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ABSTRACT

Quanto vale realmente 'energia idroelettrica italiana? E soprattutto, come puo il valore generato
da una risorsa pubblica contribuire alla competitivita del sistema produttivo? Sono interrogativi
che il dibattito sul futuro delle grandi concessioni idroelettriche, prevalentemente concentrato sulle
scadenze e sulle modalita di affidamento, ha finora affrontato solo marginalmente. Questo Policy
Paper prova a rispondere partendo dai dati. L’analisi della produzione idroelettrica in Lombardia,
Piemonte, Valle d’Aosta e Veneto nel triennio 2022-2024 ricostruisce circa 6,5 miliardi di euro di
ricavi e stima un risultato operativo complessivo di 3,7 miliardi, con una marginalita media del 57,1%.
Numeri che evidenziano una rilevante capacita di generazione di valore economico, pur in presenza
di significative differenze territoriali e di una forte variabilita delle condizioni di mercato e della
produzione.

E soprattutto, come puo il valore generato da una risorsa pubblica contribuire alla competitivita del
sistema produttivo e a condizioni di approvvigionamento energetico piu sostenibili per i consuma-
tori? Attraverso simulazioni ispirate alla cosiddetta Quarta Via lombarda, lo studio valuta gli effetti di
differenti ipotesi di destinazione di una quota della produzione a condizioni economiche pit compe-
titive, esaminando benefici per gli acquirenti e impatti sui concessionari e sulle amministrazioni
regionali.

Dal confronto con le esperienze francesi — in particolare con i contratti CAPN di EDF — e con gli
indirizzi europei sui contratti energetici di lungo periodo emerge la proposta di Hydro Release at
Cost, at Risk: un possibile modello di accesso a una quota della produzione idroelettrica mediante
accordi pluriennali fondati su costi industriali verificabili, adeguata remunerazione degli investimenti
e condivisione dei rischi produttivi. Il meccanismo potrebbe essere incorporato nelle condizioni di
gestione delle concessioni, attraverso procedure competitive oppure nell’ambito di un eventuale
diverso regime autorizzativo, previa verifica della compatibilita con il quadro normativo europeo e
nazionale, anche in materia di aiuti di Stato.

Il lavoro intende offrire un contributo di analisi e di proposta al dibattito pubblico sul futuro delle
concessioni idroelettriche, nella consapevolezza che numerosi aspetti economici, giuridici e operativi
richiedono ulteriori approfondimenti. L’obiettivo € ampliare la discussione dalle sole modalita di
affidamento alla funzione economica e industriale della risorsa idroelettrica, esplorando soluzioni
capaci di conciliare competitivita energetica, sostenibilita degli investimenti e tutela dell’interesse
generale.



1 Introduzione

Il tema delle concessioni idroelettriche non si esaurisce

nella questione delle scadenze, delle gare e delle moda-
lita di affidamento, ma rappresenta una scelta rilevante
di politica energetica e industriale. Il riordino delle
grandi derivazioni idroelettriche offre infatti all’Italia
Popportunita di affrontare una questione finora rimasta
ai margini del dibattito: come valorizzare, nell’interesse
generale, I'energia prodotta attraverso l'utilizzo di una
risorsa pubblica. La domanda non riguarda soltanto chi
debba gestire gli impianti e a quali condizioni, ma
anche come la produzione idroelettrica possa contribuire
alla competitivita delle imprese, alla sicurezza degli ap-
provvigionamenti e alla realizzazione degli investimenti
necessari per garantire 'efficienza e la sostenibilita delle
infrastrutture nel lungo periodo.

La questione assume particolare rilevanza in una fase in
cui il costo dell’energia continua a rappresentare uno dei
principali fattori di svantaggio competitivo dell’industria
europea. L’idroelettrico occupa, in questo scenario, una
posizione peculiare: € una fonte rinnovabile consolidata,
dispone di infrastrutture di lunga durata e, soprattutto
negli impianti a bacino, contribuisce alla flessibilita e alla
sicurezza del sistema elettrico. Al tempo stesso, il suo
valore economico dipende dall’andamento dei prezzi di
mercato, dalla disponibilita della risorsa idrica e dalle
condizioni tecniche e regolatorie di esercizio.

E proprio questa combinazione di caratteristiche a ren-
dere necessaria una riflessione pit ampia. Quando il
valore di mercato dell’energia supera sensibilmente i co-
sti industriali di produzione, si pone il problema di come
distribuire il valore generato tra concessionari, ammini-
strazioni territoriali e sistema economico. Non si tratta di
considerare i margini operativi come risorse automatica-
mente disponibili: la remunerazione del capitale, i rischi
produttivi, la sicurezza degli impianti e gli investimenti
futuri restano condizioni imprescindibili. Si tratta, piut-
tosto, di verificare se esista uno spazio economico per
conciliare questi obiettivi con un accesso pitt competitivo
all’energia per il sistema produttivo.

Questo Policy Paper affronta la questione partendo dai
dati. Attraverso la ricostruzione dei ricavi e la stima
dei costi e dei margini operativi della produzione idroe-
lettrica in Lombardia, Piemonte, Valle d’Aosta e Veneto
nel triennio 2022-2024, lo studio intende offrire una base
quantitativa per valutare le possibili scelte di politica
pubblica. L’analisi si confronta quindi con la proposta
lombarda della cosiddetta «Quarta Via», ne simula alcuni
effetti economici e approfondisce le esperienze francesi e
gli indirizzi europei in materia di concessioni e contratti
energetici di lungo periodo.

Da questo percorso nasce la proposta di Hydro Release
at Cost, at Risk: un possibile meccanismo attraverso il

quale una quota della produzione idroelettrica possa es-
sere resa accessibile mediante contratti di lungo periodo,
a condizioni fondate su costi industriali verificabili, ade-
guata remunerazione degli investimenti e condivisione
dei rischi tra produttori e acquirenti. Una proposta che
non presuppone una specifica modalita di affidamento
delle concessioni e la cui eventuale attuazione richiede
un’attenta verifica delle condizioni economiche e della
compatibilita con il quadro regolatorio nazionale ed eu-
ropeo.

L’ambizione del presente lavoro & offrire un contributo
di analisi e di riflessione al dibattito pubblico sul futuro
delle concessioni idroelettriche, provando ad ampliare la
discussione dalle sole modalita di assegnazione alla fun-
zione economica e industriale di una risorsa strategica
per il Paese. Le evidenze e le ipotesi regolatorie qui
sviluppate non hanno la pretesa di esaurire la comples-
sita delle questioni coinvolte, né di individuare soluzioni
definitive. Siamo pienamente consapevoli che numerosi
aspetti economici, giuridici, istituzionali e operativi ri-
chiedono ulteriori approfondimenti e un confronto con
le amministrazioni competenti, gli operatori e gli altri
soggetti interessati. L’auspicio € che questo contributo
possa alimentare una discussione informata e costruttiva
su come una parte del valore generato dalla produzione
idroelettrica possa concorrere a rafforzare la competitivi-
ta industriale, tutelare gli interessi dei territori e assicu-
rare la sostenibilita degli investimenti nel lungo periodo.

2 La base empirica dell’analisi:
fonti, copertura dei dati e stima
dei costi

L’analisi prende le mosse dalla ricostruzione dei ricavi
della produzione idroelettrica valorizzata sul Mercato
del Giorno Prima e dal loro confronto con gli oneri
concessori previsti dalle discipline regionali, al fine di
valutare la dimensione economica del valore generato at-
traverso I'utilizzo di una risorsa pubblica. A questa prima

valutazione si affianca una stima dei costi industriali,
necessaria per ottenere una rappresentazione piu reali-
stica dei margini operativi della produzione e valutare,
con le opportune cautele, lo spazio economico potenzial-
mente disponibile per investimenti e misure di accesso
all’energia a condizioni pit competitive.

