In certi modelli,
I’Aggregatore stipula anche un contratto con il Fornitore per saldare il
“trasferimento di energia” venduta dal Fornitore, ma non consumata dai
Prosumer in seguito all’attivazione della loro flessibilita. Analogamente, il
BRP,. stipula un contratto con il BRF’SU'D ai fini della “correzione del peri-
metro” di quest’ultimo.
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Pianificazione / Validazione

Figura 6.2
Fase di Pianificazione / Validazione (fonte: [5])

Prima della Fase Operativa (ad es. il giorno prima), I’Aggregatore deter-
mina lo stato del suo portafoglio di risorse flessibili in funzione dei piani di
gestione delle risorse e delle previsioni fornitegli dai Prosumer. In caso di
vincoli sulla rete di distribuzione, il DSO pud imporre restrizioni all’ utilizzo
delle risorse di flessibilita oppure a sua volta richiedere servizi di flessibilita
per risolvere tali vincoli. Noto lo stato previsto del suo portafoglio risorse,
I’Aggregatore puo offrirle al BSP, che a sua volta le offrira al TSO per la
fornitura dei servizi da esso richiesti. Il BRP_ e il BRP, comunicano i ri-
spettivi programmi al TSO. Il programma del %RPagr include informazioni
sulle offerte di flessibilita presentate dall’ Aggregatore al BSP.



Figura 6.3
Fase Operativa (fonte: [5])

Fase Operativa

Durante la Fase Operativa, le risorse di flessibilita dei Prosumer sono co-
stantemente monitorate e le loro misure, tramite I’Aggregatore e il BSP,
sono inviate al TSO per determinare una baseline prima dell’attivazione, e
per verificare che il servizio richiesto sia stato fornito, durante I'attivazio-
ne. Appena il TSO rileva uno shilanciamento nel sistema, esso richiede
al BSP il servizio necessario a contrastarlo. A sua volta, il BSP richie-
de all’Aggregatore di attivare una corrispondente quantita di flessibilita e
quest’ultimo provvede ad attivare le opportune risorse nella disponibilita
dei Prosumer. Nel caso il BRP_ = disponga di misure in tempo reale delle
immissioni/prelievi del suo portafoglio, I’Aggregatore lo informa dell’atti-
vazione della flessibilita dei Prosumer che ricadono nel suo portafoglio,
al fine di evitare che esso ponga in atto azioni di “controbilanciamento”.
Inoltre, la MDC raccoglie tutte le misure che saranno necessarie per la
fase di saldo. L'attivazione delle risorse di flessibilita determina uno sbilan-
ciamento nel portafoglio del BRPSUp, mentre il Fornitore si ritrova a fornire
meno energia rispetto a quanto programmato, essendo stata attivata una
riduzione della domanda da parte dei Prosumer.
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Figura 6.4
Fase di Saldo (fonte: [5])

Saldo

Nella Figura 6.4 le frecce verdi rappresentano trasferimenti finanziari. La
MDC raccoglie e distribuisce a tutti i soggetti interessati i dati di misura,
rendendo possibile la quantificazione della flessibilita attivata. Si realizza
quindi il “trasferimento di energia” tra il BRPagr eil BRP__che serve a “cor-
reggerne il perimetro”, ossia a compensare o sbilanciamento causato a
quest’ultimo dall’attivazione della flessibilita dei Prosumer facenti parte
del suo portafoglio, da parte dell’Aggregatore. Anche il Fornitore viene
compensato del fatto che, in seguito all’attivazione della flessibilita dei
propri Prosumer, si trova ad aver fornito meno energia rispetto a quan-
to programmato. Se e in che modo avvenga questo “trasferimento di
energia” dipende dai diversi modelli di implementazione dell’Aggregatore,
descritti nel seguito. Dopo il “trasferimento di energia”, il saldo degli sbi-
lanciamenti ha luogo, il BSP viene remunerato per il servizio fornito e cio
costituisce la base per la remunerazione dell’Aggregatore e, a loro volta,
dei Prosumer per la flessibilita attivata.

Nella Figura 6.5 sono schematizzati i flussi di energia (numeri sulle frecce)
e gli shilanciamenti dei vari BRP (numeri in alto a destra dei cerchi).



Figura 6.5
Flussi di energia e shilanciamenti dei vari BRP nella fase Operativa (fonte: [5])

Lo schema di sinistra mostra il flusso di energia da 100 unita procurate
dal BRP_ al Fornitore e da questi fornite ai Prosumer. Contestualmente,
un BRP terzo (denominato BRP,_ in figura) causa uno sbilanciamento
negativo nel suo portafoglio, e quindi nel sistema, trovandosi in carenza
di 20 unita di energia (sbilanciamento = -20). Il TSO quindi richiede al BSP
di intervenire.

Lo schema di destra mostra come il BSP richieda all’Aggregatore I'attiva-
zione delle risorse dei Prosumer, i quali riducono di 20 unita il loro consu-
mo (da 100 a 80 unita), causando al BRP , uno sbilanciamento posmvo
di 2O unita. Contestualmente, il BRP assomato al’Aggregatore “conse-
gna” al TSO le 20 unita di energia necessarie a ribilanciare i portafoglio
del BRP_, (ed anche il sistema), trovandosi quindi in carenza di 20 unita
di energia (sbilanciamento = -20). Lo sbilanciamento negativo di -20 unita
del BRP , mediante il “trasferimento di energia” dal BRP_ _al BRP , an-
draa correggere il perimetro” del BRP o azzerandone lo sbﬂanmamento
positivo di +20 unita. Sulle 20 unita fornitegli dal TSO, BRPext paghera i
relativi oneri di sbilanciamento.

Nel’ambito del framework generale sopra descritto, riguardo ai diversi
modelli di implementazione dell’Aggregatore, USEF in [5] e [6] ne defini-
sce 7, in funzione del fatto che, oltre al BRP_ , vi sia la presenza anche
del BRP , ed in funzione del fatto che vi sia o meno un contratto tra
Aggregatore e BRP, _ (siveda la Figura 6.6). Nel seguito vengono sinteti-
camente descritti tali modelli.
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Figura 6.6
Flussi di energia e shilanciamenti dei vari BRP nella fase Operativa (fonte: [5])

6.7.1 Modello Integrato

Nel modello “Integrato” la figura del Fornitore e quella dell’ Aggregatore
coincidono: non & quindi necessaria la compensazione tra i due degli sbi-
lanciamenti causati dall’attivazione della flessibilita e della mancata ener-
gia fornita ai Prosumer, né & necessaria la presenza del BRP__ .

I modello “Integrato” e utilizzato ad esempio nei paesi scandinavi.

6.1.2 Modello Broker

Nel modello “Broker”, che vede I'assenza del BRPagr, I’Aggregatore tra-
sferisce direttamente al BRP, _ la responsabilita per gli sbilanciamenti de-
terminati dall’attivazione della flessibilita. La compensazione degli sbilan-
ciamenti causati dall’attivazione della flessibilita e della mancata energia
fornita ai Prosumer & regolata mediante uno specifico contratto stipulato
tra Aggregatore e BRPSUP.

I modello “Broker” non risulta essere ad oggi utilizzato.

6.1.3 Modello Contrattuale

Nel modello “Contrattuale” I’Aggregatore ha un contratto con il BRP__, a
cui delega la responsabilita degli shilanciamenti derivanti dall’attivazione
delle risorse di flessibilita, nonché un contratto con il Fornitore relativo al
“trasferimento di energia” da quest’ultimo non fornita ai Prosumer rispet-
to a quanto programmato. Il BRP, —ed il BRP_ hanno, a loro volta, un
contratto per la “correzione del perimetro” del BERP_ . L'’Aggregatore o il
BRP__. hanno un contratto con il BSP, relativo alla fornitura di risorse di
flessibilita.

I modello “Contrattuale” e utilizzato ad esempio in Austria, Germania,
Francia e Finlandia.



& Questo ruolo puo essere svolto
dal TSO, come in Francia e Sviz-
zera.

6. 1.4 Modello Non Corretto

Nel modello “Non Corretto”, che vede I'assenza del BRP, , non viene
effettuata alcuna “correzione del perimetro” del BRP_ (da cli || nome del
modello). Al contrario, lo sbilanciamento del BF%F’Su conseguente all’at-
tivazione delle risorse di flessibilita dei Prosumer da parte dell’Aggrega-
tore viene gestito attraverso la normale regolazione degli sbilanciamenti.
Trattandosi di uno sbilanciamento che “aiuta” il sistema a ribilanciarsi, gli
oneri di sbilanciamento sostenuti dal BRP_, , saranno tipicamente negati-
vi, ossia costituiranno per esso una remunerazione.

Il modello “Non Corretto” € utilizzato ad esempio in Gran Bretagna, Belgio
e Irlanda.

6.1.5 Modello Corretto

Nel modello “Corretto” il BRP, mantiene la responsabilita degli sbilancia-
menti corrispondenti alla flessibilita attivata (differenza tra consumo reale
dei Prosumer e baseline). Tuttavia, le misure dei prelievi dei Prosumer
vengono convenzionalmente “corrette” dalla MDC, depurandole dell’am-
montare della flessibilita attivata (ossia riportandole al valore di baseline),
annullando cosi lo shilanciamento del BRP_ e consentendo al Fornitore
di fatturare quanto programmato. Di conseguenza, il “trasferimento di
energia” coinvolge direttamente i Prosumer, che vengono compensati
dall’Aggregatore per la quantita di energia che & stata loro fatturata dal
Fornitore, ma che in realta non & stata consumata.

I modello “Corretto” € utilizzato ad esempio in Belgio, Francia e Germa-
nia.

6.1.6 Modello Saldo Centralizzato

Nel modello “Saldo Centralizzato” il BRP, ~mantiene la responsab|llta
degli sbilanciamenti corrispondenti alla flessibilita attivata. La “correzione
dei perimetri” del BRP_ e del BRP, e la compensazione al Fornitore
per I'energia da quest’ Ultimo non fornita ai Prosumer rispetto a quanto
programmato sono realizzate dall’entita centrale denominata Allocation
Responsible Party (ARP)2.

6.1.7 Modello Beneficio Netto

I modello “Beneficio Netto” & simile al modello “Saldo Centralizzato”, tut-
tavia il costo della “correzione del perimetro” del BF%F’Sup non & posto a
carico dell’Aggregatore, bensi € socializzato. La socializzazione del costo
puod essere limitata a situazioni in cui I'attivazione della flessibilita porta a
risparmi di energia.

I modello “Beneficio Netto” € quello prevalentemente utilizzato negli Stati
Uniti.
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6.2 La partecipazione della domanda
nel contesto europeo e nel contesto
italiano

Come visto in cap. 4 (e dettagliato successivamente), nel Giugno 2016
I’Autorita di Regolazione per Energia Reti e Ambiente ha avviato la prima
fase della riforma dei mercati dei servizi di dispacciamento finalizzata a
consentire, in tempi rapidi, alla generazione distribuita, alla domanda e
alle fonti rinnovabili non programmabili di accedere al Mercato per il Ser-
vizio di Dispacciamento (MSD). Per soddisfare gli obiettivi della riforma
€ necessario abilitare progressivamente la flessibilita offerta dall’utenza,
tramite nuovi meccanismi di remunerazione che includano anche la par-
tecipazione su MSD delle UVA (Unita Virtuali Abilitate) rilevanti ora non
abilitate e delle unita non rilevanti su base aggregata. L’analisi condotta
dall’associazione SEDC (Smart Energy Demand Coalition) dimostra, in-
fatti, che una sufficiente regolamentazione dei ruoli dei soggetti operanti
nel mercato favorisce la nascita di nuovi modelli di business e rende |l
mercato pienamente attivo, capace cioe di coniugare in maniera piu effi-
ciente la domanda con I'offerta (Figura 6.7) [7][8][9][10].

Figura 6.7
Situazione a fine 2016 della partecipazione della domanda ai mercati della
flessibilita in Europa.



Lo studio condotto dall’associazione SEDC ha indagato quattro aspetti:

1. Quanto la domanda ¢ abilitata come risorsa all'interno dei differenti
mercati elettrici nazionali (mercato dell’energia, dei servizi di bilancia-
mento e dei servizi di dispacciamento).

2. Come sono definiti i ruoli e le responsabilita delle parti coinvolte: in
particolare, il report analizza quali paesi hanno regolamentato accordi
standardizzati tra responsabili del servizio di bilanciamento, fornitori
di energia elettrica e aggregatori.

3. | requisiti dei diversi programmi/prodotti che abilitano la domanda a
partecipare a servizi a mercato, per esempio il numero di attivazioni
massime consentite e i vincoli operativi dell'impianto per la parteci-
pazione.

4. Grado di standardizzazione dei regolamenti e misure di trasparenza
su come deve essere misurato e remunerato il servizio di flessibilita
offerto dalla domanda.

L'aspetto chiave per la creazione di un mercato competitivo € risultato
essere la promozione di una domanda flessibile in un disegno di mercato
che tuteli gli interessi dei consumatori e crei condizioni di trasparenza per
tutti gli operatori di mercato. Come discusso in precedenza, i consuma-
tori che desiderano generare ricavi dalla loro flessibilita devono poter sce-
gliere liberamente il proprio fornitore di servizi (aggregatore) e non essere
limitati alla scelta di un aggregatore legato o approvato dal proprio for-
nitore di energia [11]. Anche dal punto di vista tecnico il potenziale della
domanda risulta a volte inespresso: i requisiti di partecipazione ai servizi
di regolazione rendono difficoltosa la partecipazione dei consumatori an-
che in forma aggregata perché spesso essi non in grado di regolare il loro
consumo per lunghi periodi come a volte richiesto dai prodotti esistenti
sul mercato.

Dall’analisi effettuata dall’associazione SEDC, si riscontra che, laddove il
ruolo dell’aggregatore indipendente € ben definito (es. Francia, Svizzera),
I'apertura della domanda aggregata a nuovi servizi pud generare delle
incoraggianti prospettive di guadagno al consumatore finale [12] [13]. |
Paesi europei che oggi offrono potenzialmente un quadro favorevole per
la nascita di questa figura sono Belgio, Svizzera e Gran Bretagna, che
presentano tuttavia ancora delle barriere di natura regolatoria [14][15]; in
questi stati, infatti, 'aggregatore deve ottenere il permesso dal fornitore
del cliente per operare sul carico dello stesso e compensare quest’ultimo
per la mancata fornitura di energia all’utenza che partecipa al servizio di
flessibilita. Nel Febbraio 2017 la commissione europea ha voluto elimi-
nare queste barriere specificando la necessita di favorire I'ingresso non
discriminatorio dell’aggregatore indipendente nei mercati [16]. A valle di
questa disposizione, la Germania, i paesi nordici e I’Austria hanno avviato
un processo di riforma per regolare questa figura mentre la Francia ha
provveduto a delineare il rapporto finanziario tra il fornitore di energia e
I’'aggregatore indipendente, stabilendo una forma di compensazione con
un accordo amministrativo definito a livello nazionale per regolare i corri-
spettivi di sbilanciamento [17]. Nel resto dell’Europa si verificano ancora
situazioni in cui la partecipazione della domanda ¢ limitata alle singole
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unita di consumo di grande taglia (come awviene in Slovenia, Polonia,
Estonia, Spagna) e Stati in cui I'apertura della domanda aggregata ¢ tra-
dizionalmente quasi inesistente (Estonia, la Spagna e, finora, I'ltalia) ma
dove &€ comunqgue sorto I'interesse a esplorare il suo potenziale [18]. In
Tabella 6.2 € riassunto il grado di accesso e partecipazione della doman-
da ai mercati all'ingrosso sia a livello di singola unita che di aggregato.
Per “accesso” qui si intende un sufficiente livello di regolamentazione che
offre la potenziale partecipazione della domanda alla fornitura di un servi-
zio, mentre per “partecipazione” si intende I'effettiva abilitazione a fornire
il servizio. Si evidenzia come, in alcuni paesi, la flessibilita possa essere
offerta non solo per servizi “globali” al gestore della rete di trasmissione
ma anche per servizi “locali” al distributore.

Tabella 6.2
Accesso della domanda ai mercati all’ingrosso nei paesi commercialmente attivi.



Legenda: +/: accesso della domanda — X: mercato chiuso +/: mercato aperto ma
non sufficientemente regolamentato -: nessuna informazione in merito

La Tabella 6.3 riassume la tipologia di servizio in cui la domanda e la generazione
non rilevante possono partecipare nei diversi paesi.

Tabella 6.3

Servizi ausliari e di bilanciamento, nei paesi EU commercialmente attivi.

In via del tutto generale, ogni modello che definisce le interazioni tra i
soggetti di mercato potrebbe essere applicato al caso italiano. La scelta
puod essere condotta sulla base di due criteri espressamente richiamati in
delibera 300/17:

1. coincidenza o meno dell’'utente del dispacciamento (BRP) e del BSP,
2. natura del servizio offerto: riserva terziaria a salire di sostituzione e
servizi di bilanciamento.
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Nel seguito sono riepilogate le principali caratteristiche dei nuovi soggetti
che sono abilitati alla fornitura di servizi di flessibilita, con particolare rife-
rimento agli aggregati di carico e generazione, € le relazioni tra i diversi
attori del mercato.

6.3 Opportunita di aggregazione per la
ﬁ/o/manda e la generazione distribuita in
alia

6.3.1 Contesto regolatorio

Con la citata delibera 300/2017/R/eel [19] “Prima apertura del mercato
per il servizio di dispacciamento (MSD) [..]” I’Autorita ha definito i criteri
per consentire alla domanda, alle unita di produzione fino ad allora esclu-
se (rilevanti ma da fonti rinnovabili non programmabili; non rilevanti ossia
la generazione distribuita) di partecipare al mercato dei servizi di dispac-
ciamento (MSD), il cui contesto € gia stato ampiamente trattato all'interno
del capitolo 4, nellambito di progetti pilota. L'apertura riguarda, inoltre, i
sistemi di accumulo.

Il documento prevede che le unita di produzione e di consumo non rile-
vanti possano essere abilitate a MSD su base aggregata, secondo op-
portuni criteri di localizzazione geografica (“perimetri di aggregazione”),
costituendo punti di dispacciamento per Unita Virtuali Abilitate (UVA).
Sono inoltre abilitate le unita rilevanti da fonte rinnovabile non program-
mabile, con partecipazione non aggregata a MSD.

Per il momento la delibera 300/17 esclude dai progetti pilota servizi quali
la riserva primaria, secondaria € la risoluzione di congestioni, ma introdu-
ce la possibilita di impiego di sistemi di accumulo e la remunerazione di
servizi finora non valorizzati economicamente (per es. la regolazione di
tensione). Nella sostanza, € riproposto il concetto di rilevanza per I'abilita-
zione a MSD, ma I’abilitazione € ampliata a una diversa platea di soggetti
(Figura 6.8): le Unita Virtuali Abilitate possono essere costituite da unita
di carico (UVAC), da unita di produzione (UVAP), da entrambe le tipologie
(UVAM, unita “miste) e, infine, sono stati previsti aggregati su base nodale
(UVAN); come si vedra nel seguito, per queste ultime due tipologie non
sono ancora state definite le caratteristiche da progetti pilota.



Figura 6.8
Requisiti per abilitazione MSD - situazione post delibera 300/17.

In particolare, la delibera ha disposto quanto segue:

L’abilitazione a MSD rimane obbligatoria per tutte le unita di produzio-
ne rilevanti che rispettano i requisiti previsti dal Codice di rete, mentre
e volontaria per le altre unita di produzione rilevanti (alimentate da fonti
rinnovabili non programmabili) e per le unita di produzione e consumo
non rilevanti;

Non € comunque consentita I'abilitazione a MSD delle unita di consu-
mo e di produzione non trattate almeno su base oraria (tipicamente
connesse in bassa tensione e con potenza disponibile inferiore o ugua-
le a 55 kW), poiché la partecipazione di utenze convenzionalmente
“profilate” e non misurate sarebbe difficimente gestibile da parte dei
relativi utenti del dispacciamento. Questa condizione esclude, al mo-
mento, i piccoli utenti del servizio elettrico dalla sperimentazione; la
prossima diffusione dei meter di seconda generazione [20] potrebbe
ampliare la possibilita di partecipazione a MSD anche di questo tipo di
utenze, come awviene in altri paesi (v. capitolo 7);

Non & consentita I'abilitazione a MSD delle unita di consumo in regime
di servizio di interrompibilita o di super interrompibilita, perché servizio
negoziato al di fuori di MSD;

L’abilitazione a MSD pud essere ottenuta per la fornitura anche di uno
solo dei servizi previsti dal Codice di rete, ed € possibile abilitarsi alla
fornitura anche di una sola fra le modalita “a salire” e “a scendere”
(servizio asimmetrico);

Le imprese distributrici siano informate in merito alle nuove abilitazioni
a MSD, per segnalare a Terna e agli utenti del dispacciamento interes-
sati 'eventuale presenza di criticita sulle proprie reti da considerare in
sede di costituzione dell’'unita virtuale aggregata.

A differenza di quanto awviene per le unita rilevanti, che partecipano sin-
golarmente sia a MGP (Mercato del Giorno Prima) sia a MSD (e pertanto
il BRP coincide con il BSP), nel caso di UVAP e di UVAC la controparte
di Terna per la fornitura delle risorse di dispacciamento ¢ il BSP, che pud
essere pertanto distinto dall’'utente del dispacciamento.

Un sito non rilevante di produzione o di carico afferisce rispettivamente a
una Unita di Produzione (UC) o Unita di Carico (UP) ai fini del mercato del
giorno prima, mentre ricade all’interno di una UVA ai fini della partecipa-
zione a MSD. Ne consegue la coincidenza o meno delle figure dell’Utente
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del Dispacciamento (UdD, ossia il responsabile degli sbilanciamenti) e del
Balance Service Provider (BSP, responsabile dell’attuazione dell’ordine di
dispacciamento), come schematizzato in Tabella 6.4.

Tabella 6.4
Accesso della domanda ai mercati all’ingrosso nei paesi commercialmente attivi.

In caso di mancata coincidenza tra BSP e utente del dispacciamento, per
ogni periodo rilevante Terna riconosce al BSP il prodotto tra volume sotteso
all’offerta accettata su MSD riguardante una UVA e il prezzo cui é stata of-
ferta la risorsa selezionata e transa con il BSP il prodotto tra quantita di va-
riazione del programma di ciascun utente di dispacciamento intestatario di
UVA e prezzo unico nazionale (per le UVAC) o prezzo zonale (per le UVAP).
Qualora un ordine di dispacciamento non risulti soddisfatto da parte delle
UVA, il BSP ¢ tenuto a corrispondere a Terna un corrispettivo per il man-
cato rispetto degli ordini di dispacciamento, finalizzato a evitare che la UVA
possa trarre vantaggio dalla differenza fra il prezzo di sbilanciamento e il
prezzo di attivazione delle offerte presentate su MSD.

La delibera ha inoltre stabilito che entro il 30 giugno 2017 fosse proposto
al’Autorita almeno un progetto pilota relativo alla partecipazione della do-



manda, con awio dal giugno stesso, mentre per i progetti pilota di UVAP
la scadenza & stata inizialmente fissata nel 31 luglio 2017. In seguito le
richieste di qualificazione delle unita di produzione non rilevanti da abilitare
a MSD da inviare a Terna sono state fissate dal 1 novembre 2017.

Ruoli, relative funzioni e scambi informativi all'interno di MGP e MSD sono
riassunti in Figura 6.9.

Figura 6.9
Ruoli e funzioni all’interno del Mercato del Giorno Prima (MGP) e del Mercato dei Servizi di
Dispacciamento (MSD).

Legenda - UP: Unita di Produzione, UC: Unita di Consumo, UPDC: Unita
Periferica Distacco Carico, UPMG: Unita Periferica Monitoraggio Genera-
zione (v. cap. 7), UdD: Utente del Dispacciamento, BRP: Balance Respon-
sible Party, BSP: Balance Service Provider.

Come previsto dalla delibera 300/2017/R/eel in tema di avio di ulteriori
progetti promossi di propria iniziativa da Terna o su proposta di operatori,
dal 20/10/2017 sono state definite le modalita procedurali per avanzare
proposte da parte di operatori del settore, diversi dal Gestore dei servi-
zZi energetici e dall’Acquirente Unico, senza distinzione di tipologia di UVA
trattata. Le proposte, pur sempre soggette alla valutazione di ammissibilita
da parte di Terna, devono in questo caso includere, oltre alla descrizione
della proposta, delle tempistiche e della finalita del progetto, I'indicazione
dei benefici e dei potenziali costi per il sistema. In quest’ambito Terna ha
awiato la revisione del proprio codice di rete e dei relativi allegati attraverso
una procedura di consultazione conclusa nel novembre 2017.
A partire dal 21/11/2017 Terna ha sottoposto alla consultazione degli ope-
ratori un progetto pilota per I'approvvigionamento a termine del servizio di
regolazione di tensione. Nel documento di consultazione si regolamenta
la qualificazione alla partecipazione gli Utenti del Dispacciamento (UdD) in
immissione, attraverso la dotazione di:
e Dispositivi in grado di fornire una regolazione continua e automatica
della tensione mediante assorbimento/immissione di potenza reattiva,
connessi a nodi di rete specifici;
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Un apparato per la regolazione secondaria di tensione centralizzata;

e Un apparato “UVRQ” per la misura e la verifica al punto di scambio
del’energia reattiva e della capacita resa disponibile (massima in so-
vra- e sotto-eccitazione).

Ciascun Utente del Dispacciamento pud cosi presentare una offerta, per il

periodo di validita del servizio, contenente:

e | a capacita offerta (valore minimo tra i massimi di potenza in sotto- e
sovra-eccitazione) in Mvar/anno;

e || prezzo offerto, espresso in €/MVar/anno;

e |n caso di piu dispositivi regolanti, I'ordine di priorita.

Se I'offerta risulta essere superiore al reservation price, valore definito pre-

liminarmente da Terna sulla base dei benefici attesi, essa non e accettata.

I documento prevede, in questo caso che 'UdD abbia la possibilita di ef-

fettuare quattro rilanci entro 30 minuti con un ribasso minimo di offerta del

10%, prima dell’esclusione definitiva. Le quantita, in caso di pareggio delle

offerte, sono accettate parzialmente secondo criteri di ripartizione definiti.

Un volta attivato, 'UdD deve fornire il servizio in maniera continuativa ed

automatica per ottenere un corrispettivo mensile calcolato secondo un

prezzo ponderato sul numero di ore annue e sulla quantita di regolazione
assegnata.

6.3.2 Le UVAC

Con il regolamento [21] pubblicato il 25/09/2017 e integrato con nota Ter-

na del 22/12/2017, recepito da delibere dell’Autorita [22][23], sono state

definite le caratteristiche delle Unita Virtuali Aggregate di Consumo - UVAC:

e || Balancing Service Provider (BSP) pud essere: un soggetto caratte-
rizzato dal possesso degli impianti di consumo associati alla UVAC,
I'Utente del Dispacciamento (UdD) titolare dell’Unita di Consumo cui
sono associati gli impianti di consumo che fanno parte della UVAC, o
infine un soggetto terzo;

e Un impianto di consumo € associato a una UVAC (singolarmente o
come impianto facente parte di un aggregato) ai fini della partecipazio-
ne a MSD, mentre ¢ incluso in una Unita di Consumo (UC) ai fini della
partecipazione ai mercati del’energia (MGP/MI) e ai fini della regolazio-
ne degli shilanciamenti. Il servizio richiesto a ciascuna UVAC consiste,
salvo iniziative specifiche promosse da Terna, nel controllo di potenza
frequenza attraverso bilanciamento e riserva terziaria. Il servizio & ero-
gato tramite un’immissione o una riduzione di almeno 1 MW entro 5
minuti dalla richiesta di attivazione per un periodo di almeno 3 ore.

