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L’idroelettrico 
nella decarbonizzazione 
del sistema elettrico italiano

L’articolo presenta un modello di ottimizzazione 
del mix di produzione in ottica decarbonizzazione, esplorando un ampio  

intervallo di prezzi del gas ed evidenziando il ruolo 
dell’idroelettrico e la convenienza del repowering dei pompaggi
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L’integrazione di fotovoltaico ed eolico 
nel sistema elettrico 

Fotovoltaico ed eolico dovrebbero coprire la parte preponderante del-
la produzione nel mix energetico del futuro sistema elettrico nazio-
nale ad emissioni quasi zero. I due principali vantaggi associati a que-

ste due forme di generazione sono: basso costo livellato dell’elettricità (Le-
velised Cost of Electricity, LCOE) rispetto ad altre forme di produzione di 
energia elettrica, trascurabili emissioni di CO2 e una buona disponibilità di 
siti idonei alla loro installazione. I loro svantaggi invece derivano dalla 
mancanza di flessibilità, che rende estremamente difficile il bilanciamento 
tra produzione e consumo di energia elettrica in ogni istante: quest’ultimo 
aspetto rappresenta il principale limite tecnico alla loro massiccia adozio-
ne nel mix di generazione elettrica. 

È chiaro che in un sistema energetico dominato da fotovoltaico ed eo-
lico, che sono fonti rinnovabili non programmabili, saranno necessarie al-

cune fonti dispacciabili e flessibili, ma ad oggi 
ancora si discute su quale potrebbe essere il fu-
turo mix di generazione. Ci sono molti articoli 
in letteratura che hanno indagato e messo in 
luce aspetti importanti riguardanti le varie (e 
ancora poco diffuse) tecnologie da integrare 
con il fotovoltaico e l’eolico, nonché con cen-
trali termiche dispacciabili (geotermici, biomas-
se/biogas e waste-to-energy), come il Carbon 
Capture and Storage (CCS) applicato ad impian-
ti fossili, gli impianti solari a concentrazione 
(CSP), i sistemi di accumulo (in particolare elet-
trochimico e  ad aria compressa (CAES), il power 
to gas, e una maggiore penetrazione della De-
mand Response (DR). Tra questa tipologia di la-
vori, c’è chi punta principalmente su biogas, 
CSP, DR e CCS [1]; chi sottolinea il ruolo chiave 
del DR [2], o chi prende in considerazione bat-
terie e impianti di stoccaggio di gas, accanto agli 
impianti di pompaggio [3]. Altri ancora propon-
gono di integrare il fotovoltaico esclusivamente 
attraverso accumulo elettrochimico [4-6], o alla 
combinazione batterie al litio - accumulo del-
l’idrogeno [7]. Come osservazione generale, in 
questo tipo di lavori le ipotesi di base sono che 
i costi delle nuove tecnologie diminuiranno si-
gnificativamente nel prossimo futuro e che le lo-
ro prestazioni in esercizio siano ben consolida-
te, nonostante a oggi il loro peso sull’installato 
globale sia marginale. La tabella 1 riporta il rin-
novabile e l’accumulo installato nel mondo a fi-
ne 2021, diviso per tecnologie, e ne indica la po-

Tabella 1  Potenza installata nel mondo da fonti di energia rinnovabile e da impianti 
di accumulo a fine 2021 
 

TECNOLOGIA
POTENZA INSTALLATA 

(GW) (%) 
Idroelettrico (esclusi i pompaggi puri) 1230.3 38.25 

Fotovoltaico 848.4 26.39 
Eolico on-shore 769.2 23.92 

Bioenergie 143.2 4.45 
Pompaggi puri 130.2 4.05 
Eolico off-shore 54.3 1.69 

Accumulo elettrochimico 17.0 0.53 
Geotermico 16.0 0.50 

CSP 6.4 0.20 
Mareomotrice 0.5 0.02
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tenza installata sia in valore assoluto che in per-
centuale rispetto al totale [8]. 

La tabella 2 invece mostra l’energia generata 
da rinnovabile nel mondo, anche in questo caso 
divisa per tecnologie e riportata sia in valore as-
soluto che in percento sul totale. 