L’analisi riguarda Lombardia, Piemonte, Valle d’Aosta
e Veneto nel triennio 2022-2024, caratterizzato da forti
differenze nei prezzi elettrici e nella disponibilita della
risorsa idrica. La base informativa integra i dati sugli
impianti di RSE, gli esiti del Mercato del Giorno Prima
del GME, le statistiche di produzione di Terna e le dispo-
sizioni regionali sui canoni concessori. Le fonti, i criteri di
elaborazione e le principali assunzioni sono documentati
nell’Appendice.



2.1 La copertura quantitativa del dataset
utilizzato

La copertura quantitativa del dataset utilizzato puo esse-
re esaminata confrontando le quantita di energia rilevate
attraverso il Mercato del Giorno Prima (GME) con la pro-
duzione idroelettrica netta nazionale riportata da Terna.
Il confronto riportato nella Tabella 1 offre un’indicazione
della dimensione della base informativa, pur riguardando
grandezze non perfettamente omogenee.

Tabella 1: Copertura del dataset rispetto alla produzione idroelet-
trica nazionale

Anno  Quantita Produzione Copertura
nel idroelettrica
dataset  netta nazionale
(GWh) (GWh)
2022 17.435 29.904 58,3%
2023 25.291 41.479 61,0%
2024 36.100 53.975 66,9%
Totale 78.826 125.358 62,9%

Fonte: elaborazioni CESISP su dati GME e Terna.

Nel triennio 2022-2024, le quantita ricostruite attraver-
so il dataset ammontano complessivamente a circa 78,8
TWh, rispetto a una produzione idroelettrica netta nazio-
nale di 125,4 TWh. Il rapporto tra le due grandezze ¢ pari
al 62,9%, con valori annuali compresi tra il 58,3% del 2022
e il 66,9% del 2024. Il dato evidenzia la rilevanza quantita-
tiva delle osservazioni utilizzate, ma non costituisce una
misura della rappresentativita statistica del campione. Le
quantita commercializzate sul Mercato del Giorno Prima
non coincidono necessariamente con la produzione fisica
degli impianti e non comprendono tutte le modalita di
valorizzazione dell’energia. Le successive stime economi-
che devono quindi essere interpretate con riferimento al
perimetro effettivamente osservato, secondo i criteri e i
limiti illustrati nell’Appendice.

2.2 Laricostruzione dei costi e dei margini
economici

La valutazione economica della produzione idroelettrica
richiede di affiancare alla ricostruzione dei ricavi una
stima dei costi industriali e degli oneri concessori. La
principale difficolta ¢ la limitata disponibilita di dati
contabili omogenei riferiti ai singoli impianti: i bilanci
delle imprese elettriche, spesso attive in piu segmenti,
non consentono di isolare sistematicamente i costi delle
singole derivazioni. Per questa ragione & stata adottata
una metodologia parametrica, basata sulle informazioni
economiche disponibili per un impianto di piccola deri-
vazione. Da tali informazioni ¢ stato ricavato un costo per
unita di potenza, successivamente applicato agli impianti
considerati.

Questa scelta metodologica potrebbe comportare una
stima prudenziale della marginalita operativa qualora
gli impianti di maggiori dimensioni beneficiassero di

economie di scala e presentassero costi unitari inferiori
a quelli utilizzati nelle elaborazioni. Tale effetto non puo
tuttavia essere assunto come generalizzabile, poiché le
caratteristiche tecniche, anzianita delle infrastrutture e
le specifiche esigenze manutentive e gestionali possono
determinare differenze significative nei costi effettivi.

Le elaborazioni non rappresentano quindi una ricostru-
zione contabile dei risultati dei singoli concessionari,
ma una stima economica fondata su assunzioni esplicite.
Accanto ai costi industriali sono considerati i canoni
concessori, nelle componenti fisse e variabili previste
dalle discipline regionali, per tenere conto anche del
valore economico acquisito dalle amministrazioni pub-
bliche. La stima dei costi industriali, integrata con gli
oneri concessori, consente di valutare i margini operativi
della produzione idroelettrica nei diversi anni e territori
considerati. L’obiettivo non ¢é ricostruire la redditivita
contabile dei singoli concessionari, ma ottenere una
valutazione economicamente piu completa del valore
generato dalla produzione, distinguendo la componente
necessaria a sostenere i costi di gestione e gli obblighi
concessori dai margini potenzialmente disponibili per la
remunerazione del capitale, il finanziamento degli inve-
stimenti e altre finalita di interesse generale. I margini
cosl stimati non coincidono con le risorse finanziarie
effettivamente disponibili, poiché non incorporano una
valutazione completa del fabbisogno di capitale, degli
investimenti straordinari e dei relativi rischi. Le modalita
di calcolo, gli indicatori economici utilizzati e i limiti delle
elaborazioni sono illustrati nell’Appendice.

La difficolta di ricostruire i costi effettivi della produzione
solleva, infine, una questione che va oltre i limiti meto-
dologici di questo studio. Trattandosi dello sfruttamento
economico di una risorsa pubblica, sarebbe opportuno
promuovere una maggiore disponibilita di informazioni
omogenee e verificabili sui costi di gestione, sugli inve-
stimenti e sugli oneri connessi alle concessioni idroelet-
triche. Una maggiore trasparenza, nel rispetto della riser-
vatezza delle informazioni commercialmente sensibili,
consentirebbe di valutare con piu precisione la redditivita
delle concessioni e offrirebbe alle amministrazioni pub-
bliche una base informativa piu solida per le future scelte
regolatorie.

2.3 Dall’analisi della marginalita alla valu-
tazione delle opzioni di policy

La ricostruzione economica sviluppata nel presente la-
voro consente di affrontare due questioni strettamente
collegate. La prima riguarda il valore della produzione
idroelettrica, ricostruito attraverso i ricavi del Mercato
del Giorno Prima, e il suo rapporto con gli oneri con-
cessori previsti dalle discipline regionali. La successiva
introduzione di una stima prudenziale dei costi industria-
li permette di valutare in modo piu completo i margini



economici della produzione, tenendo conto della loro
variabilita nel tempo e delle differenze tra territori.

La seconda questione riguarda la possibilita di destinare
una quota della produzione idroelettrica a condizioni
economiche piu favorevoli per gli utilizzatori, preservan-
do al tempo stesso la sostenibilita economica della gestio-
ne e le risorse necessarie agli investimenti. A questo
scopo, prendendo le mosse dalla proposta lombarda della
Quarta Via, vengono sviluppate simulazioni riferite a dif-
ferenti quote di produzione, per quantificare gli effetti sui
ricavi e sui risultati economici dei concessionari e le con-
seguenze sulle entrate delle amministrazioni regionali. Le
simulazioni non definiscono direttamente le condizioni
economiche e contrattuali di un possibile meccanismo
di Hydro Release, ma forniscono una base quantitativa
per valutarne le implicazioni di politica energetica e
industriale. Le ipotesi, i criteri di calcolo e i limiti delle
elaborazioni sono documentati nell’Appendice.

3 Il valore economico della pro-
duzione idroelettrica: risultati e
simulazioni

La ricostruzione economica considera i ricavi derivanti
dalla valorizzazione dell’energia sul Mercato del Giorno
Prima, senza includere eventuali ulteriori componenti
di ricavo associate, in particolare, alla partecipazione
ai mercati dei servizi di dispacciamento e alla valoriz-
zazione della flessibilita produttiva. I valori ricostruiti
non rappresentano pertanto necessariamente i ricavi
complessivi degli impianti idroelettrici e possono sotto-
stimarli, soprattutto per le unita dotate di capacita di
regolazione. La complessita della valutazione economi-
ca di queste unita trova riscontro anche nelle analisi
del’ARERA, che evidenziano la rilevanza del costo-op-
portunita dell’acqua accumulata e la persistente incom-
pletezza delle informazioni disponibili sulle caratteristi-
che operative degli impianti idroelettrici modulabili
(ARERA, 2025, pp. 2—4). Tali circostanze devono essere
considerate nell’interpretazione dei risultati, senza tutta-
via compromettere la validita della ricostruzione dei
ricavi riferita al perimetro del MGP.