Le UVAC non resesi disponibili attraverso la mancata comunicazione dei
dati tecnici per un determinato quarto d’ora, non sono considerate dispo-
nibili alla fornitura del servizio per quel determinato periodo temporale. Per
le altre, Terna puo richiedere una quantita, anche parziale rispetto alla quo-
ta disponibile. Al termine dell’ordine di dispacciamento, la UVAC, non piu



assoggettata agli obblighi di fornitura del servizio, puod variare liberamente
i propri consumi, indipendentemente dal valore antecedente all’ordine di
dispacciamento.

A seguito della ricezione dell’ordine di dispacciamento da parte di Terna
non & consentito aumentare la potenza assorbita dal sito connettendo
nuovi carichi, in sostituzione di quelli ridotti né aumentando la potenza pre-
levata dalla rete o, in caso di siti caratterizzati dalla presenza di unita di
produzione, modificare il valore di potenza immessa da eventuali impianti
di generazione abilitati a MSD.

Per il servizio di riserva terziaria:

e Terna considera validi i dati tecnici dichiarati entro i tempi previsti per la
fase di programmazione;

e |In MSD ex-ante Terna potra allocare riserva terziaria di potenza a salire,
implicando la possibilita che in tempo reale sia richiesta una riduzione
di prelievo dagli impianti di consumo sottostanti;

e Non € prevista programmazione di riduzione di prelievo degli impianti
di consumo sottostanti le UVAC, implicando un programma vincolante
(“quantita di energia che I'unita deve immettere o prelevare ogni quarto
d’ora, definita a valle della fase di programmazione del Mercato per |l
Servizio di Dispacciamento” — [24]) sempre pari a zero;

e [’allocazione di riserva non da luogo a remunerazione economica.

Per il servizio di bilanciamento:

e Terna considera validi i dati tecnici dichiarati almeno 30’ prima dell’or-
dine di dispacciamento;

e Terna puo richiedere in tempo reale la modulazione del prelievo della
UVAC attraverso ordini di dispacciamento.

e Gl ordini di dispacciamento consistono nel “congelamento” della si-
tuazione corrente della UVAC con sovrapposizione dello scostamento
richiesto. Gli ordini sono strutturati secondo quanto descritto da [25],
comprensivi di ora d’inizio e di fine comando, distinti in “movimentazio-
ne” dell’unita e di “mantenimento”. Nella fattispecie, tuttavia, tali indica-
zioni risultano al momento puramente indicative avendo Terna stessa
privilegiato I'adattamento di procedure tipiche dei carichi interrompibili
(per le quali [25] & stato originariamente concepito) alla strutturazione di
nuovi ordini. Al termine del servizio &€ emesso ordine di revoca o nuovo
ordine di dispacciamento; la situazione finale in ogni caso & identica a
quella precedente al comando;

e |l perimetro di aggregazione, costituito da un insieme di province e as-
sume rilievo ai soli fini della partecipazione a MSD (inalterati i perimetri
di aggregazione ai fini della partecipazione a MGP e Ml e ai fini della
regolazione degli shilanciamenti);

e (Ciascun punto di prelievo deve essere dotato di un’apparecchiatura
UPDC (Unita di Previsione Distacco Carico) o altra apparecchiatura
equivalente in grado di effettuare la rilevazione della misura con caden-
za 4 secondi. Linvio della misura puod essere effettuato direttamente
dal punto di prelievo a Terna, o indirettamente dal punto di prelievo a
un concentratore che invia la misura a Terna. L'apparato UPDC deve
essere in grado di dialogare direttamente con Terna tramite il protocollo
di comunicazione indicato (v. capitolo 7) o, in alternativa, tramite un
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protocollo di comunicazione che abbia lo stesso livello di affidabilita,
integrita, codifica e dettaglio informativo di quello indicato da Terna;
I BSP si impegna a presentare, con le modalita definite nel Regola-
mento MSD, nel Periodo di Validita, offerte a salire per la riserva di so-
stituzione e il bilanciamento nell’ambito della fase di programmazione
del MSD e nel mercato di bilanciamento (nel seguito: MB), a prezzi non
superiori allo Strike Price, per un quantitativo di risorse almeno pari alla
quantita assegnata e per almeno tre ore consecutive comprese nella
fascia tra le ore 14:00 e le ore 20:00 dli tutti i giorni dal lunedi (incluso) al
venerd| (incluso). Peraltro “il Corrispettivo Fisso Giornaliero € incremen-
tato linearmente fino a un valore massimo del 200% qualora I'offerta
sia formulata, per un quantitativo almeno pari alla quantita assegnata,
per tutte le ore comprese tra le ore 14.00 e le ore 20.00”. La presen-
za di questa condizione all'interno della “procedura” ben definita nel
tempo, e non nel regolamento UVAC, potrebbe lasciar intendere una
sua transitorieta. Occorre sottolineare che la remunerazione in capaci-
ta e legata alla criticita evidenziata da Terna di una carenza di riserva a
salire nel periodo estivo, che avrebbe potuto mettere a repentaglio la
sicurezza del sistema elettrico. Per owviare a questa criticita Terna ha
avuto la possibilita di contrattualizzare a termine una quantita di riserva,
da qui il riconoscimento di una remunerazione in capacita delle UVAC
nel periodo giugno-settembre. Nel caso nella medesima UVAC siano
presenti punti di prelievo appartenenti a pit UG, la variazione richiesta
da Terna ¢ ripartita secondo il contratto di dispacciamento dell’utente
attuato sui singoli punti di prelievo. Nella sostanza, Terna:
Riceve dal titolare della UVAC una somma economica pari al prodot-
to tra la somma delle variazioni dei programmi di prelievo di ciascun
utente del dispacciamento coinvolto nella medesima UVAC e il prez-
Z0 unico nazionale;
Versa a ciascun utente del dispacciamento coinvolto nella UVAGC, il
prodotto tra la variazione del programma di prelievo e il prezzo unico
nazionale. Nel caso I'ordine di dispacciamento non sia eseguito con
successo, per ciascun quarto d’ora verificato, il titolare della UVAC
e restituire un importo pari al prodotto tra il prezzo offerto su MSD
maggiorato del 50% e una quantita rappresentante de facto quanto
non fornito.
La Periferica di Monitoraggio Carico (UPMC), da installare presso cia-
scun impianto di consumo e in grado di rilevare e inviare in tempo
reale a un centro remoto le misure del consumo totale con periodicita
4 secondi. Tale UPMC deve essere in grado di dialogare direttamente
con Terna tramite il protocollo di comunicazione indicato (v. cap. 7)
0, in alternativa, tramite un protocollo di comunicazione che abbia lo
stesso livello di affidabilita, integrita, codifica e dettaglio informativo di
quello indicato da Terna;
Il punto di controllo fisico (“punto presidiato con continuita”) presente
per ciascuna UVAC che possa ricevere gli ordini di dispacciamento
inviati da Terna e dal quale tali ordini siano attuabili; presso il punto di
controllo fisico sara installata un’unita fornita da Terna per la ricezione
degli ordini di dispacciamento, vi sara un’unita di sistema di comunica-
zione telefonica continuamente presidiata;



e | puntidiprelievo per i quali e stato sottoscritto il contratto per il servizio
di interrompibilita o il contratto per il servizio di super interrompibilita
non possono rientrare nelle Unita virtuali abilitate di consumo (UVAC)
o nelle Unita virtuali abilitate miste (UVAM) o nelle Unita virtuali abilitate
nodali (UVAN) nei casi in cui tali contratti riguardino Iintera potenza
disponibile sul punto di prelievo. Nei casi in cui tali contratti riguardino
solo una parte dei carichi sottesi al medesimo punto di prelievo, & pos-
sibile inserire nella UVA la parte rimanente dei carichi, purché misurabili
separatamente.

Per quanto riguarda la remunerazione, i soggetti titolari di UVAC hanno
partecipato alla procedura d’asta per I'approwvigionamento a termine di
risorse di dispacciamento, sulla base di un fabbisogno definito da Terna
per il periodo 19 giugno — 30 settembre 2017. |l fabbisogno & stato allocato
con cadenza progressivamente mensile per il periodo rimanente dal giorno
di svolgimento dell’asta al 30 settembre 2017.

La remunerazione ¢ stata costituita da un corrispettivo fisso e uno variabile;
in particolare il corrispettivo fisso, espresso in €/MW, & stato definito in esi-
to a un’asta al ribasso di tipo “pay as bid”, mentre il corrispettivo variabile
e riconosciuto con riferimento alle sole quantita accettate su MSD e solo
in caso di attivazione delle risorse, in ogni caso non superiore allo “strike
price”. Il corrispettivo in potenza, non presente per gli attuali provider del
servizio, & stato giustificato dal gestore della Rete di Trasmissione Naziona-
le in [26] e approvato dall’autorita tramite specifica delibera [22].

Il corrispettivo fisso (€/MW) ¢ risultato essere pari a un valore compreso tra
25.000 €/MW/anno e 30.000 €/MW/anno, sulla base della remunerazione
per analoghi servizi in altri paesi europei, mentre il variabile ad un valore non
superiore allo “strike price” (400 €/MWh).

Dalla valutazione dell’esito delle aste, pubblicate in [27] e riassunte in Tabel-
la 6.5, si evince che la quantita complessivamente assegnata si € attestata
sul valore di circa 51 MW, a fronte di una richiesta situata attorno a 500 MW
per ciascuna asta.
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Tabella 6.5
Esito delle aste UVAC (al 30 agosto 2017).

6.3.3 Le UVAP

Per le Unita Virtuali Aggregate di Produzione (UVAP) vale quanto segue:

| servizi forniti consistono nella riserva terziaria, di bilanciamento e di
risoluzione delle congestioni a programma. Per il servizio di riserva ter-
Ziaria:

1. In MSD ex-ante Terna potra allocare riserva terziaria di
potenza a salire, implicando la possibilita in tempo reale che sia ri-
chiesta una modulazione nel’immissione dagli impianti di produzione
sottostanti;

2. Il programma vincolante sara calcolato sulla base delle
offerte accettate secondo logiche di esigenza di Terna. Solo I'accet-
tazione delle quantita offerte, non I'allocazione di riserva, da luogo a
remunerazione economica in MSD ex-ante. Non sono previste movi-
mentazioni in MSD ex-ante.

Per il servizio di bilanciamento:
[ ]

Terna puo richiedere in tempo reale, la modulazione del prelievo

della UVAP attraverso ordini di dispacciamento.

Gli ordini di dispacciamento consistono nella sovrapposizione della si-
tuazione corrente della UVAP (legata al “programma vincolante”) con
quanto richiesto. La variazione & esplicitamente riferita al programma
vincolante (definito da Terna); per le UVAC, invece, si & visto come
il programma vincolante sia nullo. Gli ordini sono strutturati secondo
quanto previsto dal codice di rete [25] (v. cap. 7) e sono caratterizzati
da ora di inizio e di fine comando e tipologia; si caratterizzano per fun-
zioni di “movimentazione” dell’'unita e di “mantenimento”. Altermine del
servizio &€ emesso ordine di revoca o nuovo ordine di dispacciamento.
La situazione finale in ogni caso € analoga alla precedente al comando,
con ritorno al programma vincolante e vincolo di mantenimento dello
stato per le successive due ore.. Inoltre la revoca pud essere richiesta,
oltre che per comando diretto, anche attraverso nuovo ordine riferito



anche in questo caso al programma vincolante.
e A ciascuna UVAP possono essere associati uno o pitl punti di immis-
sione, connessi in alta, media 0 bassa tensione, che dispongano di
dati di misura orari e che siano trattati su base oraria, purché:
e tutti i punti di immissione associati alla medesima UVAP risiedano nello
stesso perimetro di aggregazione, costituito da un insieme di province,
il cui elenco & pubblicato da Terna;
e | punti di immissione non siano ricompresi nel contratto di dispaccia-
mento del GSE. Tale requisito esclude tutte le UP per cui il GSE &
utente del dispacciamento (ossia Cip 6, Tariffa Forfettaria Omnicom-
prensiva, Ritiro Dedicato e Scambio Sul Posto);
e | e unita di produzione associate alla UVAP siano non rilevanti (come
detto, le unita rilevanti devono partecipare singolarmente a MSD);
e | eunita diproduzione associate alla UVAP non siano incluse all’interno
di siti di consumo (esclusi i consumi dei servizi ausiliari). Tale requisito
significa che non possono partecipare in UVAP delle UP asservite a
unita di consumo gia incluse in UVAC.
e || Balancing Service Provider (BSP) pud essere un soggetto titolare
degli impianti di produzione associati alla UVAP o un soggetto terzo
aggregatore;
e Analogamente a quanto avviene per le UVAC, nella medesima UVAP
possono essere inclusi punti di immissione inclusi in differenti contratti
di dispacciamento in immissione (ad eccezione dei punti inseriti nel
contratto GSE, non ammessi). Ciascun punto di immissione, dotato di
apparecchiatura di monitoraggio della generazione (UPMG), deve es-
sere ubicato all'interno dello stesso perimetro di aggregazione, identici
a quelli definiti da Terna per le UVAC. E previsto che le UPMG possano
interfacciarsi con i controllori centrali di impianto CCI definiti da Allega-
to O di CEI 0 16 (v. capitolo 7);
e  Ciascuna UVAP deve garantire complessivamente determinati valori di
modulazione a salire e a scendere, denominati “Potenza Massima di
Controllo” e “Potenza Minima di Controllo Inferiore”; piu precisamente:
1. Qualora sia richiesta I'abilitazione alla fornitura di risorse di dispac-
ciamento sia nella modalita a salire sia a scendere, una “Potenza
Massima di Controllo” e una “Potenza Minima di Controllo inferio-
re” non inferiori in valore assoluto a 1 MW,

2. Qualora sia richiesta I'abilitazione alla fornitura di risorse di dispac-
ciamento nella modalita “a salire” e non sia richiesta nella modalita
“a scendere”, una “Potenza Massima di Controllo” non inferiore a
1 MW e una “Potenza Minima di Controllo Inferiore” pari a 2 kW;

3. Qualora sia richiesta I'abilitazione alla fornitura di risorse di dispac-
ciamento nella modalita “a scendere” e non sia richiesta nella mo-
dalita “a salire”, va realizzata una “Potenza Minima di Controllo
inferiore” non inferiore a 1 MW in valore assoluto e una “Potenza
Massima di Controllo” pari a -2 kW.

In delibera, per il termine “Potenza Minima di Controllo Inferiore” & presente

un rimando al codice di rete [28]. La nota prosegue affermando che “per

le UVAP & da intendersi pari al valore massimo di potenza modulabile in

prelievo”, mentre il citato Allegato A.60 fornisce la seguente definizione di

“Potenza Minima di Controllo Inferiore”: “Minimo valore di Potenza minima

di assetto stabilmente erogabile dall’'unita di produzione nell’assetto in esa-
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me al netto della potenza assorbita dai servizi ausiliari e della semi-banda
di regolazione primaria, come richiesta nelle regole per il dispacciamento
in qualsiasi condizione di funzionamento.” Il termine “prelievo” del regola-
mento UVAP sottende la riduzione dell'immissione (in MSD cio si realizza
attraverso un riacquisto - quindi un prelievo - di energia precedentemente
venduta in immissione). All'atto pratico la UVAP, alla richiesta di abilitazione
“a scendere”, dovra presentare un valore massimo di modulabilita in ridu-
zione almeno pari a 1 MW, cosi come, nel caso “a salire” dovra presentare
un valore massimo di modulabilita in aumento (la “Potenza massima di
controllo”) almeno pari a 1 MW. E escluso in ogni caso ogni riferimento a
un “minimo tecnico” della UVAP essendo un aggregato.
Relativamente alla disponibilita della UVAP alla fornitura del servizio (in pri-
mis la fornitura dei dati tecnici), valgono le medesime considerazioni fornite
per le UVAC con I'aggiunta della comunicazione della baseline, il program-
ma in potenza complessivo dei punti di immissione inclusi nella UVAP. Dif-
ferentemente dalle UVAC, le UVAP, per le caratteristiche di rapida modu-
lazione, saranno generalmente destinate alla fase in tempo reale e non di
programmazione, salvo per speciali condizioni di sicurezza.
I'mancato rispetto delle quantita accettate prevede il pagamento di penali
puntuali da parte del titolare della UVAP, mentre per il mancato rispetto
della baseline la quantita economica & pari al 2% del totale incasso mensile
derivante dalla partecipazione a MSD.
Analogamente a quanto previsto per le UVAC, se la quantita netta accet-
tata & positiva, Terna riceve dal titolare della UVAP il prodotto tra la somma
delle variazioni dei programmi di immissione risultanti dal mercato dell’ener-
gia di ciascun utente del dispacciamento coinvolto nella UVAP e il prezzo
zonale MGP della zona di mercato in cui la UVAP ¢ sita. A sua volta, Terna
versa a ciascun utente del dispacciamento, titolare di punti di immissione
associati alla UVAR, il prodotto tra la somma delle variazioni del program-
ma di immissione del medesimo utente risultanti dal mercato dell’energia
e il prezzo zonale MGP della zona di mercato in cui la UVAP ¢ sita. Se
la quantita netta accettata & negativa, invece, Terna versa al titolare della
UVAP il prodotto tra la somma delle variazioni dei programmi di immissio-
ne risultanti dal mercato dell’energia di ciascun utente del dispacciamento
coinvolto nell’ UVAP e il prezzo zonale MGP, e riceve da ciascun UdD coin-
volto nella UVAP il prodotto tra la somma delle variazioni del programma
di immissione del medesimo utente e il prezzo zonale MGP della zona di
mercato in cui la UVAP ¢ sita.
Si evidenzia come la soglia individuata per la potenza di modulazione (so-
glia che in futuro potra essere ulteriormente ridotta) renda possibile anche a
unita non rilevanti > 1 MW connesse alla rete di distribuzione di partecipare
singolarmente a MSD. La scelta di partecipare singolarmente o in forma
aggregata discende da valutazioni di convenienza tecnica e operative: in
un caso si interagisce direttamente con la piattaforma del TSO e si hanno
quindi tutti i benefici ma anche tutte le responsabilita, mentre nel secondo
caso ¢ il BSP a garantire tempistiche di monitoraggio e attuazione ed &
responsabile del rispetto degli ordini di dispacciamento.
e |l servizio richiesto a ciascuna UVAP deve essere attuato entro 15 mi-
nuti dalla ricezione dell’ordine di dispacciamento di Terna e va mante-
nuto per almeno 3 ore consecutive.



Con la pubblicazione di [29] riguardante i progetti pilota UVAP, & stato con-
fermato che questi aggregati devono garantire una somma di potenze mo-
dulabili in incremento dei punti di immissione non rilevanti alimentati da fonti
programmabili non inferiore al 60% della somma delle potenze modulabili
in incremento di tutti i punti di immissione (inizialmente la soglia era stata
fissata pari a 80%, Figura 6.10).

Figura 6.10
Caratteristica delle UVAP abilitate ai progetti pilota come definito da delibera 583/17
(fonte Terna).

Il perimetro di aggregazione definito da Terna per le UVAP risulta coinciden-
te a quello delle UVAC, e ciascun aggregato comprende diverse province.
Differentemente dalle aggregazioni inerenti il carico, per i progetti pilota
UVAP non ¢& stata prevista alcuna remunerazione in capacita: si applicano
pertanto le medesime condizioni previste per le altre risorse (come descrit-
to piu dettagliatamente nel capitolo 4).

Si pud osservare che I'attuale quadro non favorisce la partecipazione di
unita FER incentivate senza elementi di accumulo, poiché —non avendo
costi evitati di combustibile derivanti dalla mancata produzione- non vi &
convenienza dal riacquisto su MGP (v. cap. 3 per le strategie di offerta e
cap. 8 per la valutazione economica complessiva).

Potenziale interesse vi potrebbe invece essere per gli impianti cogenerativi
(CHP), owiamente non gia inclusi in UVAC.
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6.4 Le forme regolate di aggregazione:
collettivita dell’energia e sistemi di
distribuzione chiusi

A novembre 2016, ¢ stato presentato dalla Commissione Europea un
pacchetto di proposte che va sotto il nome di “Winter Package” (vedi
cap.1). Esso contiene, tra i vari documenti, una proposta di “Direttiva del
Parlamento europeo e del Consiglio relativa a Norme comuni per il Mer-
cato Interno dell’Energia Elettrica” che e stata successivamente integra-
ta con i commenti pervenuti dagli stati membri [COM(2016) 864 final/2
2016/0380(COD)].

La proposta aveva “lo scopo di adeguare le vigenti regole alle nuove realta
del mercato, consentendo la libera circolazione dell’energia elettrica dove e
guando ve ne & una maggiore necessita tramite segnali di prezzo non fal-
sati, conferendo al contempo un ruolo attivo ai consumatori [..] e fornendo
i segnali e gli incentivi adeguati a orientare gli investimenti necessari per la
decarbonizzazione del [..] sistema energetico”. Poiché “le regole di mercato
attualmente in vigore spesso non permettono ai consumatori di cogliere le
nuove opportunita”, la proposta intende rimuovere gli ostacoli che limitano
la partecipazione di questi soggetti ai mercati dell’energia, garantendo al
contempo protezione ai soggetti pit vulnerabili o in poverta energetica.

A dicembre 2018, il Consiglio Europeo ha approvato la proposta di Direttiva
sul Mercato interno dell’energia (2016/0380 (COD)), che recepisce modi-
fiche significative rispetto alla versione iniziale. Il documento ha definito le
energy community (EC, “collettivita dell’energia” in Italiano), un tipo di
iniziativa che “verte principalmente sull’approvvigionamento a prezzi ac-
cessibili di energia da fonti specifiche, come le rinnovabili, per i membri o
gli azionisti, a differenza delle imprese energetiche tradizionali che hanno
invece fini di lucro”. Le collettivita dell’energia rientrano tra le iniziative dei
cittadini, riconosciute dalla direttiva, alle quali sarebbe garantito un quadro
di sostegno, un trattamento equo, condizioni di parita nonché un catalogo
ben definito di diritti e obblighi. L’adesione a una EC dovra essere aperta a
tutte le categorie di soggetti, tuttavia i poteri decisionali dovrebbero essere
riservati a quei soci 0 azionisti che non sono coinvolti in attivita commerciali
su larga scala e per i quali il settore energetico non costituisce un’area fon-
damentale della propria attivita economica.

Alla luce della struttura di affiliazione, dei requisiti di governance e del loro
scopo, le EC costituiscono, pertanto, un nuovo tipo di soggetto: esse po-
tranno operare sul mercato a condizioni paritarie, senza distorsioni alla
concorrenza, beneficiando degli stessi diritti e rispettando gli stessi obblighi
delle altre imprese elettriche. | diritti e gli obblighi si applicheranno a secon-
da dei ruoli adottati: cliente finale, produttore, fornitore o gestore dei sistemi
di distribuzione. Si evidenzia come, nell’lambito delle energy community, sia
prevista la condivisione virtuale dell’energia tra i membri; tuttavia, qualora
tale condivisione avvenga tramite la rete pubblica, rimarrebbe invariata I'ap-
plicazione degli oneri di rete, delle tariffe, delle imposte e dei tributi connessi
ai flussi di energia elettrica.

La direttiva prevede, infine, che sia possibile —se previsto dal quadro re-
golatorio nazionale— autorizzare una EC a diventare il “gestore del sistema
di distribuzione chiuso”. A questo status di gestore dell'infrastruttura sa-



rebbero associati gli stessi obblighi cui sono soggetti i concessionari della
distribuzione.

Il sistema di distribuzione chiuso (SDC), nella regolamentazione italia-
na, € una rete elettrica privata che distribuisce energia elettrica all’'interno
di un sito industriale, commerciale o di servizi condivisi, geograficamente
limitato, e che non rifornisce clienti civili (con esclusione delle aziende fa-
miliari). | SDC si dividono in Reti Interne d’Utenza (RIU) e Altri Sistemi di
Distribuzione Chiusi (ASDC) definiti, per complemento, come tutti i SDC
diversi dalle RIU.

La normativa italiana su questa tipologia di sistema ¢ in via di completa-
mento: secondo la legge 99/09, infatti, rientravano nei SDC i sistemi gia
esistenti alla data del 15/08/2009, non soggetti a obbligo di connessione
di terzi ma collegati a reti pubbliche con tensione non inferiore a 120 kV.
Sono state ammesse variazioni circa le unita di carico e generazione pur-
ché rimangano soddisfatti i criteri di definizione dei SDC. Le RIU e gli ASDC
sSoNo caratterizzati dalla presenza di un collegamento elettrico privato che
collega tra loro gli impianti di produzione e le unita di consumo che com-
pongono il sistema e che serve per la distribuzione di energia elettrica al suo
interno. | SDC, inoltre, riguardano un sito geograficamente limitato mentre
le RIU possono ricomprendere aree ricadenti su territori comunali differenti.
Secondo la direttiva 2009/28/CE, recepita in Italia con il digs 93/11, “i siti
industriali, commerciali o di servizi condivisi, quali gli edifici delle stazioni
ferroviarie, gli aeroporti, gli ospedali, i campeggi di grandi dimensioni con
strutture integrate o gli stabilimenti dell’industria chimica possono include-
re sistemi di distribuzione chiusi per via della natura specializzata del loro
funzionamento”. Pertanto le RIU, come le altre reti private, diventano siste-
mi di distribuzione con obbligo di connessione di terzi. Rispetto alla legge
99/09, la direttiva non pone vincoli di natura temporale: nelle more che il
Parlamento decida circa la realizzazione di nuovi SDC, finora rientrano negli
Altri Sistemi di Distribuzione Chiusi le reti private esistenti nell’agosto 2009
diverse dalle RIU che soddisfano i criteri di definizione dei SDC.

Agli effetti della direttiva 2009/28/CE, i gestori di SDC sono equiparati a
distributori tranne per quanto espressamente derogato: in particolare, pos-
sono applicare ai propri clienti tariffe di connessione, trasporto e misura
diverse da quelle definite dall’Autorita. Specularmente, i gestori di SDC non
accedono ai meccanismi di riconoscimento dei costi e di perequazione
previsti dall’Autorita.

Ai sensi del decreto legge 91/14 (“decreto competitivita”), le componenti
tariffarie a copertura degli oneri generali di sistema si applicano interamente
al’energia consumata dai singoli utenti finali presenti nel SDC, mentre vi &
una applicazione forfettaria pari al 5% (componente variabile, kWh) all’ener-
gia elettrica “prelevata tramite i punti di connessione all’interno della RIU e
non gia prelevata tramite i punti di interconnessione con la rete pubblica”,
ossia auto-consumata. Secondo quanto stabilito dall’Autorita, per il ser-
vizio di dispacciamento non & previsto un trattamento diverso per i clienti
delle RIU e degli ASDC.

La richiamata proposta di “Direttiva del Parlamento europeo e del Consi-
glio relativa a Norme comuni per il Mercato Interno dell’Energia Elettrica”
prevede di richiedere agli stati membri la definizione di regole affinché un
Sistema che distribuisce I'elettricita nel’ambito geografico limitato di un
sito industriale, commerciale (e che non fornisce clienti residenziali), o dove
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vengano condivisi servizi, sia considerato un SDC. La proposta specifica
inoltre che eventuali deroghe rispetto all’applicazione di tariffe deve essere
sottoposta a procedura di approvazione.