Altri lavori, anche se in minor numero rispet-
to ai precedenti, valutano l’integrazione di eoli-
co e fotovoltaico con tecnologie tradizionali di 
generazione. [9] utilizza gli impianti di pompag-
gio e sfrutta al massimo le rampe di salita e di-
scesa degli impianti a gas naturale. [7] presenta 
un modello basato sul set di dati HydroBASINS 
[10], con cui simula il comportamento delle 41 
principali centrali idroelettriche esistenti in Cina. 
[11] mostra l’impatto dei bacini idroelettrici sulla 
decarbonizzazione di un sistema elettrico com-
prendente New England, New York e Quebec 
mentre [12] studia la possibilità che la genera-
zione idroelettrica norvegese possa bilanciare la 
produzione variabile di fotovoltaico e soprattut-
to eolico nella regione del Mare del Nord. [13] 
presenta uno studio dei siti potenziali disponibi-
li in Australia per l’installazione di centrali di 
pompaggio, considerando bacini “off-river” a 
circuito chiuso, mentre [14] esamina il potenzia-
le di un mix di generazione elettrica completa-
mente rinnovabile nel contesto (dominato dal-
l’idroelettrico) della Nuova Zelanda, utilizzando 
eolico, geotermico e biomasse in sostituzione 
dei combustibili fossili tradizionali. [15], infine, 
presenta uno studio di fattibilità tecnico-econo-
mica dell’adeguatezza del sistema elettrico 100% 
rinnovabile della Sardegna, mettendo in luce 
l’effetto benefico del pompaggio attualmente in 
esercizio combinato con l’utilizzo di impianti a 
gas a ciclo aperto (OCGT) alimentati a biometa-
no. In generale, questi lavori sottolineano l’im-
portanza della disponibilità di energia idroelet-
trica, sia sotto forma di pompaggio che di baci-
ni idroelettrici, per bilanciare l’intermittenza del-
le fonti rinnovabili non programmabili insieme 
ad altre forme di generazione flessibile come 
impianti a ciclo combinato e OCGT. 

In questo lavoro, focalizzandosi sul caso stu-
dio dell’Italia, si analizza un mix di generazione 
composto da fotovoltaico, eolico, OCGT e idroe-

lettrico, inteso come l’insieme delle centrali a ba-
cino e delle centrali di pompaggio, studiandone 
il comportamento al variare del costo del meta-
no (le espressioni “costo/prezzo del metano” e 
“costo/prezzo del gas” si riferiscono in questo ar-
ticolo ai costi di esercizio degli impianti OCGT). 
Si è scelto un mix di generazione convenziona-
le, in cui cioè tutte le tecnologie utilizzate hanno 
prestazioni in esercizio ben note e consolidate, 
oltre che agevole disponibilità sul mercato, allo 
scopo di valutare il grado di decarbonizzazione 
ottenibile in termini concreti e attuali, senza ri-
correre all’uso di tecnologie di cui non si cono-
scono approfonditamente prestazioni, affidabilità 
e problematiche in esercizio, e per cui occorre 
ipotizzare proiezioni di costi futuri, rendendo lar-
gamente ipotetici i risultati ottenuti1. Viene pro-
posto un modello di ottimizzazione che, avendo 
come vincolo il volume complessivo dei bacini 
attualmente disponibili in Italia, selezioni la po-
tenza nominale degli impianti a bacino e di pom-
paggio per l’integrazione a minor costo di eolico 
e fotovoltaico. Il repowering degli impianti 
idroelettrici, in generale non contemplato negli 
articoli presenti in letteratura riguardanti la de-
carbonizzazione del sistema elettrico, sembra in-
fatti una scelta ragionevole poiché, mentre il vo-
lume dei bacini e le portate dei deflussi dipen-
dono dalla geografia, non possono essere au-
mentati oltre un certo valore massimo e di solito 
sono sfruttati completamente o quasi, grandezze 
quali potenza nominale di turbine e generatori, 
portata delle condotte forzate, numero di con-
dotte, di turbine e di generatori non rispondono 
a così stringenti limiti. È anche importante rile-
vare che, mentre la costruzione di nuovi invasi e 
dighe è soggetta al forte rischio di opposizione 
dell’opinione pubblica, le operazioni legate al re-
powering di un impianto esistente sono di assai 
minore impatto ambientale e quindi più accetta-
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1 In particolare, non sono stati considerati accumuli elettrochi-
mici sebbene siano state svolte simulazioni in cui sono stati in-
clusi nel mix energetico. Non sono stati riportati i risultati otte-
nuti, che comunque non sono dissimili da quelli riportati in que-
st’articolo, a causa della non rilevante quota di accumuli elet-
trochimici installabili rispetto al carico da alimentare.