3.1 Una marginalita significativa, ma forte-
mente variabile nel tempo

La valutazione dei risultati economici della produzione
idroelettrica richiede di distinguere le grandezze diretta-
mente ricostruite attraverso i dati di mercato da quelle
ottenute mediante stime. La Tabella 2 presenta, per il
periodo 2022-2024, i ricavi della produzione valorizzata
sul Mercato del Giorno Prima, gli oneri concessori stimati
sulla base delle discipline regionali e i costi industriali ri-
costruiti attraverso la metodologia parametrica illustrata
nel Capitolo 2. La lettura congiunta di queste componenti
consente di valutare sia il rapporto tra il valore della

produzione e gli oneri associati all’utilizzo della risorsa
pubblica, sia i margini operativi che residuano dopo la
considerazione dei costi industriali e degli obblighi con-
cessori.

La ricostruzione dei ricavi tiene conto delle quantita
di energia effettivamente valorizzate sul Mercato del
Giorno Prima e dei corrispondenti prezzi nei diversi
periodi di mercato. Gli oneri concessori sono stati invece
stimati attraverso un’analisi dettagliata della normativa
nazionale e delle disposizioni legislative e regolamenta-
ri adottate da Lombardia, Piemonte, Valle d’Aosta e
Veneto. Per ciascuna Regione sono state ricostruite le
aliquote della componente variabile, le tariffe della com-
ponente fissa e le disposizioni applicabili ai sovracanoni
BIM e rivieraschi, tenendo conto delle variazioni inter-
venute nel triennio 2022-2024. Gli importi attribuiti ai
singoli impianti rappresentano pertanto stime basate
sui parametri normativi e sulle informazioni disponibi-
li, non una rilevazione dei pagamenti effettivamente
corrisposti dai concessionari. La ricostruzione si fonda
sulle discipline regionali e sui provvedimenti nazionali
richiamati nell’Appendice (D.lgs. 79/1999, art. 12; Regio-
ne Lombardia, L.R. 5/2020; Regione Piemonte, Reg. 6/
R/2005 e aggiornamenti annuali; Regione Autonoma Val-
le d’Aosta, LL.RR. 3/2023 e 25/2023; Regione del Veneto,
LR. 24/2022).

Tabella 2: Ricavi e risultati operativi stimati nelle quattro regioni
dell’Arco alpino, 2022-2024

Indicatore 2022 2023 2024
Ricavi MGP (€ mln) 2.941,3 1.497,1 2.060,3
Canoni concessori (€ mln) 4324 505,7 480,4
Costi operativi (€ mln) 4447 441,0 429.,8

EBITDA (€ mln) 2.064,2 5504 1.150,1
EBIT (€ mln) 2.046,0 5324 1.1325
EBIT / Ricavi 69,6% 356%  550%

Fonte: elaborazioni CESISP sui dati GME e sulle stime dei
costi e dei canoni. Valori arrotondati. Arco alpino: Lombar-
dia, Piemonte, Valle d’Aosta e Veneto.

I costi industriali sono stati stimati attraverso la metodo-
logia parametrica descritta nel Capitolo 2 e approfondita
nell’Appendice. La lettura congiunta di ricavi, oneri con-
cessori e costi industriali consente di ricostruire i margini
operativi della produzione idroelettrica, distinguendo
PEBITDA dall’EBIT, quest’ultimo determinato conside-
rando anche gli ammortamenti stimati.

I risultati riportati nella Tabella 2 evidenziano la forte
variabilita del valore economico della produzione idroe-
lettrica nel triennio considerato. Nel 2022, caratterizzato
da prezzi dell’energia elettrica eccezionalmente elevati e
da una ridotta disponibilita idrica, i ricavi ricostruiti sul
MGP raggiungono 2,94 miliardi di euro. Nel 2023 si ridu-
cono a 1,50 miliardi, per risalire a 2,06 miliardi nel 2024.
L’andamento riflette l'effetto congiunto delle condizioni
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Figura 1: Ricavi MGP e composizione margine operativo

Fonte: elaborazioni CESISP su dati GME, normativa concessoria regionale e stime dei costi industriali. Nota: valori arroton-
dati; costi operativi al netto degli ammortamenti

del mercato elettrico e della variabilita della produzione
idroelettrica.

A fronte di queste oscillazioni, i costi industriali stimati
rimangono relativamente stabili, attestandosi intorno a
430-445 milioni di euro annui, mentre gli oneri conces-
sori variano tra 432 e 506 milioni di euro. Ne deriva una
significativa amplificazione delle variazioni dei ricavi sui
risultati operativi: PEBIT stimato passa da 2,05 miliardi
di euro nel 2022, pari al 69,6% dei ricavi, a 532,4 milioni
nel 2023, con una marginalita del 35,6%, per risalire a 1,13
miliardi nel 2024, corrispondenti al 55,0% dei ricavi.

La rappresentazione della composizione nella Figura 1
dei ricavi evidenzia come la variabilita delle condizioni di
mercato e della disponibilita idrica si rifletta soprattutto
sui margini operativi, a fronte di costi industriali stimati
relativamente stabili e di oneri concessori caratterizzati
da componenti fisse e variabili. Ne consegue che la mar-
ginalita particolarmente elevata registrata nel 2022 non
puo essere considerata rappresentativa delle condizioni
ordinarie di esercizio, cosi come il risultato del 2023 non
é sufficiente, isolatamente, a descrivere le prospettive
economiche delle concessioni.

Nel complesso del triennio 2022-2024, i ricavi MGP rico-
struiti ammontano a circa 6,50 miliardi di euro e 'EBIT
stimato a 3,71 miliardi, corrispondenti a una marginalita
aggregata del 57,1%. Questi risultati indicano una signi-
ficativa capacita di generazione di valore economico nel
perimetro analizzato, pur in presenza di condizioni di
mercato e idrologiche molto differenti.

La rilevanza dei margini operativi stimati non deve
tuttavia essere confusa con la disponibilita di risorse
integralmente destinabili a nuove obbligazioni concesso-
rie o a misure di sostegno dei consumatori. L’EBIT non
coincide con il flusso di cassa e non incorpora una valu-
tazione completa del fabbisogno di investimenti futuri,
della remunerazione del capitale e dei rischi connessi alla
gestione degli impianti. Inoltre, la ricostruzione limitata
ai ricavi MGP e il carattere parametrico della stima dei
costi richiedono cautela nell’interpretazione dei risultati.

L’implicazione per il disegno delle future concessioni &
che 'eventuale condivisione del valore economico gene-
rato dalla risorsa idroelettrica deve essere valutata su
un orizzonte pluriennale, considerando la variabilita dei
margini, gli investimenti necessari e I’equilibrio econo-
mico della gestione. La presenza di margini operativi
significativi costituisce un elemento rilevante per il
dibattito regolatorio, ma non consente, da sola, di deter-
minare la quota di produzione o di valore economico
sostenibilmente destinabile a condizioni di fornitura piu
competitive.

3.2 Le differenze territoriali: la redditivita
non é uniforme

La disaggregazione territoriale dei risultati consente di
verificare in quale misura la capacita di generazione di
margini operativi differisca tra le quattro Regioni consi-
derate. Le differenze riflettono non soltanto la distribu-
zione della produzione idroelettrica e le condizioni idro-
logiche, ma anche le caratteristiche del parco impianti e
la diversa incidenza degli oneri concessori. La Tabella 3
presenta I'EBIT stimato per ciascuna Regione nel trien-



Tabella 3: Risultato operativo stimato per regione, 2022-2024

Regione EBIT 2022 (€ mln) EBIT 2023 (€ mln) EBIT 2024 (€ mln) EBIT triennio (€
mln)
Lombardia 872,6 283,2 629,7 1.785,5
Piemonte 297,7 170,9 4721
Valle d’Aosta 516,3 176,0 834,1
Veneto 359,4 155,9 619,1
Totale Arco alpino 2.046,0 532,4 1.132,5 3.710,9

Fonte: elaborazioni CESISP. I totali possono differire marginalmente dalla somma delle righe per effetto degli arrotondamenti.

nio 2022-2024, evidenziando come il risultato aggregato
dell’area analizzata sia riconducibile a situazioni econo-
miche territoriali significativamente differenti.