La discussione avvenuta con la pubblicazione della SEN ha fatto emergere
la richiesta di poter realizzare nuovi sistemi di distribuzione chiusi, limitata-
mente al caso di nuovi impianti alimentati da energia prodotta da fonti rin-
novabili o da cogenerazione ad alto rendimento, anche integrati con sistemi
di accumulo. Tali configurazioni dovrebbero, secondo i proponenti, mante-
nere I'attuale esenzione dal pagamento della parte variabile degli oneri di
sistema per la quota di energia auto-consumata. La potenziale uscita di un
numero crescente di utenti dalla base di applicazione degli oneri (di rete e
di sistema) pone tuttavia la necessita di nuove regole per I'allocazione di
tali costi e degli incentivi alle fonti rinnovabili (anche se quest’ultimi sono in
diminuzione).

Infine si richiama come, a seguito delle modifiche al codice civile del 2013
che hanno semplificato alcune installazioni nelle parti comuni (tra i quali gli
impianti fotovoltaici), sono state avanzate numerose proposte di trasfor-
mare i condomini in singoli “prosumer”. Secondo tali proposte, gli edifici
potrebbero dotarsi di impianti di generazione locale di elettricita dedicati
all’alimentazione non solo delle parti comuni, come avviene ora, ma anche
delle singole utenze, con riparto dei costi e di eventuali ricavi tramite sub
metering (analogamente a quanto avviene per il calore).

Secondo tali proposte, la centralizzazione di produzione ed eventuale ac-
cumulo owvierebbe alla difficolta di installare impianti di produzione indipen-
denti, con un vantaggio derivante dall’aggregazione dei carichi delle singole
utenze e dalla riduzione degli oneri connessi con la pluralita dei contratti
singoli. In tutti i contratti per la fornitura a utenze residenziali e PMI & pre-
sente la clausola esplicita di divieto di trasferimento e cessione a terzi sotto
qualsiasi forma dell’energia elettrica. Si rammenta che alberghi, residence
e convitti non rientrano nella fattispecie di utenza residenziale e non sono
pertanto soggetti al vincolo di unicita sopra richiamato (il corrispettivo chie-
sto al cliente per il servizio offerto ricomprende anche i consumi energetici,
non singolarmente esposti).

A questo proposito si ricorda quando ribadito a fine 2015 dal Testo In-
tegrato delle condizioni economiche per I'erogazione del servizio di Con-
nessione (TIC) per il periodo 2016-2020 [Delibera 654/15 Allegato CJ. Nel
TIC, articolo 5, & specificata la unicita del punto di prelievo e tensione di
alimentazione: per ciascuna unita immobiliare e sue pertinenze, gli impianti
elettrici dei clienti finali vanno connessi alle reti in un unico punto.

Per le utenze domestiche in bassa tensione pud essere richiesta I'installa-
zione, invece, di un secondo punto di prelievo, destinato esclusivamente
all’alimentazione di pompe di calore, anche di tipo reversibile, o all’alimen-
tazione privata di veicoli elettrici. La presenza di ulteriori punti di prelievo
¢ stata in larga parte superata dalla entrata in vigore delle tariffe non pro-
gressive, che promuovono I'adozione del vettore elettrico anche per gli usi
termici efficienti.

L'emersione dei cosiddetti “clienti nascosti”, ossia clienti finali a cui € attri-
buita una unita di consumo ma che sono privi di un proprio punto di con-
nessione in quanto condividono un punto di consegna (contatore) con altri
clienti finali, & stata oggetto di diversi provvedimenti dell’ Autorita. La recen-
te Delibera 894/2017/R/eel ha individuato nel 30 giugno 2018 la data ulti-



ma entro cui € possibile auto-dichiararsi evitando I'applicazione di sanzioni
o penali, chiedendo una nuova connessione dedicata (un nuovo POD). Ai
clienti finali “nascosti” che non si auto-dichiarano entro tale scadenza sara
erogata una penale forfettaria del 30% ai conguagli calcolati a decorrere
dall’1 gennaio 2014.

6.5 Best Practice per 'aggregazione di
Risorse

Nel presente paragrafo sono riportate delle schede di sintesi di tre esempi
di aggregatori che operano in Europa, le risorse coinvolte e i servizi offer-
ti, le cui caratteristiche sono allineate con quanto tracciato dalla delibera
300/17.

Esempio 1: flessibilita da generazione

Esempio 2: flessibilita da clienti residenziali e terziario
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Esempio 3: flessibilita da siti complessi
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Architettura e tecnologie di
comunicazione

/.1 Introduzione

Sulla base dei modelli di business elaborati nelle precedenti sezioni dello
studio, il presente capitolo identifica i processi, i requisiti funzionali/tecnici/
economici, le architetture, gli standard ICT e le soluzioni di cyber security
associabili alla fornitura dei servizi di dispacciamento, al fine di ipotizzare
una soluzione architetturale implementativa.

Pur assumendo i recenti progetti pilota associati al MSD come principale
riferimento per I'identificazione delle soluzioni tecnologiche, I'analisi prende
in considerazione anche lo scenario a livello europeo ed internazionale in
tale contesto.

/.2 Analisi dei modelli di business e
deil processi associati alla fornitura dei
servizi MSD

Al fine di definire gli scambi informativi descritti nei casi d’uso risulta dappri-
ma necessario identificare sia i modelli di business, che i processi ad essi
associati.

7.2.1 Modelli di business

La presente sezione considera alcuni modelli di business applicabili alla
figura dell’aggregatore nel ruolo di “Balance Service Provider” (BSP).

Le principali funzioni svolte da tale attore riguardano la partecipazione al
mercato MSD, linterfacciamento verso il TSO ed il coordinamento ad alto
livello del dispacciamento degli aggregati energetici ad esso afferenti. Per
realizzare quest’ultima funzione I'aggregatore puo interfacciarsi direttamen-
te con gli impianti o con ulteriori strutture gerarchiche di aggregazione ope-
ranti secondo diversi modelli di business.

Oltre al modello che prevede il controllo di aggregati sulla base di contratti
predefiniti, & infatti possibile ipotizzare una piu dinamica interazione ag-
gregatore-DER basata su offerte commerciali. In tal caso, a fronte di un
potenziale minor costo, risulta necessario considerare diversi requisiti tra
cui, i vincoli temporali, I'affidabilita di partecipazione dei DER, il rapporto
ottimale tra la quantita complessiva dei DER potenzialmente disponibili ed
i DER che effettivamente partecipano al servizio.

/.2.2 Definizione dei principali processi
associati alla fornitura dei servizi di
dispacciamento

Al fine di individuare i casi d’uso necessari per definire i requisiti funzionali,

si sono dapprima identificati i seguenti processi associati alla fornitura dei
servizi di dispacciamento:



T L'acronimo UVAC significa
“Unita Virtuali Abilitate di Consu-
mo” mentre UVAP rappresenta”
Unita di Produzione Virtuali Abi-
litate”, Il termine generico UVAx
rappresenta sia UVAC che UVAP.

2 https.//myterna.terna.it/

5 detto anche SCWeb o RUP
dinamico
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Abilitazione a MSD
Market & Operational Planning
° Operation

7.2.2.1 Abilitazione UVAX al MSD

Per ottenere la qualifica di BSP e gestire I'aggregato delle UC/UP sotto-
stanti al’lUVAX', & necessario registrarsi preventivamente al portale di TER-
NA 2. In ogni caso, indipendentemente dal modello di business, le imprese
distributrici devono essere adeguatamente informate, nell’ambito del pro-
cesso di abilitazione, relativamente ai punti di immissione e prelievo dei
quali & prevista la movimentazione e i distributori devono poter segnalare
al TSO e agli utenti del dispacciamento interessati, I'eventuale presenza
di criticita sulle proprie reti, di cui tener conto nella definizione delle risorse
abilitate alla presentazione di offerte su MSD.

Tale attivita non viene qui descritta nel dettaglio in quanto la modalita di
inserimento delle informazioni attraverso un’interfaccia utente non pone
problemi di interoperabilita associata all’'interazione tra sistemi.

7.2.2.2 Market & Operational Planning

Tale fase € associata alla partecipazione al Mercato dei Servizi di Dispac-
ciamento ed alla predisposizione delle risorse energetiche per la fornitura
ottimizzata dei relativi servizi.

A tal fine I'aggregatore deve preliminarmente conoscere, ad esempio il
giorno prima, le eventuali variazioni di disponibilita delle risorse DER al fine
di comunicare la variazione dei dati tecnici mediante I‘applicativo TERNA
“Sistema Comandi Web™. Sulla base di tale disponibilita energetica, I'ag-
gregatore potra quindi proporre la relativa offerta su MSD.

Le offerte di vendita si riferiscono alla disponibilita del’aggregatore di au-
mentare la produzione (“offerte a salire”) a fronte di una remunerazione da
parte di TERNA, mentre le offerte di acquisto corrispondono alla diminuzio-
ne della produzione (“offerte a scendere”) a fronte di un pagamento di un
corrispettivo economico a TERNA. Le offerte di acquisto e vendita di ener-
gia verranno valutate da TERNA in qualita di controparte centrale del mer-
cato. L'eventuale accettazione dell'offerta da parte di TERNA sara quindi
comunicata dal GME agli offerenti.

Una volta ricevuta I'eventuale accettazione dell’offerta da MSD, 'aggrega-
tore dovra natificarla al gestore delle risorse DER (EMS) al fine di consen-
tire la preventiva ottimizzazione dei processi per la fornitura dei servizi di
dispacciamento.

Un esempio in tal senso potrebbe essere rappresentato dal processo di
ricarica delle batterie nel periodo antecedente la finestra temporale pre-
vista per la ricezione dell’ordine di dispacciamento, o dal coinvolgimento
preventivo di un notevole numero di utenti dotati di potenze limitate con
meccanismi basati su offerte commerciali (es. utenti del dominio home con
interfaccia OpenADR).



Figura 1
Processo preliminare al tempo reale (es. MSD-1), associato a Market & Operational Planning

/7.2.2.3 Operation

La fase di Operation prevede la gestione in tempo reale delle risorse ener-
getiche effettuata da parte di un Energy Management System (DER-EMS),
che deve farsi anche carico di gestire possibili eventi programmati (es. ma-
nutenzione) 0 meno (es. fuori servizio), dotandosi di adeguate risorse di
riserva.

Figura 2
Processo associato alla gestione in tempo reale (operation)

/.3 Definizione dei requisiti funzionali
(casi d’uso) associati ai processi
Iindividuati

7.3.1 Caso d’uso associato a “Market &
Operational Planning”

Il ' seguente caso d’uso consente di identificare gli scambi informativi e le
conseguenti interfacce tra i ruoli TSO, Mercato, Aggregatore (BSP) e DER-
EMS, nella fase “Market & Operational Planning”.
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_________________________________ Figura 3
Caso d’uso associato a “Market & Operational Planning”

/.3.2 Caso d’uso associato al processo
“Operation”

II'seguente caso d’uso consente di identificare lo scambio informativo tra
i ruoli Aggregatore (BSP), DER-EMS e risorse energetiche comprensive di
sistemi di metering, nella fase di Operation.

_________________________________ Figura 4
Caso d’uso associato a “Market & Operational Planning”



4 Es. Quanto sara previsto da
IEC 61850-7-420 in relazione ai
Network Codes europei e da in-
terfaccia CCl prevista dalla norma
CEI 0-16

/.4 Definizione dei requisiti non
funzionali

Accanto ai requisiti funzionali individuati dai casi d’uso associati a MSD so-
pra riportati, occorre considerare gli ulteriori requisiti non funzionali, sinteti-
camente classificabili in requisiti regolatori, tecnici ed economici, di seguito
riportati.

7.4.1 Soluzioni di interfaccia ICT
Standard

’adozione di soluzioni di interfaccia standardizzate pud contribuire al con-
tenimento dei costi di sviluppo dei dispositivi e nel contempo favorire I'im-
plementazione di un mercato aperto, evitando situazioni di lock-in.

/.4.2 Compatibilita delle interfacce
rispetto ad altri attori

E’ presumibile che in prospettiva possa essere necessaria la compatibilita
di alcune interfacce ICT rispetto a diversi attori, ivi incluso anche il DSO,
ad esempio per far fronte ai requisiti dettati dai Network Codes europei o
dalla necessita di rendere compatibile 'interfaccia DER-EMS anche verso
il DSO*.

/.4.3 Requisiti tecnici

Al fine di realizzare le funzioni identificate dai casi d’uso e altresi fonda-
mentale valutare gli aspetti di sicurezza (aspetto affrontato in una sezione
successiva del capitolo), latenza (es. alcuni secondi per I'invio delle misure
al TSO) e banda (es. necessita associata all’interlocuzione con molti sistemi
nel caso di utilizzo di OpenADR).

7.4.4 Flessibilita/scalabilita della
soluzione tecnologica
La situazione normativa ICT in evoluzione, suggerisce di adottare soluzioni

tecnologiche di interfaccia basata su soluzioni flessibili € scalabili, facendo
leva ad esempio su soluzioni cloud.
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/.4.5 Impatto su impianti DER

Al fine di contenere gli impatti derivanti dall'installazione di nuovi dispositivi
e modifiche dei sistemi di comunicazione relativi agli impianti DER esisten-
ti, € opportuno adottare soluzioni tecnologiche minimali compatibili con la
complessita dell'impianto, per i dispositivi di controllo e di rete da installare
in campo.

/.4.6 Compatibilita economica con
modadello di business

| costi di investimento, in particolare per i dispositiviin campo (EMS, meter),
devono risultare compatibili rispetto al ricavo atteso dalla partecipazione a
MSD.

/7.5 Analisi delle soluzioni architetturali
applicabili ai casi d’uso

L'architettura ad alto livello per la gestione della flessibilita [1] definita dallo
“Smart Grid Coordination Group” a livello europeo € riportata nella seguen-
te figura.

Figura 5
Architettura ad alto livello per la gestione della flessibilita definita dallo “Smart Grid
Coordination Group”



Tale architettura prevede che il “Flexibility Operator” (es. Aggregatore) si
interfacci con il mercato, i “Grid Operators” e gli “Smart Customers”.

La declinazione tecnica di tale architettura, riportata nella figura seguente,
e stata confermata nel pit recente documento “Interoperability of the H1/
H2 interfaces of the Flexible Demand Architecture applied in the large scale
roll out of smart metering systems in EU Member States” [2] elaborato
dallo “European Smart Grids Task Force - Expert Group 1 — Standards and
interoperability”.

Figura 6

Architettura tecnica per la gestione della flessibilita

Tale architettura definisce I'interfaccia “Smart Grid Connection Point” tra la
rete e lo Smart Customer, che si articola nei canali che collegano il Custo-
mer al “Flexibility Operator” (Actor A) e al sistema di gestione dello Smart
Metering (Actor B).

Un’ulteriore visione architetturale ad alto livello, € quella associata al proget-
to pilota europeo “TERRE”, il cui scopo & quello di sperimentare un modello
di mercato per il servizio di bilanciamento di “Frequency Restoration Reser-
ve” (FRR) [3] a livello europeo.

Figura 7
Architettura associata al progetto pilota europeo “TERRE”

Tale progetto, che € in linea con il Network codes europeo “Balancing Gui-
deline” [4], fornisce un’indicazione sulla prospettiva di adozione di stan-
dard ICT comuni a livello europeo.
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/.6 Analisi degli standard ICT

Al fine di identificare le soluzioni tecnologiche applicabili ai casi d’'uso e
alle architetture sopra definite, si riporta di seguito un’analisi degli standard
associabili al contesto in oggetto.

L'analisi considera sia lo scenario nazionale che quello europeo, in parti-
colare in relazione al’implementazione dei Network Codes (NC) di recente
approvati a livello legislativo.

Per quanto riguarda gli standard ICT infatti, sia la prospettiva di implemen-
tazione di un mercato, di regole di connessione ed operativita della rete a
livello europeo, che I'opportunita di far leva su economie di scala nella re-
alizzazione dei dispositivi di interfaccia, suggerisce di considerare soluzioni
basate su standard ICT concordate possibilmente a livello europeo.

| requisiti funzionali associati ai Network Codes “RfG” [5] , “DCC” e “System
Operation” possono in particolare avere un notevole impatto sulla defini-
zione delle interfacce ICT.

La mappatura dei requisiti posti da tali NC in relazione all'interfaccia DER &
attualmente oggetto di un’attivita di standardizzazione nel contesto dello
standard IEC 61850 che sfocera nel’aggiornamento della parte 90-7, che
confluira in seguito nella parte -7-420 di tale standard.

/.6.1 Norme a livello europeo ed
internazionale

7.6.1.1 Mercato elettrico
Lo standard internazionale IEC 62325 prevede una specifica sezione
(ESMP?) per la definizione degli scambi informativi associati all’implemen-
tazione dell’Internal Energy Market” europeo (IEM). Tale standard, oltre a
rappresentare la base per la creazione di un mercato europeo del settore
energetico, consente di correlare le dinamiche del mercato con la gestione
tecnica del sistema, in quanto & armonizzato con il modello di rete CGMES
[6] anch’esso basato sul modello dati CIME.
II' Technical Committee 57 di IEC, in accordo con il Working Group EDI
(Electronic Data Interchange) di ENTSO-E [7], ha in carico la definizione
dello standard IEC 62325 a livello europeo.
..................... Il modello dati di tale standard & specificato nel documento IEC 62325-301,
s Furopean Style Market Profle  come estensione del modello CIM originario, specificato in IEC 61970-301
& Common Information Model e IEC 61968-1 1.' L . . .
dilEC Nel contesto dei servizi per la gestione della riserva, ENTSO-E ha organiz-
zato nel 2015 uno specifico Interoperability Test [8] associato agli scambi
informativi basati su IEC 62325 relativi a tale contesto di business (ENT-
SO-E reserve resource process “ERRP”).



7.6.1.2 Gestione DER a livello EMS

La gestione dei DER a livello “Energy Management System” (EMS) ¢ in fase
di definizione nello standard IEC 61968-5 (CIM - Interfaces for distributed
energy resource management systems).

Come evidenziato in Figura 8, tale standard ha lo scopo di definire gli
scambi informativi associati all’aggregazione di DER tra i diversi moduli che
compongono un EMS basato su CIM. Tra i criteri di aggregazione risulta
necessario considerare sia la capacita di di regolazione (PV,.), che il tipo di
fonte (es. solare, ealico, ...).

Figura 8
Gestione dei DER a livello “Energy Management System” (EMS) standard IEC 61968-5

/.6.1.3 Controllo/monitoraggio
dispositivi in campo

7.6.1.3.1 IEC 61850

Al fine di recepire gli aspetti regolatori nella gestione operativa dei DER, &
attualmente in fase di revisione la parte -90-7 dello standard IEC 61850
(Draft “DER Functions and Modes Mandated by Regulations”) che confluira
nella parte -7-420.

A livello europeo tale attivita si pone I'obiettivo di definire una modalita di
controllo e monitoraggio delle risorse energetiche distribuite conforme ai
requisiti funzionali stabiliti dai Network Codes, in particolare “RfG”, “DCC”
e System Operation” [5].

Quanto emergera da tale attivita normativa potrebbe influenzare analoghe
norme definite a livello nazionale (es. CEl 0-16).

7.6.1.3.2 IEC 60870-5-104

Lo standard 104 per il telecontrollo € utilizzato dai TSO per il controllo/
monitoraggio remoto delle stazioni e degli impianti di generazione. Per il
rilievo delle misure dell'impianto/aggregatore da parte del TSO, i progetti
pilota MSD prevedono I'uso di uno specifico profilo di tale standard che fa
riferimento all’allegato A.42 [9] del codice di rete, descritto nella successiva
sezione relativa alle norme nazional.
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7.6.1.3.3 Gestione commerciale Demand Response

La gestione della domanda basata su un approccio commerciale € gesti-
bile mediante lo standard IEC 62746-10-17, corrispondente alla specifica
OpenADR 2.0 (Figura 9). La partecipazione volontaria delle risorse energe-
tiche alla fornitura di servizi di rete € basata su un approccio commerciale
che prevede il loro coinvolgimento sulla base di offerte economiche inviate
da un “Demand Response Service Provider” che pud assumere il ruolo di
aggregatore di livello gerarchico inferiore al BSP.

Tale standard & attualmente oggetto di confronto tra il comitato proponen-
te PC 118 di IEC ed il CENELEC che ¢ viceversa piu orientato a soluzioni
basate sui principali standard IEC (IEC 61850, CIM).

Figura 9
Architettura OpenADR

7.6.1.4  Scambi informativi per la
gestione operativa della rete

Oltre alle informazioni associate alla gestione operativa dei DER di cui &
prevista la mappatura su IEC 61850-90-7 (in prospettiva -7-420) sopra
citata, le “System Operation Guideline” [10] dei Network Codes europei
specifica gli scambi informativi previsti tra diversi attori, tra cui TSO, DSO
e generazione connessa al sistema di distribuzione. La scambio di dati
strutturali potrebbe basarsi sullo standard CIM che, attraverso il suo profilo
CGMES, ¢ gia attualmente utilizzato per lo scambio della topologia di rete
trai TSO europei [11] .



7.6.1.5 Standard europeo per la rappresentazione dei dati di con-
sumo energetico

La recente proposta a livello IEC/CENELEC TC 57 denominata “My Energy
Data” (MED) ha lo scopo di definire le modalita per accedere alle infor-
mazioni relative al proprio consumo/produzione energetica da parte dei
clienti retail e di concedere I'accesso a tali informazioni ad attori terzi al
fine di offrire servizi a valore aggiunto ai clienti stessi. Il dominio applicativo
previsto per tale attivita & attualmente limitato ai clienti connessi alla rete di
distribuzione. Tale proposta, che € basata sul modello dati CIM, potrebbe
agevolare il rilievo delle informazioni di metering in vari processi di business
associati a MSD (es. verifica misure / fatturazione) ed avere possibili corre-
lazioni con il “Sistema Informativo Integrato” gestito da “Acquirente Unico”.

7.6.1.6 Modello dati SAREF

I modello dati “Smart Appliances REFerence” [12] [13], seppur appare piu
orientato alla gestione delle risorse smart all'interno del dominio home che
al’interfaccia verso il sistema elettrico, potrebbe comunque agevolare la
gestione della flessibilita all'interno del dominio customer.

/7.6.2 Norme a livello nazionale (CEl)

7.6.2.1 CEI 0-16 - Controllore centrale di impianto

La connessione di utenze passive e attive alle reti pubbliche di distribuzione
e disciplinata dalle norme redatte dal comitato tecnico CEI CT 316. In fun-
zione di livello di tensione (BT, MT), di tipo di cliente (passivo o attivo) e della
tecnologia degli eventuali generatori presenti nell’'utenza, sono specificati i
diversi requisiti che occorre soddisfare per poter ottenere la connessione.
In particolare, per le utenze attive sono riportati i requisiti relativi ai “servizi
di rete”, per consentire I'esercizio in condizioni adeguate della rete di di-
stribuzione e della rete di trasmissione nazionale. Si ricorda come, dalle
definizioni elaborate in CEl, si ha “utenza attiva” in presenza di un sistema
di conversione dell’energia, in grado di alterare il profilo di scambio con la
rete: la qualifica di “attivo” non e pertanto legata alla immissione di potenza
in rete. | sistemi di accumulo sono, da questo punto di vista, equiparati ai
generatori €, pertanto, le utenze che ne contengono devono rispondere
ai requisiti stabiliti per le utenze attive. Nella norma CEl 0-16, relativa alla
connessione di utenti MT, & previsto I'allegato O “controllore centrale di
impianto” (CCl), la cui redazione € stata avviata nel 2013 nell’lambito del CT
316 con lo scopo di dettagliare quelle prescrizioni per le quali, nel corpo
principale della norma CEl 0-16, € ammessa la realizzazione di un sistema
di controllo non solo a livello di singola macchina ma anche a livello di im-
pianto complessivo. L'allegato T “scambio informativo con standard IEC
61850” e stato sviluppato in parallelo al precedente documento, avendo
lo scopo di specificare le modalita di scambio dati realizzate dal control-
lore. Il gruppo di lavoro incaricato della stesura dell’allegato O ha, innanzi
tutto, identificato le funzioni non ricadenti nello scopo del controllore quali
le funzioni di protezione e la partecipazione al distacco della generazione
secondo il codice di rete (RIGEDI, allegato M della norma CEIl 0-16). Suc-
cessivamente, sono state elaborate le funzionalita che possono essere re-
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alizzate a livello di impianto, per esempio la regolazione di tensione, basata
sulle grandezze al punto di consegna.

La specifica del Controllore ha riguardato in particolare tutto quanto con-
cerne l'interfaccia fra il produttore € la rete esterna del DSO mentre, in linea
con lo spirito di tutta la norma CEI 0-16, non sono imposte specifiche verso
'impianto del produttore (se non per la parte che pud interferire verso il
DSO). Lo scopo primario del CCl & infatti quello di riportare tutto I'impianto
costituito da tante unita di generazione e accumulo a un “generatore equi-
valente” visto dal Punto di Consegna (PdC) e avere verso il DSO un solo
punto di connessione per o scambio di informazioni (anziché uno per ogni
unita di generazione).

Allinterno del Controllore sono state prescritte le logiche di regolazione
della tensione cosi come previste dalla norma CEl 0-16, spostandole dalle
unita singole al controllore; queste funzioni si attuano a seguito di ricezione
di un comando di set-point di P o di Q ricevuto dal DSO oppure con una
richiesta, sempre dal DSO, di lavorare in regolazione di cosfi=cosfi (P) o
in regolazione di reattivo Q=Q(V). Le funzioni cosfi=cosfi(P) e la funzione
Q=Q(V) sono realizzate all'interno del controllore e, una volta attivate, indi-
viduano dei set-point ‘interni’ che, come per i set-point esterni di P o di Q,
sono distribuiti alle unita dell’impianto sottese al Controllore. Le modalita
con cui il Controllore trasferisce il comando di set-point verso le macchine
sono lasciate alla liberta del progettista (purché il tutto avvenga con le tem-
pistiche specificate nell’allegato O).

In quest’ottica, il progettista € libero di realizzare il Controllore nella maniera
piu rispondente alle esigenze del produttore. Un sistema di comunicazione
con prestazioni elevate consente al CCl di acquisire dalle unita controlla-
te molte piu informazioni di quelle minime richieste dalla norma CEIl 0-16
(ampliate con le richieste di Terna per osservabilita) e, quindi, di sviluppare
logiche appropriate per inviare, per esempio, il segnale di set point alle
sole macchine in funzione o sulla base dei margini di esercizio del singolo
generatore. La responsabilita di sviluppare un sistema piu 0 meno sofisti-
cato viene lasciata alla libera decisione del produttore / progettista; anche
la rete di comunicazione interna allimpianto, che connette il CCI con le
unita di generazione, € specificata con il termine “adeguata alle prestazioni”
lasciando, nuovamente, la scelta al produttore della soluzione specifica:
modbus, Ethernet o altro. Il CCl non &, quindi, un dispositivo universale
qualunque sia I'impianto, ma un dispositivo in cui solo la parte di interfaccia
verso I'esterno ¢ resa “universale”, con questo soddisfacendo alla richiesta
dell’Autorita di interoperabilita e di non limiti alla concorrenza.