Tabella 2  Energia generata nel mondo da fonti di energia rinnovabile a fine 2021 
 

TECNOLOGIA
ENERGIA GENERATA 

(TWH) (%) 
Idroelettrico 4273.83 53.89 
Fotovoltaico 1032.50 13.03 

Eolico 1861.94 23.47 
Bioenergie e altro 762,.78 9.61
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cino sono considerati direttamente proporziona-
li al volume ottimo del bacino calcolato dalla 
procedura, per cui si utilizza per ogni tempo t 
dell’intervallo di tempo simulato un valore WHt 
in per unità del volume del bacino. Si considera 
per l’Italia una durata d’invaso pari a 400 ore: 
questo è il valore utilizzato da Terna per distin-
guere tra bacini di modulazione (durata d’inva-
so minore di 400 ore) e serbatoi di regolazione 
(durata d’invaso maggiore di 400 ore), ed è qui 
usato come valore medio in mancanza di dati 
precisi, che sono molto difficili da ottenere visto 
l’elevato numero di impianti a bacino installati in 
Italia. Porre la durata d’invaso pari a 400 ore im-
plica che ΣtWHt =  = 21.9, essendo Nt il nu-
mero di ore in un anno (8760 h), cioè il bacino 
superiore si riempie circa 22 volte all’anno. Il va-
lore EUpResMax si ottiene perciò dalla produci-
bilità media annua totale degli impianti a bacino 
e serbatoio in Italia (dato fornito da Terna [16]) 
e da ΣtWHt. L’impianto equivalente a bacino è 
descritto dalle equazioni (1-3): 

 
EUpResHt = 
EUpResHt - 1 + WHt ⋅ RESH - NexHt - Spillaget, ∀t > 1 

(1) 
 

0 ≤ EUpResHt ≤ RESH, ∀t (2) 
 

0 ≤ RESH ≤ EUpResHMax (3) 
 

dove EUpResHt è l’energia contenuta nel baci-
no al tempo t, Spillaget è l’energia spillata dal ba-
cino al tempo t (sempre ≥ 0) e NexHt è l’energia 
generata dall’impianto al tempo t, che numeri-
camente coincide con la potenza nel caso in cui 
la discretizzazione temporale sia oraria. 

Riguardo l’impianto di pompaggio equivalen-
te, anche qui si usa un valore di soglia massimo 
per l’energia contenuta nel bacino superiore 
EUpResPumpMax (si ricordi che i bacini supe-
riore e inferiore nel modello sono supposti 
uguali e che per il pompaggio non sono presenti 
deflussi né sono possibili spillamenti), ponendo-
lo pari a 1/14 di EUpResMax in base a conside-
razioni riferite all’insieme degli impianti idroelet-
trici italiani e non riportate qui per brevità. 

Una spiegazione più dettagliata va data inve-
ce per i costi annualizzati dei due impianti equi-
valenti inseriti nel modello. Si considerano due 
diverse tipologie di costo annualizzato: il costo 
CRESH relativo all’unità di energia contenuta nel 
bacino (€/MWh) e il costo CPOH relativo al-
l’unità di potenza dell’impianto (€/MW), divi-
dendo quindi il costo in una componente lega-
ta all’energia producibile, dovuta alla costruzio-

Nt 
MDF

bili dalla pubblica opinione. Lo scopo principale 
del modello è quello di evidenziare i benefici de-
gli impianti idroelettrici nella decarbonizzazione 
del sistema elettrico, considerando scenari diver-
si al variare del prezzo del gas. 

 

Modellizzazione 
degli impianti idroelettrici 

Il modello considera due centrali idroelettri-
che equivalenti: un impianto a bacino e uno di 
pompaggio. 

L’impianto equivalente a bacino ha un bacino 
superiore e un sistema condotta forzata - turbina 
con una certa quota geodetica. Il bacino superio-
re, alimentato da deflussi d’acqua a cadenza ora-
ria, può svuotarsi in due maniere: attraverso il tur-
binaggio, generando così energia elettrica, e con 
lo spillamento. I suoi principali parametri sono: 
q durata d’invaso, definita come il tempo ne-

cessario per fornire al bacino un volume d’ac-
qua pari alla sua capacità utile con la portata 
media annua dei corsi d’acqua che in esso si 
riversano; 

q profilo orario dei deflussi; 
q volume del bacino, o equivalentemente capa-

cità del bacino in termini di energia contenuta; 
q potenza di picco della turbina idraulica; 
q tempo di svuotamento, definito come il tem-

po necessario per svuotare completamente il 
bacino turbinando alla potenza nominale. 
L’impianto di pompaggio equivalente ha due 

bacini, uno superiore e uno inferiore, e un si-
stema condotta forzata - turbina - pompa tra i 
due. In maniera conservativa, si considera un 
impianto di pompaggio puro, cioè senza appor-
ti dovuti a deflussi d’acqua. Si assume poi che il 
volume dei due bacini sia uguale e che la po-
tenza nominale della turbina e quella della pom-
pa siano uguali. I principali parametri sono: 
q volume, o equivalentemente capacità in termi-

ni di contenuto energetico del singolo bacino; 
q potenza nominale del sistema condotta forza-

ta - turbina - pompa; 
q tempo di svuotamento, definito come il tem-

po necessario per svuotare completamente il 
bacino superiore turbinando alla potenza no-
minale. 
Per quanto riguarda la parametrizzazione del-