La Lombardia presenta il contributo piu elevato al risul-
tato operativo complessivo, con un EBIT stimato di circa
1,79 miliardi di euro nel triennio, pari al 48,1% del totale
delle quattro Regioni. Seguono la Valle d’Aosta, con 834
milioni di euro, il Veneto, con 619 milioni, e il Piemonte,
con 472 milioni. Queste differenze nei valori assoluti
riflettono anche la diversa dimensione economica dei
sistemi idroelettrici regionali e non devono quindi essere
interpretate, isolatamente, come indicatori di maggiore o
minore redditivita.

11 confronto delle marginalita percentuali, riportato nella
Figura 2, restituisce un quadro piu articolato. Nel 2022
tutte le Regioni presentano margini operativi elevati,
compresi tra il 55,3% del Piemonte e il 75,0% della
Valle d’Aosta, con la Lombardia al 74,4%. Nel 2023 la
contrazione della marginalita interessa I'intero perime-
tro analizzato, ma con intensita molto differenti: mentre

Lombardia e Valle d’Aosta mantengono margini prossimi
al 45%, il Veneto si attesta al 37,8% e il Piemonte registra
una riduzione particolarmente marcata, con un EBIT di
circa 3,5 milioni di euro, pari all’1,27% dei ricavi MGP.
Nel 2024 si osserva una ripresa generalizzata, con margi-
nalita comprese tra il 40,3% del Piemonte e il 66,4% della
Lombardia. Il recupero non elimina tuttavia le differenze
territoriali, né riporta tutte le Regioni sui livelli di reddi-
tivita registrati nel 2022.

Questa eterogeneita assume particolare rilievo per il di-
segno delle future concessioni. La capacita di sostenere
nuovi investimenti, obblighi di restituzione di valore ai
territori o impegni di fornitura a condizioni regolate
non puo essere desunta automaticamente dalla margi-
nalita aggregata. Occorre considerare le caratteristiche
delle singole derivazioni, i costi di gestione e manuten-
zione, gli investimenti necessari, la disponibilita idrica e
I'incidenza degli obblighi concessori. Le differenze osser-
vate tra Regioni e annualita non consentono, da sole,
di identificare il contributo dei singoli fattori, ma confer-

Marginalita operativa stimata per Regione | 2022-2024
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Figura 2: Marginalita regionale

Fonte: elaborazioni CESISP sui conti economici regionali (2022-2024), Tabelle 67-69 della tesi. Nota: marginalita = EBIT
stimato / ricavi MGP; valori rappresentati arrotondati a un decimale.



mano l'esigenza di evitare valutazioni fondate esclusiva-
mente sui risultati medi del settore.

Ne deriva l'opportunita di fondare la definizione degli
obblighi economici e industriali su valutazioni specifiche
e su piani economico-finanziari verificabili, mantenendo
un quadro regolatorio sufficientemente omogeneo e tra-
sparente. L’obiettivo dovrebbe essere quello di evitare
che obblighi formalmente uniformi producano effetti
economici molto differenti tra impianti e territori, com-
promettendo la sostenibilita degli investimenti o introdu-
cendo distorsioni nella gestione della risorsa.

3.3 Verso un Hydro Release nazionale:
dalla Quarta Via lombarda alla valutazione
degli effetti economici

Per valutare gli effetti economici della proposta lom-
barda, sviluppiamo una simulazione controfattuale retro-
spettiva riferita al triennio 2022-2024, considerando tre
ipotesi di cessione della produzione idroelettrica, pari ri-
spettivamente al 15%, al 20% e al 25%, a un prezzo conven-
zionale di 70 €/ MWh. L’esercizio consente di ricostruire
come sarebbero cambiati i ricavi e la redditivita operativa
dei concessionari qualora una parte dell’energia prodotta
fosse stata destinata a forniture a prezzo agevolato, anzi-
ché essere interamente valorizzata ai prezzi del Mercato
del Giorno Prima (MGP). Per ciascuno scenario distin-
guiamo i ricavi derivanti dalla produzione residua, valo-
rizzata ai prezzi di mercato, da quelli associati all’energia
ceduta al prezzo convenzionale.

Per quest’ultima ipotizziamo un contratto di acquisto
di energia elettrica (Power Purchase Agreement, PPA) a
prezzo fisso di 70 € MWh, con struttura pay-as-produced,
in base alla quale I'’energia viene ceduta secondo il profilo
della produzione effettiva, senza obblighi di consegna
di quantitativi predeterminati. Consideriamo inoltre i
canoni concessori, i costi operativi e gli ammortamenti
stimati secondo la metodologia descritta in precedenza,
in modo da ricostruire il margine operativo residuo.
In particolare, ipotizziamo che la riduzione dei ricavi

determini un adeguamento della componente variabile
dei canoni concessori, mentre le altre componenti dei
canoni, i costi operativi e gli ammortamenti rimangono
invariati. Si tratta di un’ipotesi di simulazione economica
e non dell’introduzione di un’esenzione generalizzata dai
canoni per 'energia ceduta a prezzo agevolato. La Tabel-
la 4 presenta i risultati cumulati del triennio, consentendo
di seguire la formazione del margine operativo nei tre
scenari. La rappresentazione distingue pertanto l'effetto
della cessione agevolata sui ricavi dalla struttura dei costi
sostenuti dai concessionari, rendendo piu trasparente
la valutazione della sostenibilita economica del meccani-
smo.

A fronte di tale beneficio, stimiamo una riduzione
dell’EBIT dei concessionari pari a circa 216,8 milioni di
euro e minori entrate da canoni regionali variabili per
circa 5,6 milioni. Il risultato operativo aggregato dei con-
cessionari rimarrebbe comunque pari a circa 1,57 miliardi
di euro, corrispondenti all’87,9% del’EBIT stimato nello
scenario di riferimento.

All’aumentare della quota di produzione destinata al
meccanismo, si accentua la riduzione del risultato opera-
tivo dei concessionari. Nello scenario del 20%, la riduzio-
ne dell’EBIT raggiungerebbe circa 289,1 milioni di euro,
con un risultato operativo residuo di circa 1,50 miliardi.
Portando la quota al 25%, PEBIT residuo si attesterebbe
a circa 1,42 miliardi di euro, pari al 79,8% del risultato
operativo dello scenario base.