A settembre 2015, a seguito dell’avvio della discussione relativa agli ‘Smart
distribution systems’ (documento di consultazione DCO 255/15 di ARE-
RA), Terna ha presentato il requisito di osservabilita ai 20 secondi della rete
MT, riferito alle cabine primarie. A novembre dello stesso anno, Terna ha
inoltrato al Comitato Tecnico 316 la richiesta di discutere lo “scambio dati
in tempo reale per il telecontrollo, la sicurezza ed eventuali futuri servizi di
sistema e futuro accesso al mercato del dispacciamento”. In CT 316 & sta-
ta pertanto avviata la modifica della bozza di allegato O fino a quel punto
elaborata, con il compito di aggiungere le funzioni di:

¢ Osservabilita

e Servizi tipo mercato dispacciamento

e Teledistacco e piani di difesa.



Figura 10
Schema generale del sistema CCl con relative interfacce funzionali (rielaborazione da
norma CEIl 0-16)

I CCl, sulla base della versione dei documenti del CT 316 andati in inchie-
sta pubblica, costituira I'apparecchiatura in grado di rilevare e inviare in
tempo reale all’aggregatore le misure della generazione totale al punto di
connessione, come richiesto dal Regolamento UVAP. Lallegato O (e spe-
cularmente I'allegato T) potra essere aggiornato o integrato al termine della
sperimentazione dei progetti pilota. Anche le misure utili all’aggregatore per
predisporre i piani di partecipazione ai servizi MSD per le varie unita di pro-
duzione aggregate come UVAP potranno essere meglio definite al termine
della sperimentazione dei progetti pilota.

La seguente tabella riepiloga le informazioni che, sulla base di quanto di-
scusso a valle della inchiesta pubblica, il CCl deve trasmettere verso il DSO
(prime due funzioni) e verso I'’Aggregatore (terza funzione); le aggregazioni
sono elaborate a partire dai campioni di misura MC200 (200 msec), secon-
do quanto previsto dalla norma EN 61000-4-30 paragrafo 4.5.3 classe S. ||
CCl deve essere inoltre predisposto per trasmettere lo stato dell’impianto e
degli elementi che lo costituiscono e la modalita operativa nel quale si trova
(es. regolazione tensione in cosfi o Q(V)).
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Poiché alcune funzioni agiscono sulla medesima grandezza fisica, & stata
prevista una priorita di esecuzione (in ordine decrescente):

Intervento del limite di potenza attiva per U=110%UN

Limitazione potenza attiva su comando esterno

Set-Point potenza attiva su comando esterno

Erogazione potenza reattiva su comando esterno (Set-point Q)
Set-point Fattore di potenza (Set-point Cos)

Regolazione Q=f(V)

Regolazione Cose=f(P).

Qualora I'azione contemporanea di funzioni di regolazione tra loro compa-
tibili porti a raggiungere i limiti tecnici dell'impianto, il CCI attuera prima la
funzione di priorita esecutiva maggiore e solo successivamente, nei limiti di
capability residui, la funzione di priorita minore. La funzione di regolazione
di frequenza in presenza di transitori di sovra o sottofrequenza originatisi
sulla rete rimane implementata a livello di singola macchina ed & prioritaria
rispetto a qualsiasi altra funzione di regolazione, autonoma o asservita.
Occorre infine evidenziare che in CEl 0-16 si prevede una capability statica,
ossia i punti del piano {P,Q} che I'impianto pud raggiungere, che & definita
nel regolamento di esercizio stipulato con il DSO all’atto della connessione.
Qualora 'impianto voglia partecipare a MSD, il CCI dovra essere in grado
di fornire le prestazioni effettive degli elementi (gruppi di generazione rag-
gruppati per fonte primaria, sistemi di accumulo) per tenere conto di fuori
servizio per manutenzione; € al momento escluso che il CCl debba calco-
lare la capability dinamica in funzione della disponibilita della fonte primaria
(irraggiamento solare ecc.).

Il CCl dovrebbe disporre di default di un’unica porta fisica destinata ai servizi
di comunicazione fra il CCl e gli operatori esterni che lo possono controllare
da remoto: DSO, aggregatore e produttore stesso. La comunicazione con
il Produttore in accesso locale per i servizi di configurazione, manutenzione
e assistenza tecnica dell'impianto pud essere realizzata anche attraverso
una seconda porta fisica dedicata (porta consolle). Tra il CCl e la rete di co-
municazione esterna e stato previsto un apparato di networking dedicato,
definito “router d’impianto”, il cui compito € quello di segregare il traffico
dei diversi protocolli utilizzati sia in ingresso sia in uscita e di instradarlo



opportunamente. Il dispositivo, di tipo commerciale, deve essere dotato
di funzionalita di NAT, VLAN, firewalling e VPN con cifratura del canale; in
caso di utilizzo di servizi di connettivita su rete pubblica si deve prevedere
la configurazione di una VPN sicura, ed escludere I'utilizzo del servizio di
connettivita per scopi diversi da quelli richiesti dalle comunicazioni per |l
controllo e la conduzione dell'impianto.

Lo standard IEC 61850 é imposto anche per l'interazione CCl-aggregato-
re: sarebbero possibili altri standard (es. OpenADR) ma con questo requisi-
to i costruttori di CCI sono facilitati poiché si unifica la modalita di scambio
dati con l'esterno. In caso di perdita della comunicazione con I'aggregato-
re, il CCl deve automaticamente passare a una modalita di funzionamento
pre-configurata, non prima di un tempo predefinito sufficiente ad assicu-
rarsi che la perdita della comunicazione sia definitiva. Nel momento in cui
la comunicazione viene ripristinata, il CCI deve tornare nella disponibilita
dall’aggregatore.

Al momento non € previsto un canale diretto in real time tra aggregatore e
DSO. Per quanto concerne il quadro delineato dalla delibera 300/17, ba-
sato sul modello del dispacciamento centralizzato esteso, il DSO sembra
avere il solo ruolo ex ante di verifica dei vincoli di esercizio sulla propria
rete. In prospettiva, comunque, potranno essere richieste ai generatori le
funzionalita previste dalle regole di connessione degli impianti MT, secondo
le quali il distributore pud attivare le diverse regolazioni di tensione locali
(es. funzione REGV-2 prevista dalla promozione selettiva degli investimenti,
delibera ARERA 646/2015/R7eel) e persino inviare segnali di modulazione
di potenza reattiva e potenza attiva. Si segnala, inoltre, come 'aggrega-
zione nodale (UVAN della delibera 300/17) possa richiedere una maggiore
partecipazione del DSO ai fini della stima della flessibilita effettiva riportata
in cabina primaria.

Infine, si evidenzia come, a seguito della pubblicazione del regolamento
UVAP definitivo, gli impianti soprai 1 MW possano partecipare direttamen-
te a MSD e quindi interagire direttamente con il sistema di telecontrollo di
Terna in alternativa al canale con I'aggregatore. Questo implica da un lato
'assenza del’aggregatore e dall’altro la necessita di adottare il protocol-
lo 104, descritto in dettaglio nella sezione successiva, congiuntamente al
soddisfacimento di diversi requisiti circa latenze e disponibilita del canale di
comunicazione. L'allegato A.13 del codice di rete, che prescrive i requisiti
tecnici della connessione con il sistema di telecontrollo di Terna, & stato
messo in consultazione a fine 2017; se quanto proposto verra accettato,
rispetto alla versione precedente vi €, per esempio, maggiore flessibilita
per quanto riguarda la modalita di realizzare la ridondanza del canale di
comunicazione.

7.6.2.2 Profilo IEC 60870-5-104 previsto da TERNA

L'interfaccia per I'invio delle misure dall’aggregatore (o dall'impianto) verso il
TSO nel contesto dei progetti pilota MSD, prevede I'utilizzo di uno specifico
profilo IEC 60870-5-104 (Allegato A.42 del codice di rete TERNA [9)), i cui
aspetti salienti sono di seguito riportati.

La pila protocollare prevista dallo standard 104 ¢ riportata nella figura se-
guente:
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Figura 11
Pila protocollare prevista dallo standard IEC60870-5-104
Selezione delle funzioni applicative in accordo a | Inizializzazione User
IEC 870-5-5 e IEC 870-5-101 process
Selezione ASDU da IEC 870-5-101 e IEC 870-5-104 Application
(layer 7)
Application Protocol Control Information (APCI)
Transmission Control Protocel | User Datagram Protocol (UDP) | Transport
RFC 768 (layer 4)
RFC 793
Internet Protocol (IP) IGMP Network
RFC 791 RFC 1112 (layer 3)

- livelli sottostanti: 2 (data link) ed 1 (physical) -

I pacchetto dati corrispondente ha la seguente struttura

Figura 12
Struttura del pacchetto dati 104

L’elemento che caratterizza maggiormente il profilo 104 previsto da TER-
NA ¢ rappresentato dalla “Application Service Data Unit” (ASDU), che
contiene i valori di misura.

Nella tabella seguente ¢ riportata la struttura dell’ ASDU prevista dalla nor-
mativa e, nella parte destra, quanto previsto specificatamente dal profilo
TERNA.



In termini di protocollo 104, il ruolo TSO agisce come Client - master con-
troller station, mentre I'aggregatore/impianto agisce come server - slave
controlled station.

7.6.2.3 Gestione del Mercato (GME)

Il mercato per il servizio di dispacciamento prevede una fase di presen-
tazione delle offerte da parte dell’aggregatore/impianto sulla piattaforma
GME e la conseguente selezione delle offerte da parte di TERNA.

Al termine di ciascuna sottofase di programmazione (MSD ex-ante), le
quantita accettate e riservate sono comunicate al GME che le rende di-
sponibili ai proponenti I'offerta.

La modalita di presentazione delle offerte sul mercato da parte degli ope-
ratori MSD prevede il caricamento di un file conforme allo schema XML
“BidSubmittal MSD-MB?” riportato nel documento “XML implementation
guide for market partecipant” [14].

Al termine della sessione di mercato il GME comunica I'esito dell’offerta
all’ operatore mettendo a disposizione nella sezione “download” del siste-
ma informatico del MGP/MI/MSD un file chiamato “Bid Notification” il cui
schema XML & sempre riportato nel documento sopra citato.

/7.6.3 Prospettive di future soluzioni ICT
applicabili alle Smart Grid

A fronte degli standard ICT attualmente utilizzati, si ritiene utile fornire una
prospettiva relativa alle future soluzioni ICT per le Smart Grid.

E presumibile che il futuro paradigma “Internet of Things” (IoT) influenzi anche
il dominio energetico.

Limplementazione di loT richiedera un nuovo approccio per I'architettura di
comunicazione che, grazie alla tecnologia 5G [15], si focalizzera sui bordi
dell'infrastruttura, abilitando nuove funzionalita come Fog Computing (FC),
Software Defined Networking (SDN), Network Functions Virtualization (NFV)
e Mobile Edge Computing (MEC).

Le soluzioni tecnologiche associate al paradigma del’loT (MQTT, AMQP,
CoAP, HTTP-REST) risultano focalizzate sulle architetture di trasporto delle
informazioni a livello applicativo che consentono un’efficace realizzazione di
scambi informativi tra sistemi basata su interfacce custom.

Tali soluzioni non prevedono attualmente una definizione standardizzata del
payload in termini di semantica e di sintassi nel presente contesto applicativo.
Per far fronte a tale limite, & stata di recente awviata l'iniziativa “Open Mes-
sage Bus” ™ [16] che offre un framework costituito da dispositivi intelligenti
che interagiscono tra loro sui bordi della rete attraverso messaggistica peer
to peer. OpenFMB™ ¢ basato su un modello di informazioni unificato com-
patibile con i modelli di dati IEC 61850/61968/61970 e protocolli di comu-
nicazione loT (ad esempio, DDS, AMQP, MQTT) che potrebbero ben adat-
tarsi alla tecnologia 5G. La chiara distinzione tra lo strato di informazione e
comunicazione, in linea con I'approccio SGAM e IEC, apre la prospettiva di
un’agevole applicazione di future tecnologie di comunicazione.

E’ da sottolineare che al momento tale iniziativa USA ¢ a livello embrionale
e non ¢ attualmente prevista la definizione di un relativo standard a livello
internazionale.
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Un'ulteriore tecnologia ICT che potrebbe rappresentare una novita in
grado di promuovere “modelli di business, risulta la tecnologia” tecnolo-
gia blockchain che fornisce un modo per registrare qualsiasi transazione
senza necessita di autorita garante centrale.

Blockchain € un database pubblico immutabile la cui affidabilita € ga-
rantita da una rete di nodi che comunicano peer to peer. L'informazione
inserita in tale contesto non pud essere né rimossa né modificata da
alcun partecipante.

Tradizionalmente, gli scambi richiedono un intermediario (broker / clea-
ring housing) per garantire sia gli acquirenti che i venditori. Con la tecno-
logia blockchain gli scambi di valore vengono invece abbinati e realizzati
senza necessita di alcun soggetto terzo, in quanto la rete stessa agisce
come soggetto validatore.

Nel presente contesto la tecnologia blockchain potrebbe facilitare un mo-
dello di business in cui I'abbinamento tra domanda di flessibilita e relativa
offerta potrebbe essere realizzata anche in assenza di un intermediario
commerciale, fermo restando il ruolo del gestore di rete competente per
la validazione tecnica e per I'esecuzione dei comandi sugli impianti.

/% (% 4 Conclusioni relative agli standard

L'implementazione di un mercato MSD aperto risulta agevolata dall’'indi-
viduazione di soluzioni di interfaccia ICT basate su standard concordati
a livello nazionale, possibilmente europeo, in grado di evitare situazioni di
lock-in.

Un elemento da considerare per la definizione delle interfacce ICT, in par-
ticolare quella associata ai DER, riguarda la loro compatibilita rispetto ai
Network Codes [5] che sono stati in buona parte gia approvati a livello
legislativo europeo.

La situazione non ancora stabilizzata del quadro normativo relativo agli
standard ICT suggerisce I'applicazione di soluzioni tecnologicamente
flessibili, ad esempio basate su funzionalita realizzabili mediante risorse
cloud.

/.7 Integrazione delle informazioni di
metering

L'ltalia € stata tra i primi paesi al mondo a sostituire i misuratori elettro-
meccanici con un’estesa infrastruttura avanzata di Automated Metering
(AMI). Le caratteristiche che distinguono i contatori “smart” dal misurato-
re elettromeccanico tradizionale sono la possibilita di differenziare il prez-
zo dell’energia sulla base di fasce orarie di prelievo e la presenza, oltre al
display locale, di un canale di comunicazione che permette la telelettura
e la telegestione.

Lo sviluppo tecnologico costante, unito a una riduzione dei costi ha
portato negli ultimi anni alla diffusione di sistemi di gestione dell’energia



(EMS). Il funzionamento di tali sistemi & tuttavia dipendente dalla disponi-

bilita delle misure dell’energia e della potenza consumata (per i soli utenti

consumer) e di quella prodotta (per utenti prosumer). Inoltre, a seconda
della tipologia dei dispositivi presenti presso il cliente, la frequenza con cui
tali misure possono essere rese disponibili al’EMS variano sensibilmente.

Nello scenario futuro di maggiore complessita, in cui vi sia la presenza di

un sistema di accumulo e/o di un veicolo elettrico predisposto per il V2G,

oltre alla presenza di un impianto di generazione (tipicamente fotovoltai-
co), per le misure di energia e potenza consumata e prodotta potra esse-
re necessaria un’acquisizione di dati con elevata granularita e frequenza.

Data la difficolta nel reperire direttamente le misure dai contatori elettronici

di prima generazione, anche a causa del loro posizionamento fisico, fino

ad ora e stato necessario installare uno o piu apparati di terze parti per

reperire le misure di energia e potenza con le tempistiche richieste.

La Raccomandazione della Commissione Europea 2012/148/UE in tema

di requisiti funzionali minimi ha stabilito che i contatori elettronici devono

rendere disponibili al cliente direttamente i dati di misura con una frequen-

za tale da consentire una piena consapevolezza energetica e lo sviluppo

di nuovi servizi.

| contatori elettronici di seconda generazione (“2G”), i cui requisiti sono

stati definiti con delibera ARERA 87/2016/R/eel, consentiranno di sup-

portare lo sviluppo di tali servizi; il contatore 2G ¢ infatti dotato di due
canali di comunicazione:

e (Chain 1: tra meter e sistema centrale del DSO, per la telelettura e
telegestione del contatore. Tramite questo canale vengono estratti
tutti i dati registrati dal meter, che vengono successivamente elabo-
rati e inviati giornalmente al SlI (Sistema Informativo Integrato) e al
venditore ai fini della fatturazione (dati validati in 24h). Tramite questo
canale vengono inoltre attuate le modifiche contrattuali (ad esempio
potenza impegnata). Semplificando, questa interfaccia corrisponde
a G1 /G2 dell’architettura definita dallo Smart Metering Coordination
Group avviato dalla commissione EU con mandato M/441.

e (Chain 2: tra meter e Home area network (tramite ad es. un In-ho-
me-device, IHD); tramite questo canale di comunicazione sono forniti
dati non validati di consumo in tempo reale. Corrisponde, in sintesi,
alle interfacce H1 (display) e H2 (gateway locale) di M/441.

L’Autorita di regolazione per energia, reti e ambiente (ARERA) ha affidato

al CEl, con la medesima deliberazione 87/2016/R/eel, I'incarico per la

definizione di un protocollo standard al fine di garantire I'interoperabilita

dell’interfaccia della “chain 2” verso il dispositivo utente, che ha recente-

mente portato alla pubblicazione delle specifiche tecniche CEl “Sistemi

di misura dell’energia elettrica - Comunicazione con i dispositivi utente”™:

e TS 13-82 Parte 1- Casi d’uso

e TS 13-83 Parte 2 - Modello dati e livello applicativo

e TS 13-84 Parte 3-1: Profilo protocollare PLC nella banda 125 kHz -
140 kHz (banda C)

e TS 13-85 Parte 3-2: Profilo protocollare RF in banda 169 MHz.

Tali specifiche tecniche definiscono i casi d’uso descrittivi dei requisiti fun-
zionali richiesti dal cliente elettrico, una dettagliata definizione del modello
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dei dati e del livello applicativo, e il livello fisico utilizzato, che pud essere la
PLC banda C oppure la radiofrequenza 169 MHz, soluzione gia adottata
per il metering del gas. Le specifiche tecniche, vengono di norma riviste
dopo 3 anni dall’emissione €, pertanto, potranno essere modificate a se-
guito dell’esperienza maturata sul campo.

| casi d’uso sono stati raggruppati sulla base dei dati (registri), della classe
di latenza e di classe di frequenza dell’invio del dato (vedi Figura 13).

Figura 13
Classi di latenza (sinistra) e classe di frequenza (destra) per I'invio dei dati [fonte: TS
13 82:2017

MNome Frequenza
FR O suevento
FR1 <=1s
FR2 <=15s
FR3 <=1 min
FR 4 <=15 min
FR 5 ==1h
FRG& <=6 h
FR7 <=1 day
FR8 <=7 days
FRS <=1 month

In particolare, per il caso d'uso “Aggregazione” (partecipazione a MSD
tramite BSP) & previsto che il dato di misura istantanea di potenza prele-
vata (0 generata) vada inviato con latenza che pud scendere a 1 secondo
(classe C1) e con periodicita di generazione del dato su evento (trami-
te una gestione a soglie) o comunque ogni 15 minuti (classi FRO, FR4).
Si evidenzia come la delibera ARERA 87/2016/R7eel non prescriva SLA
(Service Level Agreement) per la chain 2 (a differenza di quanto avviene
per la chain 1), pertanto anche nelle TS non vengono forniti requisiti vin-
colanti sul canale. Il caso d’uso dell’aggregazione, il piu sfidante in termini
prestazionali assieme a quelli che riguardano il peak shaving con sistemi
di accumulo, in taluni casi specifici potrebbe tuttavia presentare delle cri-
ticita di implementazione.

Per completezza, si richiama I'attuale soluzione adottata per i contatori
GME (Gruppi di Misura Elettronici), per i clienti trattati orari (sopra i 55
kW di potenza impegnata). Per questi contatori & prevista la possibilita di
installare una scheda aggiuntiva, denominata ES (Emettitore di Segnali),
che consente al cliente la visualizzazione e il controllo dei consumi in
tempo reale. In particolare la scheda ES ¢ stata progettata principalmente
per permettere il pilotaggio di carichi elevati e/o a tensione elevata non
conformi allo standard IEC 62053-31, e per permettere al proprietario
del contatore di salvaguardare maggiormente I'integrita del medesimo da



possibili guasti provocati dall'impianto del cliente. Lo schema di connes-
sione della scheda ES & mostrato in Figura 14.

Figura 14
Schema di connessione della scheda ES

Il dispositivo di controllo del Cliente (ingresso impulsi) deve essere com-
patibile con le caratteristiche tecniche del dispositivo ES del GME, in par-
ticolare con la costante degliimpulsi di energia che equivale a 10000 imp/
kWh (o al kvarh). Si fa presente che e compito del dispositivo di controllo
del cliente convertire il treno di impulsi generato dalla scheda ES in un
valore di potenza, e di fornirlo all’esterno con le tempistiche richieste dal-
la tipologia di servizio (per esempio i 4 secondi richiesti da Terna per la
partecipazione a MSD).

/.8 Ipotesi di soluzione tecnologica
associata ai progetti pilota MS

Sulla base dei requisiti specificati nel regolamento dei progetti pilota MSD,
delle soluzioni architetturali a livello nazionale ed europeo ed agli standard
sopra analizzati, si € definita un’ipotesi di soluzione tecnologica relati-
va all'implementazione dei progetti pilota MSD, di seguito riportata. Nel
contesto di tale architettura ciascun attore pud svolgere uno o pit ruoli,
assumendo ad esempio contemporaneamente il ruolo di aggregatore,
DER-EMS e DER Control.
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Figura 15
Ipotesi di architettura associata ai progetti pilota MSD

Oltre a considerare I'interazione tra i ruoli TSO, Market e Aggregator, I'ar-
chitettura si focalizza in particolare sull'interazione tra aggregatore e “Uni-
ta di Consumo (UC)”/“Unita di Produzione (UP)”.

Si ritiene infatti che tale interfaccia rappresenti I’elemento innovativo a cui
potrebbero essere applicate differenti soluzioni tecnologiche.

Al fine di analizzare meglio tali soluzioni, I'interfaccia lato “UC/UP” & stata
decomposta in una funzione di “Gateway” associata all’esposizione di in-
terfacce standard ed in una funzione “DER-EMS” associata alla gestione
operativa dell’aggregato di risorse energetiche sottostanti.

’eventuale collocazione nel cloud sia della funzione di “Gateway” che di
“DER-EMS”, potrebbe agevolare la flessibilita e la scalabilita della soluzio-
ne, mantenendo al contempo un dispositivo minimale in campo.
Linterfaccia tra le funzioni di “Gateway” e “DER-EMS”, pur non ponendo
particolari requisiti in termini di utilizzo di standard, deve comunque ga-
rantire il soddisfacimento dei requisiti funzionali e tecnici posti dall’inter-
faccia verso I'aggregatore. Il medesimo concetto risulta applicabile anche
allinterfaccia tra DER-EMS e DER Control.

Nell’architettura a regime, alle interazioni gia collaudate nei progetti pi-
lota si aggiungera quella con i DSO, che possono informare Terna e gli
utenti del dispacciamento, anche in prossimita del tempo reale, in merito
ad eventuali vincoli di rete che rendono momentaneamente non attivabi-
le una determinata utenza aggregata in una UVA (art 3.6 della Delibera
300/2017/R/eel).

7.9 Aspetti di cyber security

Come raccomandato dall’articolo 14, al comma 1 della normativa euro-
pea NIS [17] sulla sicurezza delle reti e dei sistemi informativi: “Gli Stati
membri provvedono affinché gli operatori di servizi essenziali adottino mi-
sure tecniche e organizzative adeguate e proporzionate alla gestione dei
rischi posti alla sicurezza delle reti e dei sistemi informativi che usano nelle
loro operazioni. Tenuto conto delle conoscenze pil aggiornate in materia,
dette misure assicurano un livello di sicurezza della rete e dei sistemi in-



formativi adeguato al rischio esistente.”

Con riferimento alla definizione dei requisiti non funzionali legati agli
aspetti di cyber security riferiti in sezione 7.4.3, e alla individuazione delle
misure tecniche di sicurezza da inserire nella piattaforma ICT di gestione
aggregata dell’energia, € utile prendere riferimento al processo di analisi
della sicurezza introdotto dallo Smart Energy Grid-Coordination Group
[18] illustrato in Figura 16.

Figura 16
processo di analisi della sicurezza [18]

Come evidenziato in Figura 16, 'identificazione dei requisiti di sicurezza
costituisce il terzo passo del processo di analisi, e si basa sulla specifica
dell’architettura ICT (passo 1) e dei livelli di rischio attribuiti alle interfacce
di comunicazione utilizzate da tutti gli attori del sistema (passo 2). | requi-
siti di sicurezza adeguati ai livelli di rischio vengono quindi indirizzati da
opportune misure di tipo tecnico e organizzativo (passo 4) che verranno
integrate nei processi aziendali e nell’architettura ICT (passo 5) e quindi
introdotte nell’esercizio del sistema (passo 6).

Per 'attribuzione dei livelli di rischio occorre eseguire un processo di va-
lutazione dei rischi cyber dell'infrastruttura. In alternativa & possibile deri-
vare in modo pre-costituito i requisiti di sicurezza di alto livello delle appli-
cazioni smart grid applicando la metodologia NIST [19]. Tale metodologia
fornisce un modello di riferimento, denominato LRM (Logical Reference
Model), il quale pud essere applicato per I'identificazione degli attori e
delle loro interfacce logiche. Poiché il NISTIR 7628 assegna ad ogni inter-
faccia del modello una categoria caratterizzata da livelli di confidenzialita,
integrita e disponibilita e dai relativi requisiti di sicurezza di alto livello,
I'identificazione delle interfacce della piattaforma ICT consente la deri-
vazione dei requisiti assegnati alle rispettive categorie di appartenenza.
Nel seguito ci concentreremo sulla mappatura delle soluzioni di sicurezza
(passo 4) da integrare nella piattaforma per I'aggregazione dell’energia
(passo 5), che garantiscano un livello adeguato di protezione da minacce
cyber alla confidenzialita, integrita e disponibilita ai suoi asset ICT.
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7.9.1 Mappatura dei requisiti di
sicurezza sulle soluzioni tecnologiche

Con riferimento all’ipotesi di architettura della piattaforma tecnologica
presentata nella sezione 7.8, ed in particolare in funzione delle tecnologie
di comunicazione associate ad ogni servizio, esistono un elenco di stan-
dard di riferimento che forniscono le soluzioni atte al soddisfacimento dei
requisiti di sicurezza ai quali si & accennato nella sezione precedente.
Nelle sezioni che seguono le soluzioni di sicurezza disponibili vengono
mappate sulle tecnologie di comunicazione ipotizzate dall’architettura
ICT di riferimento.

7.9.1.1 Sicurezza comunicazioni tra attori del mercato

Per gli scambi informativi tra gli attori del mercato (indicati nell’architettura
di riferimento come Market, TSO e Aggregator) & disponibile lo standard
IEC 62325 introdotto nella sezione 7.6.1.1.