l’impianto a bacino equivalente, si impone un 
valore di soglia massimo per l’energia contenu-
ta nel bacino, EupResHMax, allo stesso tempo 
lasciando libera la procedura di ottimizzazione 
di utilizzare tutto o meno questo contenuto 
energetico dimensionando il contenuto ottimo 
ResH del bacino. I deflussi orari d’acqua nel ba-

transizioneenergetica
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ne della diga e dell’invaso, e una componente 
legata alla potenza installata, dovuta alla costru-
zione del sistema condotta forzata - turbina - ge-
neratore. La scelta fatta riflette la considerazione 
che effettivamente le due componenti sono ab-
bastanza slegate tra loro, cioè per un dato im-
pianto idroelettrico è possibile scegliere potenze 
nominali diverse indipendentemente dalla taglia 
del bacino; in questo modo, inoltre, si può te-
nere facilmente in conto l’eventuale repowering 
dell’impianto all’interno del modello di ottimiz-
zazione. Il calcolo dei parametri CRESH e CPOH 
parte da un valore di LCOE medio per gli im-
pianti idroelettrici. Da [17] si ricava che il valor 
medio pesato complessivo di LCOE d’impianti 
idroelettrici di nuova costruzione nel 2020 è di 
44 $/MWh, variando dai 34 $/MWh in India ai 
140 $/MWh in Nord America. Abbiamo quindi 
scelto un valore all’interno di quest’intervallo, 
pari a 88.5 €/MWh, ottenuto maggiorando cau-
telativamente di circa il 15% il valore medio per 
tenere in conto in maniera approssimata e caute-
lativa della variabilità dei costi degli impianti 
idroelettrici in funzione del sito di installazione (il 
cambio Euro-Dollaro si riferisce al cambio medio 
del 2020, pari a 1.1422) e fatto l’ipotesi che le due 
componenti di costo abbiano uguale peso, cioè 
che 44.25 €/MWh siano attribuiti alla costruzione 
di diga e bacino, e gli altri 44.25 €/MWh siano 
dovuti alla costruzione del sistema condotta for-
zata - turbina - generatore.  

Poiché, come visto prima, avendo posto la 
durata d’invaso pari a 400 ore si ricava che il ba-
cino superiore si riempie 21.9 volte in un anno, 
che corrispondono a 21.9 MWh ragionando in 
termini di unità di energia del bacino, si ottiene 
che CRESH = 44.25 ⋅ 21.9 ≅ 969.1 €/MWh. In 
maniera analoga, avendo assunto che la durata 
d’invaso è 400 ore, ed essendo stata in Italia nel 
2019 la produzione da impianti a bacino pari a 
24.2 TWh con circa 9500 MW installati, si ricava 
un tempo di svuotamento di circa 132 ore, per 
cui per svuotare l’unità d’energia del bacino in 
132 ore occorre una potenza di riferimento Ref-
Power pari a RefPower =   ≅ 7.6 kW/MWh. 
Di conseguenza, si può calcolare il costo an-
nualizzato del sistema condotta forzata - turbina 
- generatore come CPOH = 44.25 * 21.9/RefPo-
wer ≅ 127918 €/MW 

 

Modello di ottimizzazione 
e dati di input 

Il modello di ottimizzazione minimizza il co-
sto annualizzato di generazione in un periodo di 
quattro anni con risoluzione oraria. Sono possi-

1 
132 h

1 
h

bili cinque tecnologie di generazione: fotovoltai-
co, eolico, OCGT, impianto equivalente a baci-
no e impianto equivalente di pompaggio; si si-
mula anche il distacco del carico, attribuendogli 
un costo pari a CLS = 50000 €/MWh. La funzio-
ne obiettivo da minimizzare è: 
CPV ⋅ PVinst + CW ⋅ Winst + COCGT ⋅ OCGTinst + 
CPOH ⋅ (POH + POPump) + CRESH ⋅ (RESH + 2 ⋅ 
RESPump) + Σt(PMET ⋅ NexOCGTt + CLS ⋅ LSt) 

ove CPV ⋅ PVinst, CW ⋅ Winst e COCGT ⋅ OCG-
Tinst sono i costi annualizzati del fotovoltaico, 
dell’eolico e dell’OCGT installati, rispettivamen-
te, mentre ΣtPMET ⋅ NexOCGTt è il costo d’eser-
cizio dell’OCGT, e ΣtCLS ⋅ LSt il costo del distac-
co del carico. Come spiegato nel paragrafo pre-
cedente, per l’idroelettrico si considera il costo 
annualizzato CPOH ⋅ (POH + POPump) relativo 
al sistema condotta forzata - turbina - generato-
re dei due impianti equivalenti e il costo annua-
lizzato CRESH ⋅ (RESH + 2 ⋅ RESPump) relativo 
al sistema diga - bacino (il termine moltiplicati-
vo 2 tiene in conto che l’impianto equivalente di 
pompaggio ha 2 bacini). 