La Figura 3 consente di apprezzare visivamente questo
risultato, distinguendo per ciascuno scenario la riduzione
dell’EBIT associata al meccanismo e il margine operativo
che continuerebbe a essere generato dai concessionari.
Le simulazioni mostrano che, nelle condizioni storiche
considerate, anche una destinazione relativamente signi-
ficativa della produzione a condizioni economiche piu
favorevoli per gli acquirenti risulterebbe compatibile, a
livello aggregato, con il mantenimento di margini ope-
rativi positivi e di dimensione rilevante. Tale evidenza

Tabella 4: Simulazione degli effetti economici della cessione agevolata della produzione idroelettrica in Lombardia (2022—-2024)

Indicatore Cessione 15% Cessione 20% Cessione 25%
Energia ceduta a 70 €/ MWh (TWh) 2,732 3,642 4,553
Ricavi da energia residua valorizzata al 2.343,0 2.205,2 2.067,3
MGP
Ricavi da energia ceduta a 70 € MWh 191,2 254,9 318,7
Ricavi complessivi 2.534,2 2.460,1 2.386,0
Canoni concessori complessivi stimati 514,9 513,1 511,2
Costi operativi stimati 432.8 432.8 432.8
Ammortamenti stimati 17,8 17,8 17,8
EBIT residuo stimato 1.568,7 1.496,5 1.424,2

Fonte: rielaborazioni CESISP. I ricavi della quota ceduta sono ricalcolati al prezzo convenzionale di 70 €/ MWHh; la componente

variabile dei canoni é adeguata alla variazione dei ricavi, mentre le altre componenti di costo restano invariate. Valori

cumulati nel triennio; milioni di euro, salvo I’energia ceduta.
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Fonte: elaborazioni CESISP, ricostruzioni economico-finanziarie degli scenari PPA (2022-2024). Nota: valori cumulati in
milioni di euro, arrotondati. PPA a 70 € MWh, pay-as-produced. EBIT residuo non equivale a liquidita disponibile per
investimenti

non esclude tuttavia differenze significative tra i singoli
impianti e concessionari, né consente di assimilare il
margine operativo residuo alle risorse finanziarie effetti-
vamente disponibili per nuovi investimenti.

Questa evidenza assume particolare interesse nella pro-
spettiva di un meccanismo nazionale di Hydro Release
che associ la condivisione del valore economico della
produzione idroelettrica a impegni di investimento,
ammodernamento e valorizzazione degli impianti. La
permanenza di margini operativi significativi suggerisce
infatti Popportunita di approfondire le condizioni alle
quali sia possibile conciliare forniture di energia a
prezzi piu competitivi per gli acquirenti con la sosteni-
bilita economica delle concessioni e con gli investimenti
necessari a preservarne e migliorarne la capacita produt-
tiva. Occorre tuttavia precisare che PEBIT residuo non
rappresenta una misura delle risorse finanziarie imme-
diatamente disponibili per investimenti straordinari. La
capacita di finanziamento dipende anche dalla genera-
zione di flussi di cassa, dagli investimenti necessari per
mantenere 'efficienza e la sicurezza degli impianti, dagli
oneri finanziari, dalla fiscalita e dall’esigenza di assicu-
rare un’adeguata remunerazione del capitale investito.

Le nostre simulazioni devono pertanto essere interpreta-
te come una prima valutazione della dimensione econo-
mica del valore potenzialmente condivisibile, non come
una dimostrazione della sostenibilita di specifici obblighi
concessori. L’esercizio applica retrospettivamente le ipo-
tesi di cessione agevolata ai dati osservati nel triennio
2022-2024, ricostruendo gli effetti economici che il mec-

canismo avrebbe prodotto qualora fosse stato operativo
in quegli anni. Si tratta quindi di una simulazione con-
trofattuale statica, che non costituisce una previsione
dei risultati futuri e non incorpora eventuali modifiche
dei comportamenti degli operatori, dei prezzi di mercato
o dei profili produttivi conseguenti all’introduzione del
meccanismo. La valutazione delle condizioni di effettiva
sostenibilita economico-finanziaria richiedera pertanto
un approfondimento a livello di singola concessione,
considerando anche gli obblighi di investimento e la
distribuzione dei rischi tra concessionari e acquirenti.

3.4 Estensione territoriale delle simulazio-
ni: effetti economici e implicazioni per un
Hydro Release nazionale

Dopo aver analizzato gli effetti economici del meccani-
smo ipotizzato per la Lombardia, estendiamo la nostra
simulazione controfattuale retrospettiva a un perimetro
territoriale pit ampio, comprendente anche Piemonte,
Valle d’Aosta e Veneto. Consideriamo pertanto quattro
Regioni caratterizzate da una significativa presenza di
produzione idroelettrica e da differenti condizioni econo-
miche e regolatorie. Applichiamo ai dati del triennio
2022-2024 le medesime ipotesi di cessione del 15%, 20%
e 25% della produzione, attraverso un PPA a prezzo
fisso di 70 €/ MWh con struttura pay-as-produced. Come
nell’esercizio lombardo, la produzione residua viene va-
lorizzata ai prezzi del Mercato del Giorno Prima (MGP),
mentre i ricavi della quota ceduta sono determinati
applicando il prezzo convenzionale all’energia effettiva-
mente prodotta. L’estensione territoriale non presuppone
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I'esistenza di una proposta regolatoria condivisa dalle
quattro Regioni, ma costituisce un esercizio quantitativo
finalizzato a valutare la possibile applicazione di un mo-
dello di Hydro Release su una scala piu ampia rispetto
al caso lombardo. Anche in questo caso ricostruiamo i
ricavi complessivi, i canoni concessori, i costi operativi,
gli ammortamenti e I'EBIT residuo dei concessionari.
Manteniamo le stesse ipotesi adottate per la Lombardia:
la componente variabile dei canoni viene adeguata alla
variazione dei ricavi, mentre le altre componenti dei
canoni e i costi di gestione rimangono invariati.

La Tabella 5 presenta i risultati aggregati per le quattro
Regioni, utilizzando una struttura direttamente confron-
tabile con quella della Tabella 4. Questa impostazione
consente di valutare sia la dimensione economica com-
plessiva del meccanismo sia gli effetti delle differenti
quote di cessione sulla redditivita operativa dei conces-
sionari. L’aggregazione dei risultati non implica tuttavia
che le condizioni economiche siano omogenee tra i terri-
tori considerati. La metodologia adottata consente infatti
di sviluppare simulazioni disaggregate per ciascuna Re-
gione e, nei limiti della base informativa disponibile,
per singolo impianto idroelettrico’, valutando gli effetti
delle differenti ipotesi di cessione sui ricavi, sui canoni
concessori e sulla redditivita operativa. Questa capacita
di analisi puntuale assume particolare rilievo nella pro-
spettiva di un’applicazione operativa del meccanismo,
poiché permette di verificare la sostenibilita economica
degli obblighi di cessione e degli eventuali impegni di in-
vestimento, evitando che i risultati aggregati nascondano
situazioni di particolare criticita. La lettura congiunta
dei risultati lombardi e di quelli relativi all'insieme del-
le quattro Regioni costituisce un passaggio importante
nello sviluppo della nostra proposta di Hydro Release

'La base informativa utilizzata comprende I'anagrafica degli im-
pianti idroelettrici iscritti al Mercato del Giorno Prima (MGP), che
consente di identificare i singoli impianti e sviluppare simulazioni
economiche a livello individuale, oltre che regionale e aggregato,
secondo la metodologia adottata.

nazionale. Essa ci permette di esaminare la possibilita di
definire principi comuni per la condivisione del valore
economico della produzione idroelettrica, mantenendo al
tempo stesso condizioni applicative differenziate e coe-
renti con le caratteristiche delle singole concessioni, gli
obblighi di gestione e manutenzione, le esigenze di inve-
stimento e un’adeguata remunerazione del capitale. In
questa prospettiva, la dimensione aggregata dell’analisi
rappresenta un primo livello di valutazione, al quale
possono affiancarsi approfondimenti territoriali e relativi
ai singoli impianti, necessari per la definizione operativa
del meccanismo.

Nello scenario del 15%, stimiamo una riduzione dell’EBIT
dei concessionari pari a circa 505 milioni di euro nel
triennio 2022-2024 e minori entrate regionali da canoni
concessori variabili per circa 19 milioni. Il risultato ope-
rativo aggregato dei concessionari rimarrebbe comunque
pari a circa 3,21 miliardi di euro, corrispondenti all’86,4%
dell’EBIT stimato nello scenario di riferimento.