In particolare la parte -503 della norma IEC 62325 specifica una piattafor-
ma tecnologica, denominata MADES (Market Data Exchange Standard),
per gli scambi informativi tra i TSO e glli attori del mercato.

La norma IEC 62325-5038 specifica un layer a livello trasporto che pud
essere implementato su qualsiasi rete IP basata su infrastrutture di comu-
nicazione fisiche quali Internet, VPN o reti private. La piattaforma MADES
€ basata su protocolli di comunicazione che afferiscono agli standard loT,
quali http e AMQP, entrambi messi in sicurezza dallo standard TLS (Tran-
sport Layer Security)® . In Figura 17 viene riportata I'architettura generale
di MADES [20].

Figura 17
Architettura MADES

Per quanto riguarda la sicurezza MADES garantisce confidenzialita, au-
tenticita e non-ripudio dei dati contenuti nei messaggi trasmessi dalla
piattaforma. In particolare MADES supporta servizi di autenticazione, fir-
ma digitale, cifratura e non-ripudio dei messaggi applicativi, logging e
memorizzazione temporanea dei messaggi.
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| servizi di sicurezza di MADES si avvalgono di una infrastruttura a chiave
pubblica (PKI) per la validazione dei certificati X.509 da parte dei compo-
nenti di comunicazione e degli end-node applicativi.

L'implementazione software di riferimento per MADES & ECP (Energy
Communication Platform) supportata da ENTSO-E e disponibile gratuita-
mente per tutti i TSO europei.

7.9.1.2 Sicurezza delle comunicazioni tra Aggregatore e Unita
flessibili di Consumo/Produzione

Come gia discusso nelle sezioni precedenti, la scelta tecnologica delle
comunicazioni tra il soggetto aggregatore e Unita di Carico o di Produzio-
ne presenta diverse opzioni possibili che influenzano le implementazioni
delle funzioni di sicurezza. In particolare per quanto riguarda I'utilizzo del-
le architetture basate sui protocolli IEC 60870-5-104 (sezione 7.6.2.2) o
IEC 61850 (sezione 7.6.2.1), che probabilmente riguarderanno le Unita
UVAx (DER EMS e CCI) di grossa taglia, le soluzioni di sicurezza fanno
riferimento alla serie di standard IEC 62351 (Figura 18), mentre per le
architetture che utilizzano OpenADR, piu tipiche dei DER EMS di picco-
la taglia che utilizzano infrastrutture pubbliche di comunicazione, per gli
aspetti di sicurezza occorre fare riferimento allo standard IEC 62746-10-1
(7.6.1.8.3).

Nelle sezioni che seguono introdurremo qualche dettaglio relativo alle
funzioni di sicurezza associate ai diversi protocolli.

Figura 18

Standard IEC 62351

7.9.1.3 Sicurezza delle comunicazioni IEC 61850 tra Aggregatore
e Unita flessibili di Consumo/Produzione

Facendo riferimento alla specifica delle comunicazioni per il CCI nell’Alle-
gato T della CEI-016, le comunicazioni tra aggregatore e Unita flessibile
sono basate sulla mappatura delle funzioni di comunicazione IEC 61850
su protocollo MMS (Manufacturing Message Specification) specificata
dalla IEC 61850-8-1"°. La sicurezza dei profili di comunicazione basati
su MMS ¢ stata normata nel 2007 dalla specifica tecnica IEC TS 62351-
4:2007™ .

Secondo quanto previsto dalla IEC 62351-4, la sicurezza delle comuni-
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cazioni MMS si realizza estendendo il profilo Trasporto, nel seguito riferito
come profilo-T, che indirizza i livelli 1-4 dello stack ISO/OSI, € il profilo Ap-
plicazione, nel seguito riferito come profilo-A, che invece indirizza i livelli
5-7 del modello ISO/OSI.

Il profilo-T fornisce funzioni di autenticazione, integrita e confidenzialita a
livello trasporto. Con riferimento alle implementazioni delle comunicazioni
MMS che utilizzano il protocollo TCP per il livello trasporto, il profilo-T si-
curo prevede I'impiego del TLS (Transport Layer Security) secondo quan-
to specificato dalla IEC 62351-3:20142,

In pratica il profilo TLS da utilizzare viene specificato inizialmente dalla
IEC 62351-3, la quale definisce i requisiti derivanti dall’utilizzo del TLS nel
contesto OT (Operational Technology), e ulteriormente dettagliato dalla
IEC 62351-4 con parametri specifici per le comunicazioni MMS.

Ad esempio i parametri del profilo TLS introdotti dalla IEC 62351-3 ri-
guardano la versione TLS raccomandata, le suite di cifratura deprecate,
la periodicita delle funzioni di rinegoziazione e resumption della sessione
sicura, e di aggiornamento della lista dei certificati revocati. Vengono inol-
tre indicati i requisiti minimi in termini di algoritmi e lunghezza delle chiavi.
Ad esempio viene raccomandato I'utilizzo di SHA-256 per le operazioni
di hash, anche se viene mantenuto SHA-1 per compatibilita backward.
Per quanto riguarda le funzioni di firma si raccomanda RSA con chiave
a 2048 bit, ma viene supportata anche RSA a 1024 per compatibilita
backward. Inoltre opzionalmente si possono utilizzare algoritmi basati su
ECC con chiavi 192 bit (se in combinazione con SHA-1) e 256 bit (con
SHA-256). Nella IEC 62351-4 vengono ulteriormente precisate le suite di
cifratura mandatorie, le tempistiche raccomandate per I'aggiornamento
delle chiavi di sessione, le metriche da utilizzare per I'esecuzione della
rinegoziazione e della resumption, il numero raccomandato di autorita di
certificazione, le porte TCP da usare per le comunicazioni con e senza
TLS, la dimensione massima dei certificati a chiave pubblica, il periodo
di valutazione della lista dei certificati revocati, le misure appropriate di
gestione delle eccezioni e degli eventi di sicurezza in modo da garantire
la disponibilita del servizio e del sistema.

Per i layer di livello superiore al trasporto, la IEC 62351-4 prescrive il pro-
filo-A per la sicurezza (ciog I'autenticazione, I'integrita e la confidenzialita)
end-to-end a livello applicazione.

In aggiunta alle soluzioni per garantire I'autenticazione, I'integrita e la con-
fidenzialita dello scambio dati, I'Allegato T della CEl 0-16 prevede una
funzione di controllo accessi basata sui ruoli in conformita con la specifica
tecnica IEC 62351-8:20112. |l controllo degli accessi viene applicato sia
per permettere che per proibire I'accesso ad un server ACSI attraverso
un punto di accesso, o piu puntualmente ad ogni istanza della gerarchia
logical-device, logical-node e data-object. L'assegnamento di un ruolo
ad un determinato soggetto permette di ottenere risposte differenti dai
servizi richiesti in base ai privilegi che sono stati assegnati a quel ruolo del
soggetto specifico. Questa funzionalita risulta particolarmente utile per
implementare I'accesso ai dati del server CCl da parte dei client DSO,
aggregatore, produttore e TSO.

| dettaglli relativi alla gestione delle chiavi e dei certificati rimandano alla
norma IEC 62351-9:2017'4,



15 JECTS 62351-5:2013 “Power
systems management and as-
sociated information - exchange
- Data and communications se-
curity - Part 5: Security for IEC
60870-5 and derivatives™

16 |EC PAS 62746-10-1:2014
“Systems interface  between
customer energy management
system and the power manage-
ment system - Part 10-1: Open
Automated Demand Response
(OpenADR 2.0b Profile Specifi-
cation)”. Attualmente e in corso
di sviluppo la nuova edizione
della IEC 62746-10-1, attesa per
il2018

7 CEI'TS 13-83:2017 “Sistemi
di misura dell’energia elettrica —
Comunicazione con i dispositivi
utente — Parte 2: Modello dati e
livello applicativo”

16 JEC 62056-7-5:2016 “Electri-
city metering cata exchange -
The DLMS/COSEM suite - Part
7-b: Local data transmission
profiles for Local Networks (LN)"

7.9.1.4 Sicurezza comunicazioni IEC 60870-5-104 tra Aggregatore
e Unita flessibili di Consumo/Produzione

Per la messa in sicurezza delle comunicazioni 104 tra Aggregatore e Uni-
ta flessibili occorre fare riferimento alla specifica tecnica IEC TS 62351-
5:2013", unitamente alle parti di supporto in essa riferite.

La norma IEC 62351-5 fornisce un’estensione per la sicurezza del traffi-
co applicativo IEC 60870-5-104 e riferisce la norma IEC 62351-3 per la
messa in sicurezza delle comunicazioni TCP/IP. In particolare vengono
introdotte a livello applicativo le procedure e lo scambio dati per I’'auten-
ticazione degli utenti, il mantenimento della chiave di sessione e I'autenti-
cazione dei messaggi, mentre per la sicurezza della connessione TCF/IP
vengono specificate le procedure per I'autenticazione della stazione € la
cifratura dei messaggi in conformita alla IEC 62351-3.
Un’implementazione della sicurezza IEC 62351-5 di comunicazioni IEC
60870-5-104 che utilizzano canali di comunicazione CDN/Frame Relay
e stata oggetto di un’attivita di assessment in campo che ha ottenuto
misure prestazionali soddisfacenti [21].

7.9.1.5 Sicurezza comunicazioni IEC 62746-10-1 (OpenADR) tra
Aggregatore e Unita flessibili di Consumo/Produzione

La sicurezza delle comunicazioni OpenADR ¢ fornita dalla specifica pub-
blica IEC PAS 62746-10-1:201476,

Nel profilo OpenADR 2.0b sono definiti due livelli di sicurezza, Standard e
High. Il livello Standard, obbligatorio, si basa sull’'uso del protocollo TLS
per la protezione delle comunicazioni tra nodi VTN (Virtual Top Node) e
VEN (Virtual End Node). Il livello High, opzionale, prevede 'uso addiziona-
le dello strumento XML (EXtensible Markup Language) Signature.

Le specifiche OpenADR (profilo 2.0b) per I'uso di TLS sono date in termini
di versione TLS e cipher suite richieste per l'interoperabilita e la gestio-
ne dei certificati X509v3 tramite PKI OpenADR. Sono inoltre previsti due
meccanismi per 'autenticazione dei nodi VEN a livello OpenADR e XMPFP.

7.9.1.6 Sicurezza delle informazioni di metering

Anche nel caso delle comunicazioni relative alle misurazioni, occorre di-
versificare le soluzioni di sicurezza in funzione della tecnologia di metering
impiegata.

Nel seguito vengono forniti i riferimenti relativi alle architetture che sfrut-
tano il canale fornito dai contatori 2G denominato “chain2” e quelle che
fanno uso di sensori dotati di tecnologie zigbee/zwave.

7.9.1.7 Sicurezza delle comunicazioni da Contatori 2G a DER EMS
Data la monodirezionalita della comunicazione in oggetto, la norma Spe-
cifica Tecnica CEl TS 13-83:2017" prevede che in questo caso venga
utilizzato il protocollo DLMS/COSEM e in particolare la norma IEC 62056-
7-5:2016'8, opportunamente adattata allo specifico profilo di comunica-
zione. La delibera ARERA 87/2016/R/EEL specifica che la comunicazio-
ne tra misuratore intelligente 2G e dispositivo utente debba garantire la
confidenzialita, I'integrita e I'autenticita dei dati scambiati. Gli aspetti di
sicurezza non si limitano tuttavia alla protezione o all’autenticazione del
dato, ma riguardano aspetti costruttivi dei dispositivi e la specifica dei
protocolli anche al fine di garantire, tra I'altro, la disponibilita del sistema



19 JEC 62056-5-3:2017 “Electri-
city metering data exchange -
The DLMS/COSEM suite - Part
5-83: DLMS/COSEM  application
layer”
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contro eventuali attacchi che mirino ad alterarne le prestazioni (es. attac-
chi di tipo Denial of Service).

Secondo quanto previsto dalla norma Specifica Tecnica CEI TS 13-83 la
comunicazione tra misuratore intelligente e dispositivo utente deve es-
sere protetta in modalita end-to-end usando meccanismi di sicurezza di
livello applicativo. La protezione delle APDU deve essere effettuata utiliz-
zando algoritmi di crittografia, autenticazione e metodi di non copiabilita,
in conformita alla norma IEC 62056-5-3:2017"°,

7.9.1.8 Sicurezza delle comunicazioni da sensori wireless a DER
EMS

Tra le varianti architetturali ipotizzate, € previsto che le misurazioni ven-
gano effettuate tramite sensori wireless che utilizzano tecnologie tipiche
dei dispositivi di domotica, quali Z-Wave o ZigBee. Entrambe queste tec-
nologie supportano la cifratura simmetrica AES-128 per proteggere le
comunicazioni da azioni malevole.

/.9.2 Tecniche di segregazione e analisi
del traffico

Oltre alla sicurezza dei protocolli utilizzati, le comunicazioni della piattafor-
ma di aggregazione dell’energia devono essere protette tramite opportu-
ne tecniche di segregazione del traffico di rete e di sistemi di analisi del
traffico per il rilevamento e la gestione del traffico anomalo. Nel caso del
CCl, la segregazione degli accessi remoti, asserviti alle funzioni di con-
trollo, protezione e conduzione dell’impianto, € a carico di un dispositivo
router in grado di separare le reti interne dell’impianto dalle reti esterne e
di segregare il traffico dei diversi protocolli utilizzati.

Oltre alle funzioni di segregazione fornite dalle tecniche di firewalling sono
previste anche funzioni piu evolute di analisi del traffico applicativo al
fine di rilevare anomalie (sistemi IDS/IPS) o evidenze di incidenti (sistemi
SIEM).

7.9.3 Integrazione delle misure di
sicurezza nelle varianti tecnologiche
previste dall’ipotesi di architettura

Nella Figura 19 le soluzioni di sicurezza descritte nelle sezioni precedenti
vengono inserite graficamente nell’ipotesi di architettura tecnologica della
piattaforma, in modo da visualizzare le estensioni di sicurezza richieste
alla sua implementazione.



Figura 19
Standard di sicurezza mappati sulle varianti tecnologiche dell’architettura

/.10 Implementazione prototipale del
sistema

A fronte di quanto specificato nelle sezioni precedenti, si € implementa-
to il caso d’uso associato alla fase di operation. Gli attori coinvolti nella
simulazione sono quindi TSO, aggregatore e impianto: quest’ultimo puo
owiamente essere replicato in modo tale da simulare la presenza di un
elevato numero di clienti associati a un dato aggregatore (in realta, tutti
gli attori coinvolti possono essere replicati, per esempio considerando la
presenza di piu aggregatori).

Di seguito viene riportata una valutazione del traffico dati limitatamente
all'invio delle misure di impianto verso il TSO, in quanto il traffico dati con-
seguente all'invio dei setpoint € estremamente limitato.

Figura 19
Schema di valutazione del traffico dati associato agli standard IEC-61850 e IEC 60870-5-104
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L'entita del traffico dati associato all’invio delle misure mediante il pro-
tocollo 104 tra TSO ed aggregatore ¢ ritenuto equivalente a quello che
interessa l'interfaccia tra ciascun impianto (UC/UP) e I'aggregatore. Tale
valutazione non tiene conto di eventuali meccanismi di criptazione né a
livello applicativo né di trasporto.

Sulla base di queste ipotesi, la dimensione media del pacchetto conte-
nente la misura di potenza attiva, inviata periodicamente (ogni 4 secondi)
da un impianto verso I'aggregatore (o dall’aggregatore verso il TSO) &
risultata di 84 bytes. A ciascun pacchetto corrisponde poi un acknowle-
dge a livello TCP di 66 bytes. Infine, gli acknowledge a livello applicativo,
inviati dall’aggregatore all'impianto (o dal TSO all’aggregatore) richiedono
72 bytes e vengono inviati ogni n misure ricevute (nel caso della simu-
lazione effettuata si ha n=3). Un esempio di cattura del traffico dati ora
descritto &€ mostrato nella seguente figura.

Figura 20
Traffico dati IEC 60870-104 simulato

Il corrispondente grafico del traffico rilevato € mostrato nella seguente
figura.



Figura 21
Grafico associato al traffico dati IEC 60870-104 simulato

Anche introducendo le soluzioni di cyber security secondo quanto previ-
sto dalla IEC 62351-5 I'impatto sulla dimensione dei messaggi applicativi
non subisce variazioni significative. Si nota invece un aumento del traffico
scambiato durante la fase di creazione del canale sicuro e di rinnovo delle
chiavi. Alcune valutazioni prestazionali ottenute dalla sperimentazione in
campo della versione sicura delle comunicazioni 104 sono state presen-
tate nel paper Cigré 2016 [21].

Per quanto riguarda lo standard IEC 61850, ¢ stata implementata un’in-
terfaccia basata sul protocollo applicativo MMS. Lo scambio informati-
Vo & stato messo in sicurezza sia a livello applicativo (A-security profile)
sia a livello trasporto (T-security profile), come richiesto dalla norma IEC
62351-4. Sulla base di queste ipotesi, la dimensione media del pacchetto
contenente la misura di potenza attiva, inviata periodicamente (ogni 4
secondi) da un impianto verso I’'aggregatore (0 ipoteticamente dall’aggre-
gatore verso il TSO) e risultata di 151 bytes. A ciascun pacchetto corri-
sponde poi un acknowledge a livello TCP di 66 bytes. Non sono previsti
acknowledge a livello applicativo.

Di seguito ¢ riportata la valutazione del traffico dati relativo alla connessio-
ne IEC 61850 tra impianto ed aggregatore che include la criptazione delle
informazioni a livello trasporto TLS.

Figura 22
Traffico dati IEC 61850 simulato
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Il corrispondente grafico del traffico rilevato € mostrato nella seguente
figura.

Figura 23
Grafico associato al traffico dati IEC 61850 simulato

La tabella sopra riportata fornisce un sintesi dei dati sopra riportati.

Come nel caso precedente (comunicazioni IEC 60870-5-104) I'introduzio-
ne delle misure di sicurezza non ha causato un aumento eccessivo della
dimensione del pacchetto applicativo, con conseguente mantenimento dei
tempi di trasmissione che risultano accettabili. Risulta invece degno di nota
il tempo necessario per stabilire la comunicazione e il periodico rinnovo
delle chiavi. Nel caso si utilizzino canali non performanti questo pud com-
portare ritardi non trascurabili [21]. In conclusione, sulla base delle simula-
zioni effettuate si pud concludere che I'entita del traffico di rete generato
dal caso d’uso in oggetto non presenta criticita. Bisogna comunque con-
siderare I'andamento “impulsivo” di questo traffico, che potrebbe tradursi
in picchi di richiesta di banda di notevole entita per brevi periodi di tempo.

/.11Identificazione delle frodi

Lidentificazione di eventuali frodi € principalmente demandata alla verifica
della congruenza tra le misure prodotte dall’aggregatore/impianto e le infor-
mazioni di metering validate. In tal senso il regolamento dei progetti pilota di
TERNA prevede gia che I'aggregatore debba “archiviare permanentemente
(almeno 90 giorni) e, su richiesta di Terna, entro 10 giorni lavorativi, rendere
disponibili su formato elettronico (csv e/o excel) tutte le misure elementari
che concorrono all’aggregazione, con relativo timestamp”. L affidabilita di tali
informazioni potranno quindi essere verificate mediante la loro comparazione
rispetto ai dati di metering ufficiali disponibili nel “Sistema Informativo Inte-
grato”.
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Valutazione economica:
alcuni casi di business

In questo capitolo si riportano i risultati delle analisi costi-benefici svolte per
i casi di studio trattati nel Capitolo 5, relativi alla possibile offerta di servizi di
flessibilita sul MSD da parte di alcune tipologie di carico. Nel seguito, dopo
aver richiamato gli elementi principali coinvolti nella valutazione dei costi e
dei ricavi, I'analisi si focalizza sui singoli casi esaminati e sui relativi risultati
€CoNoMICi.

8.1 Elementi di valutazione tecnico-
economica (costi-benefici)

8.1.1 Introduzione

La prima apertura del MSD a nuovi partecipanti per la fornitura dei servizi
di dispacciamento, disposta dall’ Autorita con la deliberazione n. 300/2017,
consente ad alcune tipologie di impianto, finora escluse, quali gli impianti
convenzionali non rilevanti, le centrali rinnovabili non programmabili (rile-
vanti e non), le unita di consumo e i sistemi di accumulo, di poter contribu-
ire, ciascuno in misura diversa sulla base delle proprie caratteristiche, alla
regolazione del sistema. In particolare, i proprietari di impianto possono
offrire un servizio essenziale per la sicurezza del sistema in cambio di una
remunerazione. Questo significa che l'interesse a partecipare da parte di
un operatore, sia esso un proprietario di impianto oppure semplicemente
un intermediario (trader o aggregatore), sara tanto maggiore quanto piu
sara ritenuto profittevole il/i servizio/i che potra negoziare sul mercato. In
pratica, per un proprietario di impianto occorrera valutare quanto potra es-
sere remunerativa I'attivita di scambio sul MSD, a fronte di costi di investi-
mento che occorrera sostenere inizialmente sia nel caso in cui 'impianto
sia realizzato ex-novo, sia nel caso in cui 'impianto esistente sia adeguato
(retrofitting), oltre che durante il normale funzionamento. Nel caso di soli
costi di adeguamento, I'investimento riguardera principalmente alcuni ac-
corgimenti al fine di rendere I'impianto conforme alle specifiche funzionali
e prestazionali predisposte dal gestore di rete; in tal caso, si ritiene che
I'investimento per la realizzazione dell'impianto sia gia stato recuperato.

Le valutazioni quantitative condotte in questo capitolo rappresentano
esclusivamente il punto di vista di un possibile investitore, le cui azioni sul
mercato non influenzano le dinamiche del mercato medesimo (price taker);
in altre parole, si assume che le offerte da parte dei nuovi soggetti abilitati al
MSD non perturbino i prezzi dei servizi approvvigionati da Terna.

Non & oggetto del presente rapporto, invece, la ricaduta complessiva
dell’apertura del MSD sull'intero sistema in termini di costo globale di ap-
prowvigionamento dei servizi per il dispacciamento. Ci si limita ad osservare
che, in carenza di risorse di regolazione (situazione attuale), il gestore di rete
e costretto a ricorrere a risorse sempre piu costose che, alla fine, I'intera
collettivita paga in termini di una bolletta energetica piu onerosa. Un allar-
gamento dei partecipanti a MSD, invece, consentirebbe di aumentare le
risorse disponibili al sistema Paese e, quindi, di disporre di un accesso piu



" Nel seguito dell'esempio, si
assume che i costi di investi-
mento relativi alle infrastrutture
di telecontrollo siano a carico del
proprietario delle unita di con-
sumo; restano invece a carico
dell'aggregatore i costi relativi
allo scambio dati con TERNA
(questi ultimi costi saranno re-
munerati, insieme alla generale
attivita dell'aggregatore, median-
te la corresponsione, all'aggrega-
tore medesimo, di una frazione
dei ricavi dalla partecipazione a
MSD). Nella pratica, le soluzioni
operative reali potrebbero essere
diverse.
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economico ai servizi di regolazione dell'intero sistema, anche legato ad una
maggiore concorrenza. Infine, nell’ottica di una futura decarbonizzazione,
la possibilita di sperimentare nuove e diverse modalita di gestione della rete
rappresentera un beneficio per il sistema.

8.1.2 Elementi di costo (fissi e variabili)

La partecipazione alla fornitura dei servizi per il dispacciamento sul MSD da
parte di un impianto, sia esso di generazione oppure di consumo, richie-
de il soddisfacimento di alcuni requisiti tecnici e funzionali minimi, quali ad
esempio:

e installazione di apparati di misura e monitoraggio conformi alle speci-
fiche indicate dal gestore di rete (es. unita periferiche di monitoraggio);

e installazione di sistemi di comunicazione conformi alle specifiche indi-
cate dal gestore di rete (es. protocollo IEC 870-5-104);

e installazione di apparati di controllo conformi alle specifiche indicate dal
gestore di rete (es. sala di controllo, eventuale modifica dei controllori
locali dei singoli dispositivi);
taglia di potenza minima per la modulazione;
gradiente minimo per la modulazione.

Oltre al costo di realizzazione dell'impianto (solo nel caso di impianto ex-no-
vo), occorre quindi considerare anche I'investimento necessario all’ade-
guamento dell'impianto. In particolare, occorre considerare il costo di in-
frastruttura ICT (Information&Communication Technology) e di telecontrollo
di impianto. Il primo cattura i costi relativi, in particolare nel caso di impianti
multi-sito, alla piattaforma di gestione e controllo da remoto degli impianti
da parte del proprietario (0 di un’altra figura preposta alla gestione de-
gli impianti, come un aggregatore) mentre il secondo include la posa sia
dellinfrastruttura di comunicazione che delle apparecchiature per la misura
e il monitoraggio delle attivita di impianto da parte del gestore di rete (te-
lecontrollo)' . Altri costi potrebbero riguardare interventi aggiuntivi da ese-
guirsi internamente all'impianto per rendere I'impianto stesso rispondente
alle richieste di flessibilita (es. introduzione di nuove funzioni di controllo
addizionali, nuove modalita di esercizio con relativi costi aggiuntivi). Ai costi
di adeguamento occorre, infine, aggiungere anche i costi operativi o di
esercizio: infatti, soprattutto per gli impianti esistenti, la nuova attivita sul
MSD comporta un controllo e monitoraggio continuo, con un consumo
di risorse (ore lavoro ed energia). L'ammontare del costo di adeguamento
complessivo (costo di investimento piu costo operativo) pud quindi variare
in funzione della complessita dell'impianto e del portafoglio di servizi offerti:
ad esempio, pil ampia sara I'offerta dei servizi pit complessa potra risulta-
re la gestione dell'impianto per far fronte alle diverse richieste. In particola-
re, nei riguardi di un’installazione esistente occorre sempre tener presente,
come elemento di confronto, I'attuale modalita di gestione e i relativi costi.



2 Questo non vuol dire che lo
schema di contrattazione sara
sempre lo stesso, anzi in futuro
MSD potrebbe funzionare anche
secondo uno schema diverso da
quello attuale [1].

8.1.3 Elementi di ricavo

La partecipazione di nuovi entranti sul MSD offre la possibilita di ottenere
una remunerazione vantaggiosa per il servizio erogato. In un sistema di
mercato delle contrattazioni pay as bid (“remunerazione al prezzo offerto”)?
questo si risolve nella possibilita di fornitura del servizio ad un prezzo il piu
elevato possibile: in particolare, piul & ricercata una risorsa scarsa, maggiori
saranno le possibilita di un prezzo elevato.

In assenza di altre indicazioni, una prima analisi dei potenziali ricavi ottenibili
sul MSD ¢ effettuata sulla base dei pit recenti esiti del mercato stesso o di
altri mercati simili. Ad esempio, le serie storiche dei prezzi, analizzate nel
Capitolo 3, sono qui utilizzate, in maniera da poter cogliere alcune dinami-
che interessanti del’andamento del mercato (prezzi a salire/a scendere,
quantita di energia offerte/scambiate, tasso di accettazione delle offerte,
intervalli orari o giornalieri piu remunerativi, tipologia di servizio maggior-
mente scambiata).

Sulla base di tali dinamiche, sono ipotizzate delle offerte, specificate come
quantita (MWh) e prezzo (€/MWh), ottenendo cosi dei potenziali ricavi, cal-
colati tenendo presente, oltre alle dinamiche di mercato, anche i vincoli
di impianto (es. entita dell'interruzione, durata dell'interruzione, ripresa del
processo con o senza gradiente, recupero delle condizioni iniziali).