L’equazione (4) descrive invece il bilancio tra 
generazione e carico: 

 
NexOCGTt + NexPVt + NexWt + NexHt + 
NexPumpt + LSt - 1.05 ⋅ Dt = 0 (4) 

 
Al tempo t, la generazione può avvenire tra-

mite impianti a gas a ciclo aperto (NexOCGTt), 
impianti fotovoltaici (NexPVt), turbine eoliche 
(NexWt), impianto a bacino equivalente (NexHt), 
impianto di pompaggio equivalente (NexPumpt) 
e distacco del carico LSt. Occorre bilanciare in 
ogni istante la domanda di carico Dt, moltiplica-
ta per 1.05 così da includere in maniera appros-
simata le perdite, stimate al 5% del carico. In 
ogni istante temporale, le produzioni da foto-
voltaico ed eolico sono limitate superiormente 
dal prodotto tra potenza installata e il coeffi-
ciente di produzione (in per unità di potenza) 
relativo a quell’istante specifico: questa tecnica 
di simulazione, comune nella modellazione di 
tali forme di generazione, permette anche di in-
corporare facilmente il curtailment di eolico e 
fotovoltaico. Non ci sono limiti superiori impo-
sti per la potenza installata di nessuna delle cin-
que tecnologie di generazione. 

Riguardo l’idroelettrico, la generazione al tem-
po t è vincolata al contenuto energetico del ba-
cino superiore e dipende dalla potenza installa-
ta di ognuno dei due impianti equivalenti, con 
la possibilità di spillamenti per quanto riguarda 
l’impianto a bacino, come mostrato dall’equa-
zione (2). Riguardo la generazione da OCGT, ol-
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AC * (Σ
n
t=1

1/(1 + r)t) = LCOE * (Σ
n
t=1

Et/(1 + r)t) (5) 
 
ove AC è il costo annualizzato. Da (5) è faci-

le derivare CPV e CW, sostituendo il vettore Et 
associato a 1 MW installato e imponendo i valo-
ri di r e LCOE. Per questo articolo si è scelto r = 
8% e LCOE = 88.5 €/MWh. 

Lo studio effettuato nell’articolo consiste nel 
variare il parametro PMET, cioè il costo del me-
tano, in un range di valori, fissando EUpRe-
sHMax and EUpResPumpMax ai valori globali ri-
feriti alla situazione italiana, allo scopo di valu-
tare l’impatto del prezzo del gas sul mix di ge-
nerazione ottimo. Prima di presentare i risultati, 
vogliamo evidenziare le ipotesi conservative fat-
te nel modello, che rendono a nostro parere i ri-
sultati abbastanza credibili da trarne indicazioni 
generali in termini di politica energetica:  
q i valori di LCOE di eolico e fotovoltaico sono 

piuttosto elevati e derivano da medie relative 
all’intera Europa, mentre [17] riporta valori più 
bassi per l’Italia; 

q il valore della durata d’invaso di 400 ore è an-
ch’esso piuttosto conservativo: per ricavare il 
valore medio della durata d’invaso in Italia oc-
correrebbe una campagna di acquisizioni dati 
lunga e laboriosa, che coinvolga la parte più 
rappresentativa degli impianti a bacino italiani; 

q si sono simulati solo pompaggi puri e non mi-
sti, dove il bacino superiore è alimentato da 
deflussi idrici, diminuendo in questo modo la 
producibilità effettiva dei pompaggi. 

q la domanda di carico è stata considerata com-
pletamente inelastica ed il beneficio del de-
mand response è ignorato; 

q i vincoli imposti alle rampe di OCGT e idroe-
lettrici sono abbastanza limitanti rispetto alle 
prestazioni effettivamente ottenibili in eserci-
zio, specialmente in considerazione del fatto 
che queste sono fonti flessibili di energia; 

q i coefficienti di produzione dell’eolico si rife-
riscono all’installato italiano nel periodo 
2016-2019 e quindi comprendono solo im-
pianti on-shore: non si è considerata la mag-
gior producibilità degli impianti off-shore gal-
leggianti che, ragionevolmente, vedranno la 
loro comparsa in un prossimo futuro nei ma-
ri del Mediterraneo. 
 
Infine, vogliamo anche evidenziare le princi-

pali limitazioni che crediamo connesse a questo 
studio. Innanzitutto non si è rappresentata la re-
te di trasmissione e quindi eventuali congestio-
ni critiche che potrebbero presentarsi. Inoltre, 
le cinque tecnologie di generazione sono state 
simulate ciascuna con un aggregato equivalen-

tre a non esserci limiti di potenza installata co-
me scritto sopra, non ci sono imposizioni anche 
per quanto concerne l’energia generata, per la 
quale tuttavia si considera il costo di esercizio 
ΣtPMET ⋅ NexOCGTt  che dipende dal costo del 
gas PMET. Il costo annualizzato per unità di po-
tenza, COCGT vale 65000 €/MW, ottenuto avendo 
stabilito un costo di investimento di 730000 €/MW, 
un tasso di sconto r = 8% e una durata di vita 
di 30 anni. 