Con una quota di cessione del 20%, la riduzione del’EBIT
raggiungerebbe circa 675 milioni di euro, accompagnata
da minori entrate regionali per circa 24 milioni, mentre
il risultato operativo residuo si attesterebbe a circa 3,04
miliardi di euro. Nello scenario del 25%, la riduzione
dell’EBIT salirebbe a circa 844 milioni di euro, con minori
entrate regionali per circa 29 milioni e un EBIT residuo
di circa 2,87 miliardi di euro, pari al 77,3% del risultato
operativo dello scenario base.

La Figura 4 rappresenta questi risultati, distinguendo, per
ciascuna ipotesi di cessione, la riduzione dell’EBIT e il
margine operativo residuo dei concessionari. Il confronto
con la simulazione relativa alla sola Lombardia evidenzia
come l'estensione territoriale aumenti significativamente
la dimensione economica del meccanismo e I'entita com-
plessiva dei suoi effetti sui risultati operativi dei conces-
sionari. E importante sottolineare che i due aggregati non
sono indipendenti, poiché i risultati delle quattro Regioni
comprendono anche quelli della Lombardia. Le simula-

Tabella 5: Simulazione degli effetti economici della cessione agevolata della produzione idroelettrica in Lombardia, Piemonte, Valle d’Aosta
e Veneto (2022—-2024)

Indicatore
Energia ceduta a 70 € MWh (TWh)

Ricavi da energia residua valorizzata al MGP

Ricavi da energia ceduta a 70 € MWh
Ricavi complessivi
Canoni concessori complessivi stimati
Costi operativi stimati
Ammortamenti stimati

EBIT residuo stimato

PPA 15% PPA 20% PPA 25%
~ 6,29 ~ 8,39 ~ 10,49
5.534 5.213 4.891

441 587 734
5.975 5.800 5.626
1.400 1.395 1.390
1.316 1.316 1.316
54 54 54
3.206 3.036 2.867

Fonte: elaborazioni CESISP sui dati economici e produttivi. Stime controfattuali con PPA a prezzo fisso di 70 €/ MWh, pay-as-
produced. Valori arrotondati; eventuali differenze nelle somme sono dovute agli arrotondamenti. Valori cumulati nel triennio;
milioni di euro, salvo I'energia ceduta.
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Figura 4: EBITDA residuo in quattro regioni

Fonte: elaborazioni CESISP, stime economico-finanziarie degli scenari PPA (2022-2024). Nota: Lombardia, Piemonte, Valle
d’Aosta e Veneto. Valori cumulati in milioni di euro, arrotondati. PPA a 70 €/ MWHh, pay-as-produced.

zioni mostrano inoltre che, pur aumentando la riduzione
dei margini operativi in valore assoluto, permane in tutti
gli scenari un EBIT aggregato positivo e di dimensione
significativa

Nell'interpretazione dei risultati assume inoltre partico-
lare importanza il periodo storico considerato. Le stime
si riferiscono a valori cumulati nel triennio 2022-2024 e
risentono significativamente dell’eccezionale livello dei
prezzi elettrici registrato nel 2022, che ha ampliato il dif-
ferenziale rispetto al prezzo convenzionale di 70 €/ MWh.
Le variazioni stimate dei ricavi, dei canoni concessori
e dei risultati operativi non devono quindi essere inter-
pretate come effetti annuali ricorrenti, né possono essere
automaticamente proiettate su un orizzonte pluriennale
senza considerare scenari alternativi dei prezzi di merca-
to e della produzione idroelettrica.

Sul piano delle implicazioni di policy, questi risultati
suggeriscono 'opportunita di approfondire un modello
nazionale di Hydro Release fondato su principi comuni,
ma sufficientemente flessibile da tenere conto delle spe-
cificita territoriali e delle singole concessioni. La defini-
zione dei soggetti beneficiari, dei criteri di assegnazione
dell’energia e delle modalita di condivisione dei rischi
costituisce una scelta di politica energetica e industria-
le distinta dalla quantificazione del valore economico
potenzialmente trasferibile. In questa prospettiva, le si-
mulazioni forniscono una base quantitativa per valutare
possibili configurazioni del meccanismo, senza anticipare

le scelte regolatorie necessarie alla sua concreta attua-
zione.

3.5 Dall’analisi economica alle prospettive
di intervento

Le analisi sviluppate nei paragrafi precedenti suggerisco-
no che, nelle condizioni economiche osservate, esiste uno
spazio potenziale di manovra per destinare una parte del
valore generato dalla produzione idroelettrica a finalita
di interesse generale, tra cui il sostegno alla competitivita
del sistema produttivo. Le simulazioni mostrano infatti
che, anche ipotizzando una diversa valorizzazione di una
quota della produzione, permangono margini operativi
aggregati significativi. Si tratta di un risultato che merita
attenzione nella prospettiva delle future scelte relative
alla gestione delle concessioni idroelettriche.

Questa evidenza deve tuttavia essere interpretata con le
necessarie cautele. I risultati si riferiscono a un periodo
storico caratterizzato da condizioni di mercato partico-
lari, non sono necessariamente rappresentativi degli
equilibri economici futuri e non consentono di indivi-
duare automaticamente una quota di produzione o un
prezzo di cessione applicabili in modo uniforme. Inoltre,
la presenza di margini operativi positivi non equivale
alla disponibilita di risorse liberamente trasferibili, poi-
ché occorre considerare la remunerazione del capitale,
gli investimenti necessari, la variabilita delle condizioni
produttive e le specificita economiche delle singole con-
cessioni.
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11 contributo principale dell’analisi non consiste quindi
nell’individuazione di un ammontare di risorse immedia-
tamente redistribuibili, ma nell’evidenziare ’esistenza di
un potenziale economico che potrebbe essere valorizza-
to attraverso un diverso equilibrio tra gli interessi dei
concessionari, delle amministrazioni concedenti e degli
utilizzatori dell’energia. La possibilita di trasformare tale
potenziale in benefici effettivi dipende dalle condizioni
economiche, contrattuali e regolatorie attraverso le quali
il meccanismo verrebbe realizzato.

E proprio su quest’ultimo aspetto che si concentra la
riflessione di policy sviluppata nei successivi paragrafi 4
e 5. Non si tratta soltanto di stabilire se vi sia spazio per
una maggiore condivisione del valore economico della
produzione idroelettrica, ma soprattutto di comprendere
come renderla concretamente possibile, in tempi compa-
tibili con le esigenze del sistema produttivo e senza
compromettere la sostenibilita delle concessioni e gli
investimenti nel settore. I paragrafi successivi approfon-
discono pertanto le possibili modalita di intervento e
le condizioni economiche, giuridiche e regolatorie neces-
sarie per tradurre questo potenziale in un meccanismo
effettivamente attuabile.

4 1l quadro europeo e italiano:
concessioni idroelettriche, ac-
cesso alla produzione e contratti
di lungo periodo

La crescente attenzione delle istituzioni europee alla

competitivita energetica dell’industria, alla stabilizzazio-
ne dei costi dell’elettricita e alla mobilitazione degli inve-
stimenti nella transizione energetica offre un quadro di
riferimento rilevante anche per il dibattito italiano sulle
concessioni idroelettriche. In questo contesto, i risultati
dell’analisi economica sollevano una questione che va
oltre le modalita di assegnazione delle concessioni: a
quali condizioni una parte della produzione possa essere
resa accessibile attraverso strumenti contrattuali di lungo
periodo, conciliando competitivita energetica, remunera-
zione degli operatori e sostenibilita degli investimenti.

In questa prospettiva, riteniamo particolarmente utile
esaminare alcune esperienze francesi che, pur sviluppate
in contesti differenti, offrono riferimenti concreti per
affrontare il rapporto tra gestione degli impianti, accesso
alla produzione e ripartizione dei rischi. Il loro interesse
non risiede nella possibilita di trasferire automaticamen-
te in Italia soluzioni adottate altrove, ma nell’opportunita
di individuare principi e architetture contrattuali gia svi-
luppati o oggetto di confronto con le istituzioni europee,
dai quali trarre indicazioni utili per la definizione di un
possibile meccanismo italiano. Tale riferimento potreb-
be contribuire a rendere piu strutturato il confronto
regolatorio, senza tuttavia escludere la necessita di una

specifica verifica di compatibilita con il quadro normativo
nazionale ed europeo.