Occorre osservare che tutte le analisi sono realizzate ipotizzando in vigore
I'attuale schema di contrattazione sul MSD in cui I'accettazione di un’offer-
ta avviene secondo la regola di prezzo pay-as-bid.

8.1.4 Bilancio economico (costi-
benefici)

Una volta determinato I'ammontare del costo di investimento, inclusi i costi
operativi, € quello dei potenziali ricavi, I'attrattivita per i nuovi entranti a par-
tecipare ai servizi di regolazione sul MSD potra essere valutata dal confron-
to dei costi con i benefici su un dato intervallo temporale (tipicamente 20
anni di durata dell’investimento o una durata inferiore in caso di esigenza di
un recupero nel breve periodo). Lattivita sara attraente se i benefici supera-
no i costi, o, in altri termini, I'indice di profittabilita (IP), espresso come rap-
porto tra benefici e costi (attualizzati), € maggiore di 1. Talvolta, & possibile
adottare anche un metodo semplice, benché molto approssimato, come il
Pay-Back Period Method-PBP, che permette di avere una indicazione del
tempo di rientro dall’investimento. In questo caso I'attivita sara attraente se
il tempo di rientro sara contenuto (al massimo qualche anno).



3 Si assume il combustibile (ga-
solio) con PCl pari a 10.200 kcal/
kg.

* Per semplicita si e preso come
riferimento il prezzo medio al
consumo del gasolio per riscal-
damento paria 1,16 €/litro, come
indicato dal MISE per i mesi Gen-
naio-Ottobre 2017.

5 Come anche specificato nel Ca-
pitolo 5, i gruppi elettrogeni non
sono sempre presenti nella SRB
e Spesso sono portati a seguito
di un guasto prolungato sulla rete
elettrica.
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8.2 Esempio di carico multi-sito: stazioni
radio base per telefonia mobile

Di seguito si riporta un esempio di analisi costi-benefici applicata al servi-
zio di flessibilita fornito da unita di consumo ai sensi della deliberazione n.
300/2017 e del successivo regolamento attuativo di TERNA. La tipologia
di utenza presa in esame & costituita dalle stazioni radio base (SRB) utiliz-
zate nei sistemi di comunicazione mobile (telefonia mobile), gia descritte
nel Capitolo 5. In particolare, I'esempio fa riferimento alla possibilita di im-
piego delle sorgenti di alimentazione di emergenza ubicate all'interno delle
SRB: le batterie di accumulatori per I'alimentazione di riserva del carico in
corrente continua (c.c.); i gruppi elettrogeni che in alcune SRB rimpiazzano
I’alimentazione dell’intera stazione in caso di interruzione dell’alimentazione
dalla rete. Lesempio di utenza & riconducibile ad un tipo di carico multi-sito
flessibile e uniformemente distribuito sul territorio nazionale.

Siriporta ora una descrizione dell’approccio adottato per la valutazione dei
costi-benefici, evidenziando le principali assunzioni sugli elementi di costo
e diricavo, e una sintesi dei risultati di simulazione ottenuti.

8.2.1 Ipotesi di studio

Comportamento delle sorgenti

Accumulatori

Si assume che gli accumulatori offrano in capacita fino all’84% circa della
propria potenza nominale; in tempo reale tale capacita potra essere utiliz-
zata poi pienamente per modulare il prelievo dalla rete. Il rendimento del
sistema accumulatori + Stazione Energia € fissato a 85% mentre il tasso di
premorienza per ogni ciclo di carica/scarica e fissato a 0,0274%, ottenuto
come frazione giornaliera del tasso di decadimento annuo (assunto pari a
10%), nell'ipotesi che I'accumulatore effettui un ciclo di carica/scarica al
giorno, ossia una chiamata per il servizio al giorno. Il costo di sostituzione
degli elementi guasti nell’accumulatore & qui fissato a 270 $/kWh nell’ipo-
tesi di accumulatore al piombo di tipo Valve-Regulated Lead-Acid - VRLA
[2]. Si osserva che il dato di costo delle altre tecnologie puod arrivare fino a
circa 1.000 $/kWh. Nello studio si considera per ogni SRB un accumulato-
re costituito da 4 ore di capacita. L’energia di ripristino dello stato di ricarica
€ assunta acquistabile ad un prezzo pari a 140 €/MWh applicato in bolletta
al cliente finale.

Gruppi elettrogeni

| gruppi elettrogeni, nel caso ipotizzato, offrono in capacita il 77% della
potenza nominale dell'impianto. Questa capacita potra essere poi utilizzata
in tempo reale fino al 25% circa, un valore sufficiente per compensare un
livello di prelievo medio di potenza della SRB dalla rete. Il rendimento di tra-
sformazione in potenza di 1 litro di gasolio da parte della macchina ¢ fissato
a circa 3,36 kWh/litro (ossia 28%°)* . Il costo del combustibile (gasolio) &
invece fissato a 1 €/litro (prezzo al consumo al netto dell’'lVA)° .



% Per applicazioni non residenziali
in bassa tensione e in media ten-
sione il costo d’acquisto di appa-
recchiature di misura gia confor-
mi con le specifiche del gestore di
rete si ritiene ragionevole stimare,
al pezzo, dell’ordine di 500 euro e
2.000 circa, rispettivamente.

Adeguamento infrastrutture (retrofitting)

Come accennato prima, la partecipazione della domanda alla fornitura dei
servizi sul MSD deve avvenire rispettando i requisiti prestazionali minimi
e funzionali indicati dal gestore di rete Terna. In particolare, dal punto di
vista funzionale, questo implica I'adeguamento dell'impianto esistente (re-
trofitting) con l'installazione di apparati di misura/monitoraggio, controllo e
comunicazione impianto-gestore di rete secondo le specifiche Terna.
Nello studio si stima un costo di adeguamento di 250.000 euro per I'in-
frastruttura ICT che controlla tutte le SRB, e un costo di adeguamento di
5.000 euro e 9.000 euro per singola SRB per il telecontrollo di impianto (es.
installazione dei apparati di tipo unita di monitoraggio periferica del Carico
- UPMC?), rispettivamente nel caso di accumulatori e gruppi elettrogeni.
In aggiunta ai costi di investimento, occorre considerare anche la quota
di costi operativi annui di gestione della piattaforma ICT e di telecontrollo.
Tale voce & qui fissata pari a 5% per il telecontrollo di impianto e 8% per la
gestione della piattaforma ICT.

Consistenza degli impianti interessati al servizio

La partecipazione delle SRB ai servizi di flessibilita & ipotizzata assumendo
per ogni impianto una potenza nominale di circa 50 kW e 300 kW, rispetti-
vamente, per gli accumulatori e per i gruppi elettrogeni, di cui potra essere
resa disponibile per il servizio di flessibilita la quota indicata sopra.

In particolare, si ipotizza di considerare 1.000 stazioni che forniscono il
servizio solo con gli accumulatori € 3.000 unita che forniscono il servizio
tramite solo i gruppi elettrogeni. Per semplicita si e trascurata I'effettiva
distribuzione geografica delle stazioni.

Servizio offerto

Con riferimento al regolamento Terna, predisposto per i progetti pilota ai
sensi della deliberazione n. 300/2017, si assume la possibilita per le unita
di consumo di partecipare a MSD/MB per la fornitura dei servizi di riserva
terziaria (sostituzione a salire) e di bilanciamento. La partecipazione avviene
con una chiamata al giorno di durata massima di 1,2,3 o 4 ore. Nel caso
di servizio reso dalle batterie, il ripristino dello stato di carica é effettuato
in un intervallo di tempo successivo senza aggravio di costo rispetto a
quanto previsto dal contratto di fornitura in essere con il proprio utente di
dispacciamento UdD (si tratta di un puro trasferimento di prelievo in istante
di tempo successivo).

Schema di remunerazione

Si ipotizza una remunerazione del servizio tramite negoziazione diretta su
MSD, con eventuale remunerazione in capacita.

Nel caso di sola remunerazione tramite MSD, questa e assunta pari ai li-
velli di prezzo (pay-as-bid) piu elevati che si sono realizzati per i servizi sul
MSD/MB nell’ultimo periodo (periodo di osservazione: 1 agosto 2016-31
luglio 2017). Inoltre si assume che I'offerta cada in un intervallo qualsiasi del
giorno oggetto della contrattazione e che tutta la quantita selezionata sia
attivata. Se invece si applica anche una remunerazione sulla capacita, si
prende come riferimento il meccanismo predisposto da Terna ai sensi della
deliberazione n. 300/2017 per i progetti pilota di partecipazione della do-
manda ai servizi sul MSD [3]. Tale meccanismo prevede una remunerazio-




7 Il premio si raddoppia se I'offer-
ta e fatta per 6 ore.

& “Regolamento recante le moda-
lita per la creazione, qualificazio-
ne e gestione di unita virtuali di
consumo abilitate al mercato dei
servizi di dispacciamento - rego-
lamento MSD”.

9 Questa modalita di offerta, pur
non essendo congruente con le
attuali regole del mercato, con-
sente di esplorare le potenzialita
del sistema.

10" Dal punto di vista pratico, cio
significa che, dopo la prima se-
lezione, ¢ necessario modificare
le offerte mettendo a zero la
quantita.
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ne del servizio secondo una componente fissa ed una variabile. La prima
e fissata ad un valore in asta al ribasso a partire da 30.000 €/MW/anno e
prevede che I'unita di consumo offra modulazione a salire per almeno 3 ore
nel periodo tra le 14:00 e le 20:007. La remunerazione variabile si ottiene
ogni volta che l'offerta di modulazione della domanda € selezionata sul
mercato MB. Per le unita che beneficiano della remunerazione in capacita
I'offerta ha un limite (strike price) di 400 €/MWh.

Calcolo della remunerazione

In particolare, utilizzando la procedura di simulazione descritta nel Capi-
tolo 3, per ciascun quarto d’ora del periodo annuale di osservazione con-
siderato, si assume che I'unita di consumo presenti un’offerta a prezzo
definito; I'offerta si considera accettata quando il prezzo offerto risulta in-
feriore al prezzo massimo realmente accettato sul mercato in quel quarto
d’ora. Inoltre, concordemente con le assunzioni di erogazione del servizio
(una sola chiamata al giorno), si assume che il servizio venga attivato nel
primo quarto d’ora di accettazione nella fascia oraria di interesse nella
giornata e che duri per i quarti d’ora contigui al primo nei quali I'offerta &
accettata.

Il valore netto associato alla riduzione di 1 MW di prelievo € quindi deter-
minato come differenza fra il ricavo per il servizio (prezzo offerto x 1 MWh
/ 4 in ogni quarto d’ora di accettazione) € il prezzo unico nazionale PUN,
in accordo con il Regolamento Terna per la partecipazione delle UVAC sul
MSD. Tale valore netto € indicato qui di seguito come ricavo (etichettato
nelle figure come “profitto”)® .

Scenari Considerati

Considerando le ipotesi di remunerazione del servizio di cui sopra, ven-

gono di seguito esaminati due casi di studio, che si differenziano per

modalita di offerta e remunerazione del servizio:

e Scenario 1: I'unita di consumo presenta offerte nelle 24 ore dichia-
randosi disponibile ad una sola riduzione di prelievo al giorno®, per
una durata non superiore a X ore. Essa beneficia solo della remune-
razione variabile ogni volta che I'offerta viene selezionata sul MB™.

e Scenario 2: I'unita di consumo presenta offerta nel periodo tra le
14:00 e le 20:00 di ogni giorno dichiarandosi disponibile ad una sola
riduzione di prelievo al giorno, per una durata non superiore a X ore.
Oltre alla remunerazione variabile ogni volta che I'offerta viene sele-
zionata sul MB, I'unita di consumo beneficia anche della remunera-
zione in capacita.

Le simulazioni sono state condotte per valori di X=1,2,3 e 4 ore allo scopo

di poter effettuare un’analisi di sensitivita. Tuttavia, occorre ricordare che

il regolamento di Terna per i progetti pilota impone il vincolo di almeno 3

ore di servizio; percio le condizioni previste per i progetti pilota sono inter-

cettate nello “Scenario 2” sulle curve per valori di durata massima X=3,4.



8.2.2 Risultati dell’analisi

Stima del ricavo annuo, numero chiamate e relativa durata totale derivan-
te da transazioni su MSD

Con riferimento alle fasce orarie relative ai due casi di studio, si valuta
innanzitutto il valore netto della transazione derivante dalla riduzione di 1
MW di prelievo usando i dati storici dei prezzi di offerta accettati sul MSD/
MB per la zona NORD e i dati storici di prezzo unico nazionale (PUN)
presentati al Capitolo 3.

Ripetendo il calcolo per diversi valori del prezzo di offerta sull'intero anno
considerato e assumendo diversi valori di durata massima dell’erogazio-
ne del servizio (da 1 a 4 ore), si ottengono le curve di Figura 8.1 e Figura
8.2 relative alle fasce orarie dello Scenario 1 e dello Scenario 2 rispettiva-
mente. Inoltre, si sono calcolate, per ciascun valore del prezzo di offerta, il
numero delle chiamate (Figura 8.3 e Figura 8.4) ¢ la relativa durata (in ore)
complessiva (Figura 8.5 e Figura 8.6) sul periodo considerato.

| risultati mostrano che i prezzi di offerta piu profittevoli cadono nell’in-
tervallo compreso tra 150 e 500 €/ MWh (punti di massimo in corrispon-
denza di offerte a 350 e 450 €/ MWh) per lo “Scenario 1” e nell'intervallo
compreso tra 70 e 450 €/MWh (punti di massimo in corrispondenza di
offerte a 80 e 350 €/MWHh) per lo “Scenario 2”. Si ricorda che per la fascia
oraria dello “Scenario 2” il prezzo limite & di 400 €/MWh (strike price).

In corrispondenza degli intervalli di prezzo di cui sopra si osserva un nu-

mero di chiamate di 120+320 (Scenario 1) e 20+350 (Scenario 2), a cui

corrisponde una durata complessiva che va:

e Scenario 1: da un minimo di 70 ore fino ad un massimo compreso fra
150 ore e 190 ore circa

e Scenario 2: da un minimo di 10 ore fino ad un massimo compreso
fra 310 e 880 ore (ad un massimo compreso fra 730 e 830 ore per le
durate massime previste per i progetti pilota).

| valori di prezzo di offerta piu profittevoli sono i seguenti:

e Scenario 1: prezzo1=350 €/MWh, cui corrispondono 275 chiamate
annue, con durata media dell’interruzione al massimo di mezzora;
prezzo2=450 €/MWh, cui corrispondono 170 chiamate con durata
media attorno alla mezzora. In corrispondenza delle quattro durate
massime, la durata totale delle chiamate e simile e il numero totale di
chiamate e identico, percio la durata media delle chiamate & abba-
stanza simile.

e Scenario 2: prezzo3=80 €/MWHh, cui corrispondono 350 chiamate
annue con durata media dell’interruzione che & variabile con la durata
massima delle chiamate: poco meno di 1 ora (durata massima 1 ora),
1,3 ore (durata massima 2 ore), poco piu di 1,7 ore (durata massima
di 3 ore) e poco piu di 2 ore (durata massima 4 ore); prezzo4=350
€/MWh, cui corrispondono 50 chiamate annue con durata media
dell’interruzione variabile tra circa mezzora e un’ora, a seconda della
durata massima per chiamata (1,2,3 e 4 ore).
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Figura 8.1
Scenario 1: Ricavo per attivazione del servizio in funzione del prezzo di offerta su MSD/
MB.

Figura 8.2
Scenario 2: Ricavo per attivazione del servizio in funzione del prezzo di offerta su MSD/MB.

Figura 8.3
Numero di chiamate per attivazione del servizio in funzione del prezzo di offerta su MSD/MB.



Figura 8.4
Scenario 1: Scenario 2: Numero delle chiamate per attivazione del servizio in funzione
del prezzo di offerta su MSD/MB.

Figura 8.5
Scenario 1: Durata del servizio in funzione del prezzo di offerta su MSD/MB (una sola attiva-
zione al giorno nella fascia oraria indicata).

Figura 8.6
Scenario 2: Durata del servizio in funzione del prezzo di offerta su MSD/MB (una sola attiva-
zione al giorno nella fascia oraria indicata).
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Stima del periodo di rientro dall’investimento

In corrispondenza dei prezzi di maggiore profittabilita sul MSD/MB si va-
luta la convenienza economica di utilizzo degli accumulatori o dei gruppi
elettrogeni per alimentare il carico all’interno della SRB, in sostituzione
dell’alimentazione prelevata dalla rete.

La valutazione & condotta considerando le seguenti voci economiche:

Ricavo da compravendita dell’energia sul MSD/MB (R);

Ricavo da remunerazione della capacita (R,);

Costo di adeguamento ICT (C,);

Costo di adeguamento impianto (C,);

Costi operativi (C,) associati all’adeguamento ICT e all’adeguamento

di impianto;

e (Costo associato all’energia addizionale prelevata dalla rete per effetto
delle perdite nel sistema accumulatore + Stazione Energia, durante la
fase di ripristino dello stato di carica (C,);

e Costo del combustibile (C,);

e Costo del degrado degli accumulatori per utilizzo su MSD/MB (C));

*  Quota trasferita al trader o BSP (C,).

La quota C, ¢ fissata pari al 10% sul ricavo da compravendita sul MSD/MB.

Il periodo di rientro dell’investimento (metodo semplificato del Pay-Back

Period-PBP) & quindi:

e accumulatori: PBP = (C,+C,)/(R,+R,-C,-C,-C,-C.);

* gruppi elettrogeni: PBP = (C,+C,)/(R,+R,-C,-C,-C.).

La componente R, va considerata solo per lo “Scenario 2” in cui si preve-

de anche la quota di remunerazione della capacita.

In corrispondenza delle fasce di prezzo piu profittevoli in Figura 8.7 si

riportano i valori di PBP relativi al caso “Scenario 1” e in Figura 8.8 quelli

relativi allo “Scenario 2”.

Figura 8.7
Valori di PBP nelle fasce orarie nello “Scenario 1” in funzione del prezzo di offerta su
MSD/MB: (a) impiego accumulatori, (b) impiego gruppi elettrogeni.



Figura 8.8
Valori di PBP nelle fasce orarie nello “Scenario 2” in funzione del prezzo di offerta su
MSD/MB: (a)-(b) impiego accumulatori, (c)-(d) impiego gruppi elettrogeni.

Nello “Scenario 17 risulta che, in corrispondenza dei prezzi piu remunera-
tivi sopra individuati (350 €/MWh e 450 €/MWh), il PBP & compreso tra 5
e 7 anni nel caso di accumulatori e nell'intervallo di 15-25 anni nel caso
di gruppi elettrogeni.

Nello “Scenario 2”7, e piu precisamente per le durate massime previste
per i progetti pilota Terna (X=3 e X=4 ore), risulta che, in corrispondenza
dei prezzi piu remunerativi sopra individuati (80 €/ MWh e 350 €/MWh),il
PBP ¢é intorno ai 5,5-7 anni (per 80 €/MWh) e ai 4,5-6,5 anni (per 350 €/
MWh) nel caso di accumulatori; con i gruppi elettrogeni si ottengono degli
intervalli 3,4-7 anni (per 80 €MWh) e 1,6-2 anni (350 €/MWh). Rispetto
allo “Scenario 1), i valori piti contenuti si ottengono proprio per effetto
della remunerazione in capacita.

8.3 Sorgenti di flessibilita in un Data
Center

L'esempio prende in considerazione la possibilita di sfruttare un sito di
consumo terziario, adibito a Data Center (come descritto nel Capitolo 5),
dotato di sistemi di accumulo (Uninterruptible Power Supply - UPS) e
Gruppi Elettrogeni (GE), allo scopo di offrire un servizio di riserva terziaria
a salire e bilanciamento sul MSD.
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La strategia usata, come nell’lesempio precedente, consiste in un mec-
canismo di slittamento dei prelievi che viene effettuato non gia riducen-
do, o addirittura bloccando, i processi produttivi di sito, ma andando ad
alimentare il carico locale attraverso degli accumulatori (incorporati negli
UPS) installati a valle del (Point Of Delivery — PoD). Il servizio sara quindi
offerto diminuendo il prelievo dalla rete quando richiesto, e spostando, di
fatto, tale prelievo ad un altro intervallo temporale col fine di ricaricare gli
accumulatori stessi (oppure annullandolo mediante i GE). Lipotesi di par-
tenza, per quanto attiene agli UPS, non & piu quindi quella di utilizzare un
asset gia esistente per fornire attraverso esso un servizio, aumentandone
il valore economico e diminuendone presumibilmente la vita utile, ma &
quella invece di installare ad hoc delle batterie (sistemi di accumulo, SdA)
al fine di fornire, oltre alla funzione di UPS, i servizi ausiliari a supporto
della rete elettrica. Per quanto attiene, invece, ai sistemi di generazione
di emergenza (gruppo elettrogeni), anche in questo esempio si ipotizza
di sfruttare gli asset gia esistenti presso il Data Center, congruentemente
con la realta impiantistica riscontrabile in campo. Per i GE, si ipotizza
soltanto di modificare la modalita operativa con cui i gruppi elettrogeni
vengono gestiti, sfruttandoli in maniera marginale, e combinandone I'uso
con quello dei sistemi di accumulo per le sole occorrenze di sfruttamento
prolungato delle risorse locali (UPS).

8.3.1 Ipotesi iniziali e scenario di
partenza

Casi studio

In maniera congrua con quanto previsto dal progetto pilota di Terna ri-
guardante le UVAC, il quale introduce la possibilita di ricevere un pa-
gamento a fronte di una certa capacita resa disponibile da parte di un
utente abilitato (coerentemente con le indicazioni fornite nel Clean Energy
Package a livello comunitario, con particolare riferimento al regolamento
del Parlamento e del Consiglio Europeo circa la regolazione dei mercati
interni dell’elettricita COM(2016) 861, Art. 10 e seguenti, e del Balancing
Code), nel presente esempio si sono ipotizzati due differenti meccanismi
di remunerazione, che danno luogo a tre diversi scenari applicativi.

e SCENARIO 1: il servizio non viene remunerato con alcun pagamento
in capacita, ma solo in energia. In questo caso si avra la possibilita
di gestire liberamente le offerte sul MSD, senza nessun tipo di ob-
bligo di offerta; tuttavia sara necessario rispettare le tempistiche di
mercato, andando a presentare delle offerte il piu vicino possibile al
tempo di consegna, nella “quasi” certezza di poter operare in modo
coerente con le offerte presentate, anche considerando i limiti tecnici
dellimpianto, in particolare quello che riguarda lo stato di carica della
batteria.

e SCENARIO 2: il servizio viene remunerato sia attraverso un paga-
mento per la capacita che in energia. In questo caso il pagamento
in capacita implica un obbligo di offerta nelle sei ore comprese tra le



14:00 e le 20:00 dei giorni feriali, come previsto anche dal progetto
pilota UVAG; il premio previsto ad una capacita garantita per aimeno
tre delle sei ore appartenenti all’intervallo sopra indicato € di 30 k€/
MW/anno. Tale premio scende a zero nel caso in cui non si rispetti
tale valore minimo.

e SCENARIO 3: il servizio viene remunerato sia attraverso un paga-
mento per la capacita che in energia; come variante rispetto allo Sce-
nario 2, prevedendo la possibilita di utilizzare i gruppi di emergenza
secondo la logica di ampliare a sei ore l'intervallo di offerta, conse-
guendo un premio di 60 k€/MW/anno, e alleviando il dimensiona-
mento in energia dei sistemi di accumulo.

A partire dalla distinzione necessaria tra i tre differenti Scenari presi in esa-

me, e possibile procedere con la definizione delle altre ipotesi di partenza.

Comportamento delle sorgenti

_____________________ Le caratteristiche del SdA sono definite con riferimento a quanto dichia-

" Per semplicita, si consigera i Tato dall’UdD nel “registro unita di produzione — RUP” dinamico; que-

coeto dipendente solo dalla cava- sto significa che, nel garantire che I'impianto possa fornire per tre ore

' consecutive la sua potenza nominale, la capacita del SAA dovra tenere

in considerazione il rendimento dellimpianto al fine di rispettare quan-
to dichiarato. Quindi, la batteria sara generalmente sovradimensionata,
in termini di capacita nominale, rispetto alla capacita dichiarata (si veda
Figura 8.9 che riporta la variazione dello State of Charge - SoC in un
frammento temporale al fine di apprezzarne I'andamento qualitativo e i
limiti operativi).
Dovendo fornire esclusivamente un servizio a salire, lo stato di carica di
riferimento per il SAA & considerato pari al 100%. Ogni qual volta sara
possibile, nel rispetto della regolazione relativa al mercato elettrico, il SAA
scambiera energia al fine di riportare il valore del proprio SoC al 100% ed
essere quindi pronto a garantire il servizio a salire sul MSD.
Il numero dei cicli di vita utili del SdA & considerato pari a 5.000. In par-
ticolare si definisce ciclo di vita utile una movimentazione di energia che
varia lo stato di carica del SdA di una quantita pari all’energia nominale
della batteria stessa. Inoltre € necessario specificare che non si tengono
in considerazione eventuali variazioni della vita utile dell’impianto legate
alla modalita di utilizzo del SdA, ed in particolare Depth of Discharge -
DoD realizzato in ciascuna movimentazione. Cio nonostante, & semplice
stabilire che, fissata P la potenza nominale e C, il C-rate dell'impianto,
le movimentazioni saranno eseguite sempre con un DoD pari a P /C, a
meno dei rendimenti di carica e scarica. Questo in conseguenza delle
modalita di accettazione delle offerte che nella simulazione effettuata non
prevedono alcuna accettazione parziale delle quantita offerte sul mercato.
Si e immaginato di utilizzare una batteria del tipo Lithium-lon, con un co-
sto considerato pari a 500 €/kWh''. Tale costo risulta essere in linea con
quanto riscontrato in letteratura e presso le aziende produttrici per il tipo
di SdA preso in considerazione.

Servizio offerto e remunerazione

Il servizio a salire sul MSD viene fornito attraverso offerte gradino (GR),
presentate in tempo reale anche su MB in quanto quest’ultimo garantisce
la massima prossimita al tempo di consegna e quindi la minore incertezza
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rispetto alla realizzabilita (0 meno) delle offerte presentate.

| prezzi di riferimento per valutare I’'operativita del SAA sono i prezzi regi-
strati nella zona NORD per le offerte a salire di riserva terziaria. In parti-
colare, quando il valore dell’offerta presentata € inferiore al prezzo mas-
simo effettivamente registrato su MSD nell’'ora considerata, I'offerta si
considera accettata; se al contrario il prezzo massimo registrato nell’ora
presa in esame ¢ inferiore al valore dell’offerta presentata, quest’ultima si
considera come rifiutata. Questo meccanismo e coerente con il principio
di merito economico sul quale si basano, generalmente, le operazioni

condotte da Terna sul MSD.
Figura 8.9

Andamento del SoC degli UPS — esempio riferito ad una settimana

Consistenza degli impianti interessati al servizio

Il SAA utilizzato nell’analisi e definito da una potenza nominale (P ) pari a

1 MW: tale valore, come gia detto, ¢ il valore della potenza resa disponi-

bile e dichiarata ai fini di MSD in maniera vincolante. Coerentemente con

quanto richiesto nel progetto pilota UVAC in termini di durata del servizio,
le ore equivalenti vengono fissate ad un valore pari a tre, con un’energia
nominale che & quindi pari a 3 MWh, successivamente modificata in base
al valore del rendimento definito per la batteria presa in considerazione. |

rendimenti di carica e di scarica sono posti pari a 90%.