Nel modello è stato simulato in maniera ap-
prossimata lo unit commitment di OCGT e im-
pianti idroelettrici tramite vincoli di rampa in sa-
lita e in discesa, imponendo che la variazione tra 
la potenza iniettata in due ore successive t e t + 
1 non sia maggiore del 30% della potenza in-
stallata per OCGT e pompaggio e del 50% per 
l’impianto a bacino. Si sono invece ignorati i co-
sti di accensione e spegnimento. Sono stati im-
posti anche vincoli sulla riserva a salire, in mo-
do tale da assicurare che in ogni istante t la ri-
serva sia maggiore o uguale del 10% della do-
manda di carico Dt. La relativa modellizzazione 
della riserva corrisponde a quella di [15]. 

Il profilo di carico orario Dt italiano è stato 
preso da [18] e si riferisce agli anni dal 2016 al 
2019. Per tenere in conto di altre due forme di 
generazione rinnovabile molto sviluppate in 
Italia, nello specifico la generazione geoter-
moelettrica e gli impianti ad acqua fluente, si è 
considerata la loro produzione totale nel pe-
riodo 2016-2019, successivamente sottratta al 
carico considerando per ognuna di esse un ap-
porto costante nel periodo simulato. Il profilo 
dei deflussi WHt (p.u.) è stato ricavato facendo 
una media pesata dei deflussi stagionali in tre 
zone dell’Italia (Nord, Centro e Sud) negli an-
ni 2016-2019. I profili di produzione di eolico 
e fotovoltaico sono invece presi da [19] consi-
derando i profili medi complessivi italiani nel 
periodo 2016-2019. 

I costi annualizzati di fotovoltaico ed eolico, 
CPV e CW, sono stati ricavati utilizzando valori 
di LCOE. Partendo dalla formula dell’LCOE si ot-
tiene l’espressione LCOE * (Σ

n
t=1

Et/(1 + r)t) = Σn
t=1 

, ove r è il tasso di sconto, It e Mt rispetti-
vamente i costi di investimento e manutenzione 
all’anno t ed Et è l’energia elettrica prodotta al-
l’anno t. Si noti che il termine Σn

t=1  è il co-
sto attuale netto del fotovoltaico o dell’eolico in-
stallato che produce l’energia Et all’anno t. Poi-
ché il costo annualizzato è espresso come quel 
flusso finanziario attualizzato equivalente che ri-
petuto per gli n anni di vita dell’impianto forni-
sce lo stesso valore attuale netto, si può scrive-
re l’equazione

It + Mt 
(1 + r)t

It + Mt 
(1 + r)t

transizioneenergetica
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te e non nel dettaglio: questa è una limitazione 
che assume peso maggiore nel caso delle cen-
trali idroelettriche, che nelle installazioni reali 
spesso hanno bacini in cascata in funzione del-
la geografia del luogo. 

 

Risultati 
Si è effettuato uno studio parametrico, ottimiz-

zando il parco di generazione al variare del prezzo 
del gas PMET da un valore minimo di 60 €/MWh 
a un valore massimo di 400 €/MWh con step di 
10 €/MWh. Il range di valori utilizzato per PMET 
comprende anche valori molto elevati, simulati 
per avere una stima dell’effetto di politiche di tas-
sazione delle emissioni di anidride carbonica sul 
grado di decarbonizzazione raggiungibile (il mo-
dello sviluppato infatti non implementa vincoli 
espliciti relativamente al grado di decarbonizza-
zione). Allo scopo di tenere in conto il carattere 
stocastico della generazione da fonte rinnovabile, 
soprattutto per eolico e fotovoltaico, sono stati si-
mulati quattro anni di esercizio utilizzando dati ri-
feriti al sistema elettrico italiano durante il periodo 
2016-2019. Non sono riportati tra i risultati né il ca-
rico distaccato né lo spillamento dell’impianto 
equivalente a serbatoio, poiché in tutte le simula-
zioni hanno assunto valori nulli o trascurabili. 