Esaminiamo quindi tre riferimenti complementari: la
soluzione francese relativa alle concessioni idroelettri-
che e il confronto con la DG Competition; i Contrats
d’Allocation de Production Nucléaire (CAPN) sviluppati
da EDF; i piu recenti indirizzi della Commissione euro-
pea in materia di accessibilita economica dell’energia.
L’obiettivo non é individuare un precedente giuridico
direttamente applicabile, ma comprendere quali elementi
di queste esperienze possano contribuire alla definizione
di strumenti economicamente sostenibili e compatibili
con il quadro europeo.

4.1 Due modelli francesi di accesso alla
produzione: riforma idroelettrica e contrat-
ti CAPN

L’esperienza francese offre due riferimenti distinti per
analizzare il rapporto tra gestione degli impianti di gene-
razione elettrica e accesso economico alla loro produzio-
ne. Il primo riguarda la recente riforma delle concessioni
idroelettriche, sviluppata attraverso un confronto con la
Commissione europea sulle condizioni di concorrenza
nel settore. Il secondo é rappresentato dai Contrats
d’Allocation de Production Nucléaire (CAPN), introdotti
da EDF per consentire agli acquirenti di partecipare
economicamente alla produzione nucleare esistente at-
traverso contratti di lungo periodo.

Il percorso che ha condotto alla riforma del regime delle
concessioni idroelettriche francesi trae origine da un
lungo confronto tra la Francia e la Commissione europea,
sviluppatosi attraverso due procedimenti distinti. Il pri-
mo, avviato nel 2015 dalla DG Competition (AT.40276),
riguardava il possibile rafforzamento della posizione
dominante di EDF, conseguente al mantenimento di
una quota particolarmente rilevante delle concessioni
idroelettriche nazionali senza procedure concorrenziali.
Il secondo, avviato nel 2019 nell’ambito della disciplina
del mercato interno (procedura 2018/2378), riguardava
il mancato ricorso a procedure competitive per deter-
minate concessioni scadute o prorogate (Commissione
europea, 2015; Commissione europea, 2019).

La questione concorrenziale riguardava quindi due aspet-
ti collegati: le modalita di affidamento e rinnovo delle
concessioni e gli effetti sul mercato elettrico della concen-
trazione di una parte significativa della capacita idroelet-
trica nazionale in capo a EDF. La rilevanza del caso
francese deriva proprio dalla ricerca di una soluzione
capace di affrontare entrambe le questioni, preservando
al tempo stesso le condizioni necessarie alla gestione in-
dustriale e agli investimenti negli impianti (Commissione
europea, 2026a).

Nel luglio 2025 la Commissione ha accolto favore-
volmente una proposta di soluzione avanzata dalla
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Francia, fondata sulla riforma del regime giuridico
delle concessioni e sull’introduzione di misure destina-
te ad ampliare l'accesso alla produzione idroelettrica.
L’impostazione prevedeva la commercializzazione di
prodotti all’ingrosso capaci di riprodurre alcune carat-
teristiche economiche della produzione idroelettrica,
compreso il valore della flessibilita, senza richiedere
il trasferimento della gestione operativa degli impianti
(Commissione europea, 2026a).

La legge francese n. 2026-554 del 29 giugno 2026 ha
successivamente tradotto questa impostazione in una
riforma strutturale. Per gli impianti interessati, il regime
concessorio viene sostituito da un sistema autorizzativo,
accompagnato dall’attribuzione agli operatori esistenti di
diritti reali sulle infrastrutture per una durata di 70 anni,
secondo le condizioni stabilite dalla legge. La riforma
consente quindi di preservare la continuita gestionale
senza ricorrere a una nuova gara per l'affidamento degli
impianti, mantenendo la proprieta pubblica delle opere
e prevedendo specifiche condizioni e obblighi per gli
operatori (République frangaise, 2026).

Parallelamente, la riforma introduce un meccanismo di
apertura concorrenziale attraverso la messa a disposizio-
ne iniziale di 6 GW di capacita idroelettrica virtuale,
mediante procedure d’asta. Il dispositivo ¢é finalizzato a
consentire 'accesso di operatori terzi a prodotti che ri-
producono caratteristiche economiche della produzione
idroelettrica, senza trasferire la proprieta o la gestione
fisica degli impianti. Non si tratta, pertanto, di un obbligo
di cessione dell’energia a un prezzo amministrato, ma di
uno strumento di apertura del mercato fondato su moda-
lita competitive di assegnazione (République francaise,
2026; CRE, 2026).

La particolarita della soluzione francese risiede dunque
nella distinzione tra concorrenza per I’affidamento della
gestione degli impianti e concorrenza nell’accesso com-
merciale alla produzione. Per le infrastrutture interessate
dalla riforma, la continuita gestionale degli operatori
esistenti viene accompagnata da obblighi di apertura del
mercato attraverso prodotti di capacita virtuale assegnati
mediante aste. Non si tratta quindi di una liberalizzazione
dell’affidamento degli impianti, ma di un compromesso
regolatorio che interviene sulle condizioni di accesso
economico alla produzione, mantenendo la responsabili-
ta industriale in capo agli operatori.

Un secondo riferimento, di natura prevalentemente con-
trattuale, & rappresentato dai Contrats d’Allocation de
Production Nucléaire (CAPN) di EDF, che consentono di
analizzare una diversa modalita di accesso alla produzio-
ne elettrica attraverso accordi di lungo periodo fondati
sulla partecipazione ai costi e ai rischi produttivi. A par-
tire dalla fine del 2023, EDF ha sviluppato questi contratti
per permettere agli acquirenti di partecipare economica-
mente a una quota della produzione del parco nucleare

storico, condividendo con il produttore parte dei costi e
dei rischi associati alla capacita produttiva (EDF, 2025).

Secondo la documentazione pubblicata da EDF, i CAPN
prevedono durate di 10 o 15 anni e condizioni economi-
che collegate ai costi della capacita produttiva, anziché
direttamente ai prezzi del mercato all’ingrosso. La strut-
tura contrattuale comprende una contribuzione iniziale
e la partecipazione ai costi associati alla produzione.
Gli acquirenti assumono una parte dei rischi connessi
all’effettiva disponibilita dell’energia, mentre EDF man-
tiene la responsabilita della gestione industriale degli
impianti.

L’elemento distintivo dei CAPN non ¢ quindi soltanto la
durata pluriennale, ma la natura economica del rapporto
tra produttore e acquirente. Quest’ultimo non acquista
semplicemente un quantitativo di energia a prezzo pre-
determinato: partecipa ai costi e ai rischi della capacita
produttiva cui il contratto e collegato. La struttura con-
trattuale contempla inoltre modalita di informazione e
verifica dei costi, rilevanti per la trasparenza delle condi-
zioni economiche e per 'equilibrio dei rapporti di lungo
periodo (EDF, 2025).

Sotto il profilo economico e contrattuale, i CAPN si
configurano come accordi di partenariato industriale at-
traverso i quali EDF attribuisce agli acquirenti una quota
della capacita produttiva del parco nucleare esistente e
della relativa produzione effettiva, a fronte della parteci-
pazione ai costi e ai rischi industriali. Gli acquirenti non
diventano azionisti di EDF né assumono responsabilita
operative sugli impianti, ma acquisiscono una posizione
economica assimilabile, per alcuni aspetti, a quella di
un compartecipante alla produzione. La natura di questi
accordi, distinta da una semplice fornitura di energia a
prezzo agevolato, € riconosciuta anche nella documenta-
zione parlamentare francese (Sénat, 2024).