La metodologla utilizzata per la simulazione & quella che segue.

Per ciascuna ora in cui il SdA & in grado di garantire una disponibilita
e una realizzabilita del servizio certe, e coerentemente con le tempi-
stiche delle varie sessioni di mercato, viene presentata un’offerta per
il servizio a salire.

e |l valore dell'offerta presentata (cio¢ il prezzo associato ai MWh offerti
sul MSD) ¢ fisso nell’arco di ciascuna simulazione, la quale procede
con un’analisi annuale, proiettando i calcoli successivamente sulla
vita utile dellimpianto (per esempio, 10 anni).

e Vengono effettuate sei diverse simulazioni per ciascun scenario, con
un valore di offerta pari a 150-200-250-300-350-400 €/MWh, rispet-
tando quindi il ceiling imposto dal progetto pilota UVAC.

e Come illustrato in precedenza, nel momento in cui il prezzo massimo
orario registrato sul MSD per le offerte di riserva terziaria a salire ac-
cettate & superiore al valore dell’offerta presentata, tale offerta si con-



2. Questo tipo di assunzione &
immaginabile solo nel breve pe-
riodo in presenza di un numero
limitato di punti di prelievo inse-
riti all’interno dell UVAC. In futuro,
con maggiore presenza di UVAC,
I BRP introdurranno criteri diversi
per la definizione dei programmi
di prelievo anche sulla base della
presenza di UVAC.

sidera accettata, e quindi ad essa corrisponde una movimentazione
nella direzione richiesta ed una remunerazione al valore dell’offerta
presentata dell’energia immessa in rete.

Nelle ore in cui non viene presentata alcuna offerta, oppure nelle ore
in cui 'offerta presentata non viene accettata, qualora lo stato di ca-
rica del SAA non fosse gia pari al 100%, si procede a movimentare
energia caricando il SAA tramite un prelievo dalla rete. Tale movi-
mentazione non genera alcun tipo di sbilanciamento poiché I'energia
elettrica viene prelevata da un PoD che e associato a un’unita di
consumo e che quindi & solitamente assoggettato ad un contratto
di prelievo stipulato con un trader che non prevede alcun meccani-
smo esplicito di compensazione economica per gli sbilanciamenti,
nonché nessun tipo di dichiarazione riguardante la definizione di un
programma di prelievo dell’energia dalla rete. Questo meccanismo
permette di agire in tempo reale per la ricarica del SAA, aumentando-
ne la disponibilita senza alcun tipo di costo aggiuntivo'.

Nel calcolo dei flussi monetari, coerentemente con il progetto pilota
UVAC, si considera, nel momento in cui viene effettuato il servizio a
salire con SdA, il pagamento, al trader da cui si acquista I'energia,
di una quota pari al PUN moltiplicato per la quantita offerta a salire.
Nel caso di impiego dei GE, oltre alla quota da restituire al trader, si
assume un costo pari alla differenza tra il costo di generazione (250
€/MWh) e il costo di acquisto da rete (PUN +oneri + costi di rete +
imposte).

Calcolo dei KPI economici e stima del tempo di rientro dell’investimento

La valutazione dei principali parametri economici & stata condotta consi-
derando le seguenti voci:

Ricavo da compravendita dell’energia sul MSD (R,);

Ricavo da remunerazione della capacita (Quando presente) (R,);
Costo di adeguamento ICT (C,), posto pari a zero essendo la risorsa
concentrata in un solo sito e non distribuita;

Costo di adeguamento impianto (C,), consistente nel costo di investi-
mento per le batterie (1,66 M€ per 3,3 MWh) e delle infrastrutture di
controllo del sito (quest’ultimo pari a circa 10.000 €);

Costi operativi (C,) associati all'adeguamento ICT e all’adeguamento
di impianto (circa 2.000 €/anno);

Costo associato all’energia addizionale prelevata dalla rete per effetto
delle perdite del SdA e quota restituita a titolo di rimborso al trader
responsabile del servizio di fornitura di energia elettrica per il carico
in questione (C,).

Costo del combustibile (C,);

Quota trasferita al trader (C,) pari al 10% dei ricavi da MSD.

Il periodo di rientro dell'investimento (metodo semplificato del Pay-Back
Period - PBP) & quindi:

PBP =

C,+C,
Ri+R, -0 —-C =05 —C
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La componente R2 va considerata solo per lo Scenario 1 e lo Scenario
2, in cui si prevede anche la quota di remunerazione della capacita; la
componente C5 va considerata solo per lo Scenario 3, in cui si prevede
I'uso dei GE per limitare il dimensionamento delle batterie.

8.3.2 Risultati delle simulazioni

8.3.2.1

SCENARIO 1: nessun pagamento in capacita previsto.

In questo scenario non si prevede alcun pagamento in capacita, di con-
seguenza l'intero utile deriva da contrattazioni a mercato in termini di
energia (€/MWh) in vendita (MSD) e in acquisto (MGP).

Al PBP, come parametro economico chiave considerato, si aggiunge il
Valore Attuale Netto (VAN), calcolato su 10 anni, con un tasso di inflazio-
ne dell’1%; il VAN & posto pari a zero nel caso in cui gli anni di vita utile
stimati per il SAA siano inferiori a 10.

Come illustrato in Tabella 8.1, si osserva che I'offerta al valore dello strike
price (400 €/MWh) risulta non conveniente, poiché il SAA rimane ampia-
mente sottoutilizzato, il che porta ad avere un PBP non compatibile con
iniziative di investimento.

Tabella 8.1
Risultati delle simulazioni nello Scenario 1.

Il PBP rimane pressoché invariato al variare del valore di offerta quando
essa spazia da 350 €/MWh a 150 €/ MWh: cio significa che un incremento
nel valore dell’energia commercializzata viene compensato da una dimi-
nuzione in termini di quantita di energia scambiata. Insieme alla quantita
di energia scambiata, all’aumentare del valore dell’offerta presentata sul
mercato, diminuisce anche il numero di ore lavorate, sia in termini di ore
in cui viene erogato il servizio a salire, sia in termini di ore equivalenti totali
di lavoro per il SAA (le quali considerano anche I'energia movimentata per
la fase di carica della batteria).

Gli anni di vita diminuiscono velocemente al diminuire del valore dell’ offer-
ta presentata, e risultano essere minori del PBP per valori inferiori a 250
€/MWh. La percentuale di ore sfruttate, tra quelle in cui il prezzo massimo
a salire € maggiore del valore di offerta presentata, € intorno al 50% in
ciascuna simulazione (vedere colonna “effettive” e “MSDup>offerta”), a
significare che i limiti tecnici di disponibilita dell'impianto (soprattutto per
guanto riguarda la gestione del SoC), insieme alla necessita di rispettare



le tempistiche di mercato, incidono sulle operazioni del SdA sul MSD.
Nel seguito vengono presentati alcuni diagrammi che permettono di vi-
sualizzare in forma grafica i risultati ottenuti.

Figura 8.10
PBP e durata di vita del sistema di accumulo

In Figura 8.10 e possibile osservare la relazione tra PBP ed anni di vita
attesi per I'impianto per differenti valori dell’offerta presentata a mercato.
Come gia sottolineato, si osserva che mentre il PBP rimane costante, gli
anni di vita diminuiscono velocemente al diminuire del valore dell’offerta
presentata.

In Figura 8.11 si osserva che I'utile operativo (numeratore nella formula
del PBP) massimo, pari a circa 139 k€/anno, si raggiunge per valori di
offerta intorno a 200 €/MWh; questo permette di avere un PBP intorno
ai 12 anni. A fronte di cio, gli anni di vita attesi sono inferiori al PBP, il che
implica la necessita di sostituire il SAA prima che l'investimento si ripaghi,
rendendo quindi lo stesso fortemente antieconomico.

Figura 8.11
Utile operativo da partecipazione a MSD
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In Figura 8.12 € presentata la relazione tra le ore effettive in cui viene
erogato il servizio (“effettive”), le ore equivalenti di lavoro dell'impianto
(“equivalenti”, che come spiegato in precedenza comprendono tutte le
movimentazioni sia in fase di scarica che in fase di carica) € le ore oppor-
tunita in cui il valore dell’offerta presentata & inferiore al prezzo massimo
accettato sul mercato (“MSDup>offerta”).

Figura 8.12
Relazione tra ore effettive di servizio, ore equivalenti e ore opportunita (MSDup > offerta)

8.3.2.2

SCENARIO 2: previsto pagamento in capacita.

Come llustrato in Tabella 8.2, nello Scenario 2 I'azione di mercato & in
parte influenzata dall’obbligo di offerta nell’intervallo indicato, a fronte di
un premio che vale 30 k€/anno; come risultato, le ore di lavoro rispetto
allo Scenario 1 diminuiscono.

Tabella 8.2
Risultati delle simulazioni per lo Scenario 2.

La Tabella 8.3 presenta un confronto tra lo Scenario 1 € lo Scenario 2. Si
osserva un miglioramento delle performance relative ai principali KPI eco-
nomici, grazie alla remunerazione prevista per la capacita resa disponibile
sul mercato; & presente una riduzione dell’utile derivante dal mercato, ma
un aumento di quello totale, sempre grazie al pagamento per la capacita.
L’obbligo di offerta, a fronte di un pagamento in capacita, riduce le ore



di erogazione del servizio a salire sul MSD, e di conseguenza anche le
movimentazioni totali che interessano il sistema di accumulo, espresse
per mezzo delle ore equivalenti annue di lavoro del SdA. D’altra parte,
I’obbligo di offerta aumenta il numero di ore in cui si presenta un’offerta
sul mercato; in particolare, la remunerazione per la capacita, preveden-
do un obbligo di offerta in un determinato intervallo temporale, aumenta
I'attivita di mercato nell’intervallo temporale specifico, e riduce in maniera
corrispondente I'attivita al di fuori dello stesso intervallo, al fine di ottenere
una condizione di carica ottimale per vedere riconosciuta la remunerazio-
ne della capacita. Il risultato complessivo di questo meccanismo & che
il numero totale di ore in cui si presenta un’offerta a mercato aumenta
(per effetto della presenza di un intervallo con obbligo di offerta), mentre
il numero di ore in cui il servizio viene erogato diminuisce (e cosi anche
lo sfruttamento del SdA). Questo ultimo aspetto suggerisce come linter-
vallo temporale indicato per I'obbligo di offerta sia generalmente carat-
terizzato da prezzi non sufficientemente elevati da giustificare un’attivita
intensa da parte del SdA.

Tabella 8.3
Scenario 2 rispetto a Scenario 1

In generale, anche per lo Scenario 2 i valori dei principali parametri eco-
nomici non risultano accettabili. L'investimento ha tempi di ritorno molto
lunghi, generalmente superiori ai tempi medi definiti a livello industriale
(anche se inferiori alla vita utile). Cid che si pud concludere dalle simula-
zioni effettuate € come sia necessario modificare alcuni vincoli al fine di
migliorare le condizioni economiche dell’investimento; tra di essi € possi-
bile individuare la possibilita di stratificare piu servizi sullo stesso impianto,
la possibilita di avvicinare al tempo di consegna la presentazione delle
offerte e la creazione di servizi ausiliari commercializzati sul MSD calibrati
su determinate tipologie di impianti al fine di sfruttarne le caratteristiche
tecniche a vantaggio del sistema elettrico.

8.3.2.3

SCENARIO 3: pagamento in capacita e sfruttamento GE.

Lo Scenario 3 & costruito come variante rispetto allo Scenario 2, preve-
dendo quindi ancora un pagamento in capacita conformemente con le
regole vigenti (obbligo di offerta nell’intervallo 14-20).

Dal punto di vista operativo, tuttavia, si considera la possibilita di affian-
care al SdA dei gruppi di emergenza, sfruttandone I‘utilizzo al fine di ot-
tenere un aumento della disponibilita del’'UdD all’interno dell'intervallo
temporale con obbligo di offerta, passando dalle tre ore di disponibilita



15 Nella prassi comune, si imma-
gina un il gruppo di emergenza
in prova una volta alla settimana
per un tempo di funzionamento
ridotto .
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assicurata come da dimensionamento del SdA, alla possibilita di coprire
I'intero intervallo di obbligo di sei ore. L'estensione del periodo di disponi-
bilita permette, a fronte di un costo d’investimento nullo, poiché i gruppi
di emergenza sono gia presenti in sito e la loro nuova funzione non ne
comporta un uso particolarmente intensivo, di ottenere un premio in ca-
pacita di 60 k€/anno invece che di 30 k€/anno come nello Scenario 2.
Inoltre, si devono tenere in conto anche i costi operativi relativi ai gruppi
elettrogeni: per questo valore si € ipotizzato di considerare solo il costo
del combustibile, in quanto i normali costi di manutenzione sono gia sop-
portati nel’ambito della gestione del Data Center nella prassi comune’®,
Supponendo di avere a disposizione dei gruppi di emergenza in grado
di supplire alla indisponibilita del SdA, un’ulteriore considerazione pud
essere fatta: le occorrenze annue in cui I'intera capacita (che vale tre ore
equivalenti) del SAA viene sfruttata sono in realta molto ridotte. In partico-
lare, con riferimento allo Scenario 2, si € osservato il seguente numero di
occorrenze di un utilizzo completo della capacita:

offerte a € 150 -> 216 occorrenze;

offerte a € 200 ->125 occorrenze;

offerte a € 250 -> 80 occorrenze;

offerte a € 300 -> 68 occorrenze;

offerte a € 350 -> 57 occorrenze;

offerte a € 400 -> 7 occorrenze.

Di fatto, per i valori di offerta significativi dal punto di vista economico (da
250 € in poi), si nota che lo sfruttamento completo della capacita & richie-
sto da MSD per meno di 100 episodi all’anno; in tutti i rimanenti episodi, &
sufficiente la capacita di 2 ore equivalenti. Sulla base di tale osservazione,
si € immaginato di ridurre la capacita del sistema di accumulo a due ore
equivalenti; in tal modo diminuisce il costo di investimento in maniera
molto significativa.

Tenendo presente le considerazioni fatte nei paragrafi precedenti, lo Sce-

nario 3 si articola quindi in due fasi:

e Scenario 3(a): I'utilizzo dei gruppi di emergenza permette un incre-
mento del pagamento per la capacita disponibile (da 30 k€/anno a
60 k€/anno), mentre il SAA non subisce alcuna modifica;

e Scenario 3(b): contemporaneamente all’aumento del pagamento per
la capacita disponibile grazie ai gruppi di emergenza, viene ridotta la
taglia del SdA in modo da assicurare due ore equivalenti (invece delle
tre precedenti), diminuendo i costi d’investimento e modificando I'at-
tivita e i KPI relativi al funzionamento del SdA.



4 Si osservi che le ultime tre
colonne della tabella, relative alle
ore di offerta presentata, alle ore
effettivamente erogate, e alle ore
equivalenti di lavoro riguardano
solo il SdA, e non coinvolgono
il funzionamento dei gruppi di
emergenza.

Scenario 3(a)
La Tabella 8.4 presenta i risultati ottenuti per lo Scenario 3(a).

Tabella 8.4
Risultati delle simulazioni nello Scenario 3 (a).

Si osserva che I'operativita del SAA non subisce variazione di sorta, poi-
ché le caratteristiche dello stesso non variano™. D’altra parte la possibilita
di operare attraverso i gruppi di emergenza, e di aumentare il pagamento
ricevuto per la capacita resa disponibile nell’intervallo di obbligo, permet-
te di aumentare I'utile operativo, diminuendo il PBP e aumentando il VAN.

Scenario 3(b)
La Tabella 8.5 mostra i risultati ottenuti per lo Scenario 3(b).

Tabella 8.5
Risultati delle simulazioni nello Scenario 3 (b)

Cio che si osserva, a fronte della riduzione della capacita del SdA da

tre a due ore equivalenti, & che:

e |'utile operativo diminuisce, poiché si riduce I'utile derivante dalle at-
tivita del SdA in misura corrispondente alla riduzione della capacita
applicata allo stesso;

e la vita utile del SdA diminuisce lievemente, il che indica uno sfrut-
tamento piu intensivo della capacita del SAA, anche a fronte di un
numero totale di ore lavorate e di MWh commercializzati sul MSD
inferiore rispetto allo Scenario 3(a);

e || PBP diminuisce fortemente, grazie ad una significativa riduzione del
costo d’investimento sostenuto per il SAA, che perd non induce una
diminuzione altrettanto significativa in termini di utile operativo (que-
sto perché I'utile operativo & sostenuto dal pagamento in capacita
che rimane constante e garantito).

Come risultato delle precedenti considerazioni, si ottiene che il VAN cal-

colato su 10 anni aumenta anche se I'utile annuo diminuisce, il che rende
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I'investimento vantaggioso, soprattutto se si considera che per le offerte
di maggiore interesse (300-350 €/MWh) al termine dei 10 anni si ha an-
cora un ampio periodo di vita utile in cui & possibile continuare a sfruttare
il SAA.

8.4 Esempio ai carico mono-sito:
trigenerazione nel settore terziario

Questa sezione presenta i risultati ottenuti dalla valorizzazione della par-
tecipazione a MSD per un impianto di trigenerazione (Combined Cooling,
Heating and Power - CCHP) a servizio di un’utenza terziaria, quale il cam-
pus Bovisa La Masa del Politecnico di Milano, che puo essere rappresen-
tativo di grandi realta adibite ad uso ufficio.

8.4.1 Definizione dei dati di input, dei
profili di consumo e delle ipotesi iniziali

Il campus di Bovisa La Masa (cfr Capitolo 5) si trova nella zona nord-o-
vest della citta di Milano. Consiste in un insieme di edifici adibiti ad aule,
laboratori e uffici. All'interno del campus & possibile individuare tre diverse
aree: una zona centrale (1), una zona settentrionale (2) e una terza zona
(8) situata nella parte meridionale del campus. Ai fini dell’analisi presen-
tata qui di seguito, € stata presa in considerazione I'intera serie di edifici,
per cui la valutazione dei profili di consumo ha riguardato I'insieme delle
tre diverse zone.

Il campus & prowvisto di una serie di caldaie, che in futuro serviranno
come caldaie ausiliarie e/o di riserva, con un rendimento considerato pari
all’85%. Per le pompe di calore esistenti nel Campus, si & assunto caute-
lativamente un Coefficient of Performance - COP pari a 2.

La costruzione dei profili di consumo, relativi al carico termico, elettrico e
di raffrescamento, si € basata sui dati storici. Grazie ai dati di misurazione
forniti ora per ora, sono stati ricostruiti tutti i profili di consumo per le 8760
ore di un anno tipo. La Figura 8.13 e la Figura 8.14 riportano il carico elet-
trico e i profili del carico termico (di riscaldamento e di raffrescamento).

Figura 8.13
Profilo di prelievo elettrico



15 Per la valutazione che segue
e stata considerata una macchina
diAB Energy S. p. A., in particola-
re della linea ECOMAX-NG.

16|l costo Iniziale deriva dal co-
sto della macchina vera e propria
(trigeneratore) sommato a costi
derivanti da modifiche alla rete
TLR e alla rete elettrica esistenti.

Figura 8.14
Profilo termico caldo (rosso) e freddo (blu)

Nel caso dei profili di carico di una tipica utenza terziaria, come il campus
Bovisa La Masa, il fabbisogno termico € interamente concentrato nella
stagione invernale, in quanto legato solo al riscaldamento ambiente; lo
stesso vale per il fabbisogno di raffrescamento, che viceversa & concen-
trato nella stagione estiva. Inoltre i profili di consumo sono modellati in
base all’attivita accademica del campus, ed & possibile vedere che la
domanda nel periodo natalizio e nelle settimane centrali di agosto & for-
temente ridotta. Un altro aspetto importante da sottolineare, e che distin-
gue le utenze terziarie da quelle industriali, € la natura del carico termico.
Diversamente dai casi industriali, dove & presente la necessita di differen-
Ziare il fabbisogno di vapore e di acqua calda, per le utenze terziarie tutto
il fabbisogno termico € caratterizzato da requisiti di bassa temperatura,
in quanto comporta la produzione di acqua calda per il riscaldamento
ambiente.

Per quanto riguarda le tariffe del gas naturale (GN), si & considerato un
costo per la componente gas della bolletta pari a 26,12 c€/Sm?, al qua-
le vanno aggiunte le voci di costo inerenti ai servizi di rete, alle accise
ed alle altre forme di tassazione, con i distinguo necessari tra I'utilizzo
del GN nel motore endotermico dell’impianto CCHP oppure nelle calda-
ie ausiliarie. Per quanto riguarda I’energia elettrica, si &€ considerata una
tariffa trioraria, con costi diversi per la componente energia della bolletta
nelle fasce F1, F2 e F3 (rispettivamente, 45,38 , 46,79 , 31,25 €/MWh);
a questa voce vanno poi aggiunte le voci di costo riguardanti le perdite,
il dispacciamento, i costi di rete, gli oneri di sistema, le accise ed altre
forme di tassazione. | costi O&M sostenuti, tenuto conto delle dimensioni
degli impianti di cogenerazione considerati, sono fissati a 20 €/h, per un
costo annuo complessivo di circa 200 k€/anno. Infine le perdite di rete
considerate nel calcolo della bolletta elettrica e dei ricavi MGP sono pari
al 3,8%, essendo la connessione POD a livello di MT.

La scelta delle dimensioni della macchina considerata in questo caso stu-
dio & stata effettuata sulla base di una procedura di ottimizzazione che ha
portato al’individuazione di un impianto di trigenerazione da 2,7 MW,_®.
La Tabella 8.6 riporta i dati relativi alle spese d’investimento iniziali'® (anno
0), e quelle di grosse manutenzioni programmate ai 5 e ai 10 anni.
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Tabella 8.6
Investimento e manutenzioni programmate

La
Tabella 8.7 presenta i principali dati tecnici relativi alle operazioni di fun-
zionamento al 50%, 75% e 100% del carico; i parametri di carico parziale
necessari per i calcoli sono stati calcolati attraverso un’interpolazione li-
neare tra questi valori.

Tabella 8.7
Investimento e manutenzioni programmate

ECOMAX 27 100 i3 50 % of Pn
P primary 6.059 4671 3283 kw
P electric 2.679 2007 1326 [ kw
P thermal 2.398 1801 1359 |  kw
forHWgen.| 1.231 1089 878 kw
for steam gen.| 1.032 913 736 kW
P coolin, 1.818 1.454 1051 kw
T electric 44,20% | 4206% | 40,39% -
T thermal 1,58% | 4071% | 4L41% -
T _total 83,79% | 8367% | 8180% -
NG 632 487 342 | Sme/h
COP abs. chill. 70% % 70% -

Al fine di valutare I'impatto della partecipazione ai mercati dell’energia
sulla gestione dell’impianto, & necessario fornire come dati di input anche
i prezzi di riferimento per il MGP e il MSD. Per quanto riguarda il MGP, i
prezzi di riferimento sono prezzi orari ricavati dalla media dei prezzi degli
ultimi 3 anni (2014-2016), disponibili sul sito web del GME.

Per quanto riguarda i prezzi di riferimento del MSD, essi sono stati valutati
in base all’elaborazione di cui al Capitolo 3.

A titolo di esempio, la Figura 8.15 e la Figura 8.16 riportano graficamente
i prezzi di riferimento, derivati dalla procedura illustrata nel Capitolo 3, per
il mese di gennaio e luglio sia per il MGP che per il MSD.

Nelle prossime sezioni verranno presentati i risultati ottenuti dall’analisi di
ottimizzazione e sara possibile evidenziare la differenza, in termini econo-
mici e tecnici, tra la situazione con e senza I'opportunita di partecipazione
al MSD; cio consentira di valutare il peso del MSD sui ricavi di un impianto
di trigenerazione nel quadro normativo vigente.

Figura 8.15
Andamento prezzi MGP e prezzi di riferimento MSD (mese di gennaio)



Figura 8.16

Andamento prezzi MGP e prezzi di riferimento MSD (mese di luglio)

8.4.2 Risultati dell’analisi sulle
/c?ﬁ%)n‘un/z‘a‘ di mercato (taglia da 2.700

In Tabella 8.8 & possibile osservare come, con una gestione ottimizza-
ta, la maggior parte dell’energia elettrica venduta, sia venduta su MSD,
a significare che esso rappresenta un’opportunita di maggiori ricavi per
impianto rispetto al MGP. L'energia elettrica viene invece prevalente-
mente venduta su MGP solo nel caso in cui vengano registrati prezzi
molto elevati su tale mercato, come nel caso del mese di luglio, in cui le
opportunita sul MGP risultano essere molto rilevanti.

Tabella 8.8

Vendita energia su MGP e MSD
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La Tabella 8.8 mostra che la quantita di energia elettrica venduta sul MGP
e inferiore al 20% del totale, mentre il prezzo medio a cui € stata venduta
tale energia & elevato e pari a 74,5 €/ MWh; tale prezzo di vendita e stato
superiore (Ma su quantita nettamente inferiori) anche al prezzo medio di
vendita sul MSD, che ¢ stato pari a 67,3 €/ MWh.

Le entrate che ne risultano sono di circa 88 k€/anno per MGP e di circa
300 k€/anno per il MSD, per un totale di circa 390 k€/anno; questo nu-
mero & molto superiore ai 160 k€/anno calcolati per la situazione in cui la
partecipazione a MSD era preclusa. Si puo concludere che, pur tenendo
in considerazione le ipotesi effettuate e la peculiarita del caso analizzato,
la partecipazione al MSD nella zona Nord comporta un aumento dei ricavi
da mercato quasi del 150%. Tuttavia, & necessario anche considerare
come questa opportunita abbia influenzato il funzionamento della cen-
trale elettrica.

In Tabella 8.9 viene riportato in forma sintetica un quadro comparativo
degli scambi energetici interni all’impianto CCHP tra la situazione pre
apertura del MSD, quindi in cui la fornitura di un servizio a salire sfruttan-
do l'impianto di trigenerazione € preclusa, e la situazione post apertura
del MSD, quindi in cui & possibile fornire servizi a salire sfruttando la ge-
nerazione di energia elettrica da parte del CCHP.

Tabella 8.9
Quadro degli scambi energetici interni all’impianto CCHP;
comparazione tra la situazione con (MGP+MSD) e con solo MGP.

Dai dati presentati si evince che la quantita di energia venduta sui mercati
elettrici aumenta molto, passando da 2,6 GWh/anno a 5,7 GWh/anno; la
maggior parte dell’energia elettrica &€ venduta sul MSD, il che significa che
il prezzo medio di riferimento rilevato sul MSD e stato superiore a quello
rilevato sul MGP.

L’opportunita di coprire il fabbisogno di energia elettrica, a causa dell’e-
levato prezzo dell’energia pagato in bolletta, viene sempre colta dall’im-
pianto, infatti I'energia elettrica autoconsumata subisce solo in minima
parte I'influenza della partecipazione al mercato. Con la possibilita di par-
tecipare al MSD diminuisce la quantita di energia elettrica utilizzata per le
pompe di calore a compressione; cio € legato a due aspetti: I'opportuni-



ta rappresentata dalla valorizzazione dell’energia elettrica sul MSD e dal
fatto che é possibile generare freddo mediante gli assorbitori sfruttando
il calore prodotto dall'impianto nello stesso momento in cui I'energia elet-
trica viene venduta sui mercati. L'energia elettrica prodotta dall'impianto
€ aumentata di circa il 20%.