La figura 1 mostra l’andamento della potenza 
installata degli OCGT al variare del prezzo del 
gas e la quota di energia generata dagli OCGT ri-
spetto alla generazione totale. Ambedue le gran-
dezze decrescono all’aumentare di PMET, come 
ci si aspetta, ma si nota come anche per costi del 

gas metano molto elevati il modello installi co-
munque un quantitativo di OCGT non trascura-
bile (circa 20.2 GW con PMET = 400 €/MWh). La 
quota parte di energia generata da OCGT è mol-
to alta a prezzi bassi del gas, ma scende sotto il 
20% già per PMET = 160 €/MWh e sotto il 10% 
per PMET = 260 €/MWh, fino al valore minimo 
di circa il 5% con PMET = 400 €/MWh. 

La figura 2 mostra invece le potenze installa-
te di fotovoltaico ed eolico, e il curtailment ne-
cessario per il bilanciamento del carico durante 
esercizio. Si nota come con PMET = 60 €/MWh 
l’installato di eolico e fotovoltaico sia nullo, cre-
scendo poi rapidamente all’aumentare di PMET, 
fino a raggiungere circa 90 GW di fotovoltaico e 
85 GW di eolico con PMET = 400 €/MWh. L’an-
damento del curtailment è anch’esso sempre 
crescente con PMET, fino a raggiungere circa il 
28% a PMET = 400 €/MWh, per via della perdi-
ta di flessibilità del sistema al diminuire di ge-
nerazione da gas naturale. 

In figura 3 si riporta l’installato ottimo, in ter-
mini di potenza nominale, degli impianti equi-
valenti a bacino e di pompaggio. Ricordiamo 
che il volume massimo delle riserve di acqua, 
sia per quanto riguarda l’impianto equivalente a 
bacino che quello di pompaggio, è limitato nel 
modello a quello disponibile in Italia. Le princi-
pali osservazioni che scaturiscono dai risultati 
ottenuti sono di seguito elencate. 
q all’ottimo, l’impianto a bacino viene sempre 

utilizzato indipendentemente dal valore di 
PMET, mentre l’impianto di pompaggio solo se 
PMET > 100 €/MWh. Questo significa che a co-

transizioneenergetica

Figura 1   
Potenza OCGT installata e quota parte di generazione da OCGT sull’energia totale generata al variare di PMET
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PMET di 300 €/MWh; il repowering successi-
vamente richiesto è comunque contenuto, rag-
giungendo al massimo + 23.4% rispetto all’in-
stallato attuale se PMET = 400 €/MWh; 

q la potenza degli impianti di pompaggio in-
stallata attualmente non è mai adeguata ri-
spetto all’ottimo calcolato, per tutti i valori di 
PMET in cui si installa il pompaggio; il repo-
wering ottimale cresce dal valore + 13.3% per 
PMET = 120 €/MWh al valore + 101.5% per 
PMET = 400 €/MWh; in quest’ultimo caso oc-
correrebbe praticamente raddoppiare, a pari-
tà di riserve d’acqua, la potenza di turbinag-
gio-pompaggio.

sti del gas ancora abbastanza contenuti non c’è 
bisogno di flessibilità aggiuntiva richiesta al 
pompaggio (si ricordi che non ci sono vincoli 
espliciti nel modello sul grado di decarbonizza-
zione, altrimenti il pompaggio verrebbe utilizza-
to per qualsiasi valore di PMET), non essendo 
ancora così elevata la penetrazione delle rinno-
vabili non programmabili; inoltre, in tutte le si-
mulazioni in cui gli impianti idroelettrici vengo-
no installati, il sistema sfrutta completamente tut-
to il volume delle riserve di acqua disponibili; 

q la potenza nominale degli impianti idroelettrici 
a bacino installata attualmente risulta adeguata, 
o addirittura sovradimensionata, fino a valori di 
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Figura 3   
Potenza installata degli impianti equivalenti a bacino e di pompaggio al variare di PMET, e confronto rispetto all’instal-
lato al 31 Dicembre 2020

Figura 2   
Potenza installata e curtail-
ment di eolico e fotovoltai-
co al variare di PMET
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In figura 4 si mostrano invece i capacity fac-
tor (calcolati come ore equivalenti di funziona-
mento in percento delle ore complessive nel pe-
riodo 2016 - 2019) a cui sono eserciti OCGT e 
impianto a bacino equivalente. Per ambedue le 
tecnologie il capacity factor decresce al crescere 
del prezzo del metano, poiché aumenta con-
temporaneamente la penetrazione di rinnovabili 
non programmabili, e la diminuzione più mar-
cata si ha per l’OCGT che scende poco sotto il 
10% con PMET ≥ 360 €/MWh. 