Per quanto riguarda la gestione dell’energia termica della centrale CHP,
I'energia termica complessiva prodotta € aumentata del 15%; tuttavia
non ci sono variazioni nella quantita di energia termica autoconsumata,
percio il calore dissipato € aumentato del 2%, il che significa che in certe
ore il prezzo dell’energia elettrica sul mercato (in particolare sul MSD) era
abbastanza elevato da giustificare I'accensione dell’impianto, anche in
assenza di richiesta di calore.

La parte inferiore della Tabella 8.9 si riferisce alla gestione del carico termi-
co. Secondo le considerazioni appena esposte, il carico elettrico non ha
subito particolari variazioni, mentre il carico di raffrescamento e stato co-
perto maggiormente tramite I'utilizzo del refrigeratore ad assorbimento. In
particolare & possibile notare come tutte le riduzioni del carico appannag-
gio delle pompe di calore sono state affidate all'impianto di cogenerazio-
ne e non al prelievo della rete. Si pud concludere che la partecipazione al
MSD ha influenzato in modo coerente la gestione dell'impianto dal punto
di vista operativo.

Tabella 8.10
Parametri di esercizio nelle diverse condizioni di partecipazione al mercato.

Nella Tabella 8.10 & possibile notare come la partecipazione al MSD ab-
bia aumentato il numero equivalente di ore per I'esercizio dell’impianto di
trigenerazione. L'aumento del numero di ore lavorative per I'impianto di
trigenerazione ha causato un aumento delle spese legate al GN di quasi
200 k€/anno, che ha parzialmente compensato i maggiori ricavi prove-
nienti dal mercato. Il risultato di questa combinazione & stato un totale di
entrate annue che sono passate da 1.207 k€/anno a 1.239 k€/anno, con
un incremento del 3%. | parametri economici, grazie all'incremento dei
ricavi, sono migliorati, anche se la variazione & stata contenuta. Il PBP e il
VAN sono stati calcolati con un tasso d’inflazione del 2% e una durata di
vita dell'investimenti di 20 anni.
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Alla luce dell’evoluzione che si prevede in futuro, e che & gia attualmente
in corso, per i prezzi sia sul MGP che sul MSD, si & scelto di valutare,
attraverso un’opportuna analisi della sensitivita, quanto puo incidere una
variazione dei prezzi di mercato sul’aumento dell’'utile complessivo regi-
strato a fronte di una partecipazione al MSD. In particolare si & osservato
che, supponendo una variazione pari al 10% dei valori attuali in senso
positivo per i prezzi MSD e negativo per i prezzi MGP (coerentemente
con il trend attuale e con una maggiore penetrazione delle fonti rinnovabili
in futuro), si registra un aumento del differenziale tra il VAN solo MGP e
quello MSD+MGP, che passa da un +4% indicato in Tabella 8.10 a un
+9%. Con riferimento all’ipotesi di evoluzione dei prezzi sopra descritta,
in Tabella 8.11 vengono riportati i principali parametri che definiscono
la gestione delllimpianto di trigenerazione, e che sono confrontabili con
quelli di Tabella 8.10.

Tabella 8.11
Principali parametri che definiscono la gestione dell’impianto di trigenerazione.

Di conseguenza e possibile concludere che il miglioramento dei KPI eco-
nomici indotto dalla partecipazione al MSD & fortemente influenzato dalla
variazione dei prezzi di riferimento per il MGP e per il MSD, nonché da
aspetti legati alle caratteristiche del carico locale e dei profili di consumo
a cui I'impianto e asservito.

Si osserva, infine, che I'elaborazione dei dati dal MSD, descritta nel Ca-
pitolo 3, ha permesso di definire un quadro di riferimento per valutare
impatto del MSD sul funzionamento di dettaglio dell'impianto. Da un
punto di vista qualitativo, I'opportunita di partecipare al MSD, potendo
aumentare i proventi derivanti dalla vendita dell’energia elettrica, potreb-
be giustificare I'installazione di una centrale con dimensioni maggiori ri-
spetto a quelle ottimali valutate sulla base del carico locale, per sfruttare
al meglio questa opportunita. Questa deve essere perd considerata alla
luce di diversi indicatori, come quelli raccolti nelle tabelle precedenti per il
caso della taglia ottimizzata.
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Conclusioni

| cambiamenti che si sono verificati nel sistema elettrico negli ultimi anni,
destinati anche in futuro a mutarne le modalita di gestione, richiedono di
sviluppare nuovi servizi di flessibilita, e anche di garantire che sempre piu
risorse possano essere impiegate ai fini del servizio di dispacciamento.
Di particolare rilevanza in questa pubblicazione & la domanda: in prospet-
tiva, il carico flessibile potrebbe offrire servizi che attualmente sono, inve-
ce, appannaggio delle sole unita di generazione. Infatti, le risorse offerte
dai generatori potrebbero essere messe a disposizione, in senso oppo-
sto, anche dal carico; in particolare, le movimentazioni a salire corrispon-
dono per le unita di generazione ad un aumento della produzione immes-
sa in rete, mentre per le unita di consumo ad una riduzione del prelievo
dalla rete; d’altra parte le movimentazioni a scendere sono realizzate dai
generatori con una riduzione della produzione immessa in rete, dai cari-
chi con un aumento del prelievo dalla rete. Ragionando cosi, si osserva
che carico e generazione possono essere complementari su MSD; infatti,
mentre le risorse a salire sono pit complesse da approvvigionare da parte
delle unita di produzione (anche per la necessita di lasciare un margine
di capacita non sfruttato, cosa poco realistica per le fonti rinnovabili), la
stessa risorsa fornita dal carico (tramite una riduzione dell’energia assor-
bita dalla rete) & piu facilmente ottenibile. Un’osservazione duale vale per
la parte a scendere.

Per indagare piu in dettaglio, il carico &€ stato suddiviso in diverse catego-
rie, a seconda della presenza o meno di risorse locali in grado di sostituire
o di spostare nel tempo il prelievo dalla rete. | carichi privi di risorse locali,
anche osservando le peculiarita del sistema italiano (elevato costo unita-
rio del kilowattora; rilevanza dei costi associati alla potenza contrattuale
disponibile), non mostrano una significativa flessibilita, sia nei processi
industriali, sia nel settore terziario, sia in quello domestico (in quest’ultimo
caso, agli alti costi del kilowattora si aggiunge la natura binomia della
tariffa, con un’elevata incidenza della quota associata alla potenza con-
trattuale).

Nei casi studio sviluppati in questa pubblicazione, si ¢ rivolta I'attenzione
ai carichi dotati di sorgenti locali, legate a motivazioni di maggiore affida-
bilita (UPS, gruppi elettrogeni di emergenza) ovvero di maggiore efficienza
del complessivo approvvigionamento energetico (sistemi di cogenerazio-
ne): si & approfondita la possibile sinergia tra le funzioni locali gia svolte da
queste sorgenti e i nuovi servizi di flessibilita richiesti dal sistema elettrico,
proprio osservando che molti siti di consumo presentano risorse energe-
tiche locali in grado di fornire servizi preziosi per la gestione in sicurezza
della rete.

Gli esempi sviluppati mostrano una scarsa praticabilita economica, qua-
lora si immagini una remunerazione basata esclusivamente sulle movi-
mentazioni in energia; 1o scenario € piu promettente qualora si consideri
un premio in capacita, come previsto nella Delibera 300/17dell ARERA.

A partire dalle possibilita offerte dai diversi carichi, si sono investigate
le nuove modalita di approvvigionamento dei servizi, illustrando il ruolo
svolto dai diversi soggetti. Si prospetta la nascita di soggetti aggregatori
di impianti di piccola taglia, al fine di rendere piu efficiente la gestione
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del sistema. La possibilita di utilizzare in modo complementare carico e
produzione passa attraverso aggregatori che hanno nella propria disponi-
bilita unita di produzione e unita di carico, e anche attraverso clienti finali
che hanno, all’interno del proprio sito, sia punti di consumo, sia punti di
produzione (prosumer).

Nella prospettiva di abilitare il carico (oltre agli impianti FRNP connessi
alla RTN, e alla GD) alla fornitura di servizi di dispacciamento, un ruolo
rilevante ¢ rivestito dai sistemi informatici e dai sistemi di comunicazione,
che, oltre a rendere possibile la presentazione e I'accettazione delle of-
ferte, rendono anche realizzabile I'invio di ordini di dispacciamento e di
segnali di livello, e la misura e la verifica della prestazione stessa. E quindi
necessario aggiornare e aggiungere nuove piattaforme di comunicazione
e controllo, che saranno differenziate in funzione dei diversi modelli di
mercato che potrebbero svilupparsi. A questo proposito un punto critico
riguarda I'allocazione dei costi, tra il cliente finale, 'aggregatore e i gestori
delle reti. Comunque sia risolta tale criticita, & importante ricordare che
tutti gli operatori coinvolti devono poter avere accesso alle informazioni
dell’'utente finale.

| servizi offerti su MSD da una forte partecipazione della domanda, oltre a
fornire le risorse necessarie per la gestione in sicurezza della rete, posso-
Nno portare numerosi vantaggi per il sistema elettrico. In particolare, sareb-
be possibile utilizzare risorse gia oggi disponibili € non sufficientemente
valorizzate/sfruttate che potrebbero, oltre che aumentare la sicurezza del
sistema, anche integrare nuove fonti FRNP nell’ottica di una futura e sem-
pre piu vicina decarbonizzazione del sistema. In aggiunta, una maggiore
presenza di risorse flessibili riuscirebbe ad aumentare la competitivita su
tale mercato e a ridurre i prezzi relativi al servizio di dispacciamento, con
diretto beneficio per tutti gli utenti del sistema. Infine, I'aumento di queste
risorse comportera una riduzione della dipendenza delle fonti fossili e una
maggiore sostenibilita ambientale.

Come illustrano anche i casi studio qui pubblicati, affinché tutti i bene-
fici possano realmente essere conseguiti € necessario prevedere alcu-
ne evoluzioni regolatorie che garantiscano un piu efficace sviluppo delle
NuUOVe risorse.

Il primo punto & sicuramente rappresentato dalla possibilita di sviluppare
soluzioni di comunicazione standard basate sui componenti, i protocolli
e le architetture emergenti nel mondo cloud e loT per la connessione
delle nuove risorse: la necessita di fornire un servizio affidabile richiede,
nei fatti, la strutturazione di numerosi siti che, se effettuata con le moda-
lita attualmente richieste per le UP abilitate, comporterebbe costi troppo
elevati. In questo senso, le attivita di sviluppo del controllore centralizzato
d’impianto (CClI), in atto presso il CEl, rappresentano un’opportunita da
non perdere per stimolare I'introduzione di best practice del mondo cloud
e loT e per definire le linee guida per un’architettura standard, capace di
garantire le funzioni richieste, e di mantenere un costo ridotto e accessi-
bile per tutte le risorse.



Per rendere praticabile la gestione di un numero elevato di singoli impianti
(soggetti aggregati) & indispensabile che si automatizzi I'attuazione dei
comandi inviati dall’aggregatore agli impianti del proprio aggregato. In
talune situazioni I'intervento diretto sul processo da parte di un soggetto
esterno (’aggregatore), in relazione alle criticita che esso comporta, sia
rispetto alle esigenze di esercizio in sicurezza della rete, sia rispetto ai
processi interni degli stessi impianti, potrebbe richiedere investimenti in
sistemi di automazione e revisione delle procedure di esercizio che do-
vranno essere attentamente valutati.

Una seconda questione riguarda le modalita di offerta: le risorse fornite
tramite la variazione del prelievo sono piu incerte e legate al’andamento
del processo produttivo nel sito o alla situazione delle risorse a supporto.
Cio significa che un migliore utilizzo di tali risorse si potrebbe ottenere
spostando le offerte piu vicino al tempo reale. Questa tendenza ¢ in linea
con il processo in atto a livello europeo di avvicinamento al tempo reale
delle sessioni del Mercato Intragiornaliero (M), che precedono il merca-
to di bilanciamento, che consentiranno scambi fino ad un’ora prima del
tempo reale. L'approwvigionamento e la fornitura delle risorse di dispac-
ciamento, in particolare della riserva terziaria, a ridosso del tempo reale
garantira una maggior efficacia sul sistema elettrico in quanto le offerte
terranno conto del reale stato di funzionamento dell’impianto.

Altra questione importante nella formulazione delle offerte riguarda gli
oneri di sistema che gravano sui prelievi dalla rete. Tale questione diventa
rilevante soprattutto per i punti di prelievo in grado di fornire il servizio di
regolazione a scendere (cioé di incrementare il proprio prelievo da rete
su richiesta del TSO) grazie anche alla disponibilita di impianti di (co)ge-
nerazione, in grado di ridurre la produzione per incrementare il prelievo,
lasciando cosi inalterato il consumo del sito. In particolare, per rendere
conveniente I'incremento del prelievo per bilanciamento a scendere, su
tale incremento dovrebbero essere esclusi gli oneri di sistema, in modo
da mettere sullo stesso piano le unita di consumo e le unita di produzione
nella fornitura di tale servizio.

Infine, per consentire una maggiore diffusione delle risorse di flessibilita
offerte dalla domanda, € necessario implementare una remunerazione
duale con una componente per la capacita (per la disponibilita di riserva)
ed una per 'energia (per 'attivazione). Infatti, tali risorse hanno molteplici
benefici, ma la loro partecipazione al mercato potrebbe essere ottenuta
solo tramite un pagamento “sicuro” che riconosca la disponibilita delle
unita di consumo a prestare il servizio di riserva (eliminazione di una bar-
riera all'ingresso non presente per le unita di produzione, gia attive sul
mercato del giorno prima). Tale pagamento rendera possibile gli investi-
menti per I'infrastrutturazione e la flessibilizzazione delle unita di consumo,
che troverebbero difficolta ad essere effettuati potendo contare esclusiva-
mente sulla remunerazione in energia all’atto dell’attivazione della risorsa.
Infatti, & lecito attendersi che mediamente le unita di consumo offrano
regolazione a salire a prezzi piu alti delle unita di produzione abilitate che
gia operano su MSD; infatti, i costi connessi alla rinuncia/spostamento
nel tempo del consumo o alla sua sostituzione con risorse interne all’u-
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nita di consumo saranno di norma maggiori dei costi di incremento della
produzione da parte di un’unita di produzione con disponibilita di riserva a
salire. Pertanto le unita di consumo saranno attivate con minor frequenza
e la sola remunerazione in energia non garantirebbe loro di ripagare i costi
di investimento per la partecipazione a MSD. Il pagamento in capacita,
previsto anche nel Clean Energy Package, eliminerebbe quindi la barriera
di ingresso oggi presente per le unita di consumo e andrebbe nella dire-
zione di sviluppo dei mercati di bilanciamento in coerenza con le evolu-
zioni previste a livello europeo.
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Il contributo di RSE & stato finanziato dal Fondo

di Ricerca per il Sistema Elettrico nell’ambito
dell’Accordo di Programmaa tra RSE S.p.A. ed il
Ministero dello Sviluppo Economico - D.G. Nucleare,
Energie rinnovabili ed efficienza energetica - in
ottemperanza del DM, 8 marzo 2006.



Profilo RSE SpA

RSE SpA - Ricerca sul Sistema Energetico - & una societa per azioni del
Gruppo GSE SpA, che sviluppa attivita di ricerca nel settore elettro-ener-
getico, con particolare riferimento ai progetti strategici nazionali, di inte-
resse pubblico generale, finanziati con il Fondo per la Ricerca di Sistema,
ed ai progetti di ricerca finanziati dall’Unione Europea.

L'attivita di ricerca e sviluppo € realizzata per l'intera filiera elettro-energe-
tica in un‘ottica essenzialmente applicativa e sperimentale, assicurando
la prosecuzione coerente delle attivita di ricerca in corso e lo sviluppo di
nuove iniziative, sia per linee interne, sia in risposta a sollecitazioni esterne.
Le attivita principali svolte da RSE si possono classificare in diversi filoni:

Ricerca nel settore elettro-energetico, su domini di interesse pubbli-
co, che riguardano ambiti strategici per il sistema italiano.

Ricerca sviluppata nel’ambito del programma nazionale Ricerca di
Sistema e dei programmi quadro dell’Unione Europea

Progetto impresa: attivita congiunte con il sistema produttivo, nella
sua piu ampia articolazione, con le associazioni e i raggruppamenti
delle piccole e medie imprese € le associazioni dei consumatori

RSE con la PA: progetti di ricerca, analisi e valutazione, funzionali alla
mappatura e alla realizzazione di percorsi di crescita e sviluppo dei
territori basati su innovazione energetica, sostenibilita e sull’armoniz-
zazione ambientale

Prove di Laboratorio: trae le sue origini dalle competenze mutuate nel
corso degli anni su sistemi di taratura, verifiche sperimentali e test su
strumenti di misura






Profilo Politecnico di Milano

I Politecnico € un’universita scientifico-tecnologica che forma ingegneri,
architetti e disegnatori industriali. Da sempre punta sulla qualita e sull’in-
novazione della didattica e della ricerca, sviluppando un rapporto fecon-
do con la realta economica e produttiva attraverso la ricerca sperimentale
e il trasferimento tecnologico. La ricerca € sempre piu legata alla didattica
e costituisce un impegno prioritario che consente al Politecnico di Milano
di raggiungere risultati di alto livello internazionale e di realizzare I'incontro
tra universita e mondo delle imprese. L attivita di ricerca costituisce inoltre
un percorso parallelo a quello della cooperazione e delle alleanze con il
sistema industriale. Conoscere il mondo dove si andra a operare € requi-
sito indispensabile per la formazione degli studenti.

Rapportarsi alle esigenze del mondo produttivo, industriale e della pubbli-
ca amministrazione, aiuta la ricerca a percorrere terreni nuovi e a confron-
tarsi con la necessita di una costante e rapida innovazione.

[’alleanza con il mondo industriale, in molti casi favorita dalla Fondazione
Politecnico e da consorzi partecipati dal Politecnico, consente all’Ateneo
di assecondare la vocazione dei territori in cui opera e di essere da stimo-
lo per il loro sviluppo. La sfida che si gioca oggi proietta questa tradizione
di forte radicamento territoriale oltre i confini del paese, in un confronto
che si sviluppa prima di tutto a livello europeo con I'obiettivo di contribuire
alla creazione di un “mercato unico” della formazione.

[l Politecnico partecipa a numerosi progetti di ricerca e di formazione col-
laborando con le piu qualificate universita europee, dal Nord America al
Sud-Est Asiatico all’Est Europeo. Oggi la spinta all’internazionalizzazione
vede il Politecnico di Milano partecipare al network europeo e mondiale
delle principali universita tecniche e offrire numerosi programmi di scam-
bio e di doppia laurea e diversi corsi di studio interamente in inglese.






(R
Profilo Energy @home

Energy@home ¢ un’associazione senza fini di lucro che si propone di
creare un contesto di collaborazione pre-competitiva per studiare, proget-
tare e sperimentare nuovi servizi a valore aggiunto per la Smart
Home con 'obiettivo di creare nuove opportunita di mercato tramite un
“ecosistema aperto” in ambito residenziale che faccia leva sull’efficienza
energetica e sulla sinergia cross-settoriale.

[’ Associazione & stata fondata nel Luglio 2012 da 4 grandi imprese ita-
liane (Electrolux, Enel Distribuzione, Indesit Company e Telecom ltalia)
con uno statuto aperto a nuovi associati e — alla data attuale - conta 17
associati che coprono competenze del sistema elettrico (E-distribuzione
ed Edison Energia), dell'industria degli elettrodomestici (Whirlpool), delle
telecomunicazioni (Telecom ltalia e Deutsche Telekom), della ICT (Reply),
del settore assicurativo (Assurant Solutions e EuropAssistance), della mi-
cro-elettronica (Renesas ed ST Microelectronics), della tecnologia degli
inverter e dei sistemi di storage (ABB), della domotica (Gewiss), oltre che
istituti di ricerca (Istituto Superiore Mario Boella), piccole medie imprese
italiane (i-EM, MAC, Urmet, Reloc).
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Energy@home studia e promuove un approccio olistico alla Smart
Home che vede la possibilita di sfruttare sinergie fra settori industriali di-
versi dove la comunicazione Internet of Things (loT) tra i dispositivi in casa
e I'abilitatore di un-ecosistema aperto per fornire ai consumatori nuovi
servizi e nuove funzionalita necessarie al monitoraggio e al controllo della
propria smart home nonché dei propri consumi elettrici.

L'efficienza energetica - intesa come I'insieme di tutte quelle tecniche,
strumenti e servizi che permettono di ridurre i consumi energetici senza
impatti sul comfort degli utenti - & un pilastro fondamentale della Smart
City, nonché la priorita indicata nella Strategia Energetica Nazionale e una
delle misure segnalate per raggiungere crescita economica ed occupa-
zionale. La trasformazione del sistema energetico in ltalia ed in Europa,
necessaria per garantire la de-carbonizzazione e la sicurezza energetica,
richiede che la rete diventi piu intelligente — la parola chiave € “Smart Grid”.

In tale contesto, Energy@home si focalizza sul consumatore finale (inteso
anche come smart prosumer: consumatore, accumulatore e produttore
di energia elettrica), puntando a contribuire nel breve termine allo svilup-
po di un mercato di servizi a valore aggiunto post-contatore.
Servizi che consentano I'utilizzo efficiente dell’energia tramite un sistema
che, comunicando direttamente con il contatore elettrico, possa rendere
disponibili i dati del contatore medesimo agli elettrodomestici, all’'utente
finale e ai service provider da questi autorizzati.
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Nel medio termine, inoltre, Energy@home punta a stimolare la creazione
di un nuovo mercato per i servizi di flessibilita (la cosiddetta demand
response), servizi grazie ai quali il consumatore potra rendere disponibile
una quota di energia o di potenza flessibile a fronte di segnali di prezzo e
di specifica remunerazione per la variazione del carico. In altre parole, il
consumatore avra I'opportunita di modificare quando consumare energia
elettrica, riducendola o incrementandola in modo sia automatico sia ma-
nuale, in base all’andamento del prezzo (orario o istantaneo), della dispo-
nibilita di energia e dell’eventuale propria produzione da fonte rinnovabile.



Per raggiungere un simile risultato, € imprescindibile da un lato dotare gli
apparecchi elettrici di un’intelligenza superiore e della capacita di comu-
nicare con gli altri elementi dell’ambiente domestico, dall’altro fornire al
consumatore nuovi strumenti che consentano di utilizzare al meglio (in
modo piu conveniente e ecologicamente sostenibile) i propri elettrodo-
mestici e che possano stimolare il raggiungimento di comportamenti vir-
tuosi o, almeno, limitare quei comportamenti errati che portano a sprechi
ed inefficienze.

Tali servizi richiederanno anche una nuova regolazione del mercato
dell’energia che possa coinvolgere attori in grado di gestire la nuova fles-
sibilita della domanda, assicurando ad essa una remunerazione equa e
la disponibilita di dati di misura, opportunamente certificati e utilizzabili in
modo efficace. In tal senso Energy@home si € organizzato con un gruppo
di lavoro dedicato allo studio delle consultazioni pubbliche della Autorita
per 'Energia in modo da poter elaborare risposte rivolte a evidenziare il
valore dei dati come abilitatore di nuovi servizi mediando opportunamen-
te fra i requisiti dei diversi stakeholder del sistema.

Per creare un ecosistema tecnologico ricco e aperto, I’Associazione
Energy@home ha adottato e promosso un approccio di “open innova-
tion”, accreditandosi come luogo privilegiato di incontro di idee ancora
prima che di soluzioni. Piu volte, questo patrimonio di idee & stato of-
ferto all’esterno, attraverso le attivita di standardizzazione internazionale,
la partecipazione alle consultazioni pubbliche dell’ Autorita per I'energia,
I’organizzazione di seminari.

’Associazione Energy@home si € proposta sin dall’inizio di studiare,
“promuovere, sviluppare e diffondere” soluzioni tecniche “per I'efficienza
energetica nell’ambito domestico, per un pit vantaggioso ed economico
utilizzo degli elettrodomestici tramite nuove tecnologie di comunicazione”
(art. 2 dello Statuto). L’obiettivo € di utilizzare le nuove tecnologie informa-
tiche ed elettroniche per rendere I'ambiente domestico un eco-sistema
di dispositivi che comunicano fra di loro: il contatore elettrico, gli elettro-
domestici, I'impianto elettrico, la rete di telecomunicazioni a banda larga,
impianti privati di energia da fonti rinnovabili e di accumulo temporaneo,
dispositivi di sicurezza e di home automation. La comunicazione, infat-
ti, permette a tali dispositivi di integrarsi in modo intelligente, riducendo
gli sprechi, aumentando il grado di affidabilita e sicurezza del sistema
energetico domestico e fornendo ai consumatori maggiori informazioni e
potere di scelta. E quindi necessario un approccio multisettoriale e mul-
tidisciplinare, per progettare dispositivi intelligenti e capaci di comunicare
fra di loro per ottimizzare il proprio funzionamento in modo coordinato.
Per questo negli ultimi anni I’Associazione Energy@home si € proposta
anche come luogo privilegiato di incontro tra industrie diverse per identi-
ficare nuovi casi d’uso e nuovi business model che possano scaturire da
queste nuove tecnologie, dando quindi la possibilita ai propri associati di
espandere i propri orizzonti e generare idee ed opportunita in un ambien-
te molto vario e stimolante.
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['attivita associativa si sviluppa attraverso gruppi di lavoro, progetti in-
terni di specifica, progettazione e sperimentazione, workshop periodici,
partecipazione a fiere e convegni, nonché studi curati dalla Associazione
e commissionati a esperti esterni. L'approccio generale tende ad evitare
lo sviluppo di nuovi standard preferendo invece 'analisi degli standard
esistenti per identificarne i piu adeguati e, laddove necessario, tramite
una gap analysis, per estenderli a coprire i requisiti dei servizi e casi d’uso
di Energy@home.

Maggiori informazioni sul sito istituzionale www.energy-home.it
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www.energy-home.it

Associazione Energy@home

Energy@home & un’associazione senza fini di lucro che si propone di creare
un contesto di collaborazione pre-competitiva per studiare, progettare e
sperimentare nuovi servizi a valore aggiunto per la Smart Home con I'obiettivo
di creare nuove opportunita di mercato tramite un “ecosistema aperto” in
ambito residenziale che faccia leva sull’efficienza energetica.

Energy@home studia e promuove un approccio olistico alla Smart Home che
vede la possibilita di sfruttare sinergie fra prodotti e dispositivi diversi dove la
comunicazione Internet of Things tra i dispositivi in casa & I'abilitatore di un-
ecosistema aperto per fornire ai consumatori nuovi servizi e nuove funzionalita
necessarie al monitoraggio e al controllo della propria smart home nonché

dei propri consumi elettrici. Per creare un ecosistema tecnologico ricco e
aperto, I’Associazione Energy@home ha adottato e promosso un approccio
di “open innovation”, accreditandosi come luogo privilegiato di incontro di
idee ancora prima che di soluzioni. Piu volte questo patrimonio di idee & stato
offerto all’esterno, attraverso le attivita di standardizzazione internazionale,

la partecipazione alle consultazioni pubbliche dell’Autorita per I’energia,
I’organizzazione di seminari.
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