Da ultimo, si riportano in figura 5 i principa-
li risultati riguardanti il costo del sistema e i 
prezzi dell’energia. Per quanto riguarda il costo 
del sistema, è stato utilizzato il costo medio del-
la generazione (CMG, espresso in €/MWh), de-

finito come il rapporto tra il valore ottimo della 
funzione obiettivo vista al paragrafo 3 e il fabbi-
sogno di carico complessivo alimentato nel pe-
riodo 2016 - 2019. Per i prezzi dell’energia, si è 
calcolato il valor medio orario del prezzo margi-
nale nei quattro anni simulati: si ricordi che il 
costo di esercizio di eolico, fotovoltaico ed 
idroelettrico è posto uguale a 0 €/MWh nelle si-
mulazioni, per cui il prezzo dell’energia dipende 
dal ricorso alla generazione degli OCGT e dal-
l’eventuale distacco di carico. Il CMG sale da cir-
ca 67.5 €/MWh a poco meno di 133 €/MWh, a 
causa dell’aumento di potenza installata di 
idroelettrico, eolico e fotovoltaico all’aumentare 
del prezzo del gas. Anche il prezzo medio del-
l’energia ha andamento crescente, partendo da 
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Figura 5   
Andamento del CMG e del 
prezzo medio dell’energia 
al variare di PMET

Figura 4   
Capacity factor di OCGT e 
impianto a bacino equiva-
lente al variare di PMET
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del sistema elettrico nazionale.  
Per prima cosa, i risultati di figura 1, 2 e 3 nel complesso mostrano co-

me all’aumentare del livello di decarbonizzazione del sistema, cioè al di-
minuire della generazione da gas naturale, l’installazione crescente di rin-
novabili non programmabili richiede una potenza installata sempre cre-
scente di idroelettrico, il che nello specifico implica un marcato repowering 
degli impianti di pompaggio esistenti. È opinione degli autori che investi-
menti in questa direzione siano fortemente consigliabili e di grande aiuto 
per la decarbonizzazione, oltre che di basso impatto ambientale se para-
gonati alla costruzione di nuove centrali e quindi meno soggetti a vincoli 
autorizzativi e opposizioni dell’opinione pubblica. 

Una seconda indicazione generale si ottiene da figura 1: all’ottimo l’in-
stallazione di impianti a gas è sempre prevista, anche con costi di esercizio 
elevatissimi, suggerendo che il ruolo degli impianti a gas in termini di flessi-
bilità del sistema non sia completamente sostituibile dall’idroelettrico. Allo 
stesso tempo, però, si nota come con prezzi del metano maggiori o ugua-
li a 240 €/MWh la quota parte di generazione da gas scenda a livelli non 
superiori al 10%. A questi prezzi si potrebbe pensare di sostituire il gas 
naturale con biogas e/o addirittura biometano, che potrebbero coprire 
anche tutto il fabbisogno di gas vista la sua esigua richiesta da parte del 
sistema. 

Una terza indicazione riguarda l’integrazione delle fonti rinnovabili non 
programmabili tramite la generazione idroelettrica. Da figura 2 risulta che 
all’aumentare del livello di decarbonizzazione aumenta anche il curtail-
ment delle fonti non programmabili, suggerendo quindi che il solo repo-
wering non garantisce una loro perfetta integrazione. Occorrerebbe inda-
gare e quantificare in tal senso l’effetto che avrebbe l’espansione dei ba-
cini rispetto al loro livello attuale, l’effetto degli accumuli elettrochimici in 
aggiunta al pompaggio, oppure anche l’utilizzo di nuove tecnologie come 
il power to gas, aspetti che verranno esaminati in un futuro lavoro.

circa 67 €/MWh con PMET = 60 €/MWh (il prez-
zo è maggiore di 60 €/MWh poiché si ricorre al 
distacco di carico in cinque ore) e raggiungen-
do il valore massimo di 172.4 €/MWh nel caso 
peggiore con PMET = 400 €/MWh. Riferendoci 
al caso di prezzo medio dell’energia pari a 172.4 
€/MWh e confrontandolo con i valori di PUN 
(prezzo unico nazionale) medi riportati dal Ge-
store dei Mercati Energetici [20], se da una parte 
il prezzo medio ottenuto nelle simulazioni è ben 
superiore al PUN medio annuo negli anni 2004-
2020 e anche al PUN medio dell’anno 2021 (si 
ricorda che a partire da Luglio 2021, quindi pri-
ma dell’invasione dell’Ucraina da parte della 
Russia iniziata il 24 Febbraio 2022, fino ad oggi 
c’è stato un forte aumento del costo del gas na-
turale), dall’altra esso è ben minore del PUN me-
dio mensile da Ottobre 2021 (PUN = 217.63 
€/MWh) fino a Settembre 2022 (PUN = 479.15 
€/MWh nel momento in cui si sta scrivendo 
questo lavoro), e del PUN medio mensile che ha 
avuto il picco massimo di 543.15 €/MWh nel-
l’Agosto 2022. 

 

Conclusioni e implicazioni 
di politica energetica 

I risultati riportati e commentati al paragrafo 
4 suggeriscono alcune indicazioni di politica 
energetica nel percorso di decarbonizzazione 
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