Un elemento di interesse riguarda inoltre il trattamento
di tali accordi nell’ambito della disciplina europea sugli
aiuti di Stato. Nella documentazione pubblica esaminata
non ¢ stata individuata una specifica notifica alla Com-
missione europea relativa ai CAPN applicati al parco
nucleare storico di EDF. Tale circostanza ¢ coerente
con la loro configurazione come rapporti contrattuali
di partenariato industriale, ma non dimostra, di per sé,
che essi siano stati formalmente qualificati come misure
estranee alla disciplina sugli aiuti di Stato. Il caso francese
offre pertanto un riferimento concreto per approfondire
la possibilita di organizzare 1’accesso alla produzione
elettrica mediante contratti economicamente equilibrati,
fondati sulla condivisione dei costi e dei rischi, anziché
attraverso trasferimenti pubblici o meccanismi ammini-
strati di sostegno ai prezzi.

Le due esperienze francesi rispondono a problemi diffe-
renti, ma presentano elementi di complementarita parti-
colarmente interessanti. La riforma delle concessioni
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Concessioni idroelettriche francesi

Continuita gestionale e apertura concorrenziale alla produzione

Regime autorizzativo e continuita gestionale
Diritti reali di utilizzo per 70 anni agli operatori esistenti,
senza nuova procedura competitiva per la gestione

Apertura del mercato della produzione
Messa a disposizione iniziale di 6 GW di capacita idroelettrica
virtuale mediante aste concorrenziali

»® @

Proprieta pubblica delle opere
Mantenimento della titolarita pubblica delle infrastrutture

EDF - Contrats d’Allocation de Production Nucléaire (CAPN)

Accesso contrattuale alla produzione nucleare esistente
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Contratti di lungo periodo
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Condizioni economiche ollegate ai costi della capacita produttiva
€ Partecipazione ai costi della capacita e della produzione,
anziché direttamente ai prezzi del mercato all'ingrosso

Condivisione dei costi e dei rischi produttivi
Partecipazione degli acquirenti ai costi e ai rischi connessi
all'effettiva disponibilita della produzione
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Figura 5: Le due esperienze francesi: gestione degli impianti, accesso alla produzione e condivisione dei rischi

Fonti: Commissione europea (2015, 2019, 2026a); République francaise (2026); CRE (2026); EDF (2025). Schema di sintesi delle
nostre elaborazioni

idroelettriche affronta il rapporto tra continuita gestio-
nale degli impianti e apertura concorrenziale dell’accesso
alla produzione, mentre i CAPN mostrano come ’accesso
economico alla produzione possa essere organizzato at-
traverso contratti di lungo periodo, con condizioni legate
ai costi industriali e una condivisione dei rischi tra
produttore e acquirenti. Le differenze tra produzione nu-
cleare e idroelettrica, soprattutto in termini di variabilita
della produzione e valore economico della flessibilita,
non consentono naturalmente di trasferire automatica-
mente le soluzioni contrattuali da un settore all’altro.

La sintesi grafica nella Figura 5 mette in evidenza i
principali elementi delle due esperienze e consente di
distinguere tre dimensioni che, pur essendo strettamente
collegate, possono essere affrontate separatamente sul
piano regolatorio e contrattuale: la gestione industriale
degli impianti, le modalita di accesso economico alla
produzione e la ripartizione dei costi e dei rischi tra
produttori e acquirenti.

4.2 Gli indirizzi europei per un’energia a
costi sostenibili e il ruolo dei contratti di
lungo periodo

Le esperienze francesi esaminate si collocano in un con-
testo di progressiva evoluzione della politica energetica
europea, nel quale la sostenibilita dei costi dell’energia
per gli utilizzatori, la diffusione dei contratti di lungo
periodo e la gestione dei rischi di mercato assumono
crescente rilevanza. La questione non riguarda soltanto
la riduzione della volatilita dei prezzi, ma anche la possi-
bilita di costruire condizioni di approvvigionamento piu
prevedibili, capaci di sostenere gli investimenti e la com-
petitivita del sistema produttivo.

Con I’Affordable Energy Action Plan del febbraio 2025, la
Commissione europea ha individuato nella diffusione dei
Power Purchase Agreements (PPA) e di altri strumenti
contrattuali di lungo periodo una delle leve per miglio-
rare le condizioni economiche di accesso all’energia,
ridurre 'esposizione degli utilizzatori alle oscillazioni dei
mercati all’ingrosso e favorire gli investimenti nella pro-
duzione energetica (Commissione europea, 2025a).

Particolare interesse assume, in questa prospettiva,
IAction 6 del Piano, dedicata allo sviluppo di accordi
tripartiti per favorire condizioni di approvvigionamento
energetico sostenibili per I'industria, fondati sulla coope-
razione tra istituzioni pubbliche, produttori di energia e
consumatori industriali. L’obiettivo & favorire condizioni
che rafforzino la certezza della domanda, la prevedibilita
dei costi di approvvigionamento e la sostenibilita degli
investimenti. Il coinvolgimento delle istituzioni pubbli-
che risponde all’esigenza di facilitare tali accordi e coor-
dinare gli impegni dei diversi soggetti, senza implicare
necessariamente un intervento diretto nella determina-
zione dei prezzi o un sostegno finanziario pubblico.

Un ulteriore riferimento ¢ rappresentato dalla Racco-
mandazione (UE) 2026/917 della Commissione europea,
del 22 aprile 2026, dedicata alla rimozione degli ostacoli
allo sviluppo dei PPA e degli altri contratti di acquisto
dell’energia. La raccomandazione richiama I'importanza
di ampliare le possibilita di accesso a questi strumenti,
anche per gli acquirenti di minori dimensioni, e di
favorire soluzioni contrattuali e finanziarie adeguate alla
gestione dei rischi. Un elemento di particolare interesse e
il riconoscimento che i PPA possono riguardare anche la
produzione di impianti esistenti, purché siano conclusi su
base di mercato, e non soltanto la realizzazione di nuova
capacita produttiva (Commissione europea, 2026b).
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Nel loro insieme, questi indirizzi delineano una prospet-
tiva nella quale i contratti energetici di lungo periodo
non costituiscono soltanto strumenti di copertura rispet-
to alla volatilita dei mercati, ma possono contribuire a
rafforzare il collegamento tra produzione, investimenti e
fabbisogni degli utilizzatori. La cooperazione tra soggetti
pubblici e privati e una piu efficace allocazione dei rischi
assumono, in questo contesto, un ruolo rilevante per il
perseguimento degli obiettivi europei di contenimento

.....

E tuttavia necessario distinguere gli indirizzi di politica
energetica dalle condizioni giuridiche di applicazione dei
singoli strumenti. L’Affordable Energy Action Plan e la
raccomandazione sui PPA non introducono un obbligo di
cessione dell’energia a prezzi basati sui costi industriali,
né stabiliscono deroghe alle regole europee della concor-
renza e degli aiuti di Stato. Essi offrono piuttosto un
quadro di riferimento per valutare soluzioni contrattuali
innovative, la cui concreta configurazione deve essere
verificata alla luce delle caratteristiche del settore inte-
ressato e della disciplina applicabile.

4.3 Il quadro italiano delle concessioni
idroelettriche e la recente giurisprudenza
europea

Il confronto con le esperienze francesi e con gli indirizzi
europei per il contenimento dei costi dell’energia e lo
sviluppo dei contratti di lungo periodo deve essere ricon-
dotto alle specificita del quadro normativo italiano. La
disciplina delle grandi derivazioni idroelettriche si carat-
terizza infatti per l'utilizzo di una risorsa appartenente
al demanio pubblico, per la rilevanza degli investimenti
necessari alla gestione e alla sicurezza degli impianti e per
un sistema di affidamento delle concessioni che coinvolge
competenze e responsabilita delle amministrazioni terri-
toriali. In questo contesto, la valorizzazione economica
della produzione non puo essere considerata indipen-
dentemente dalle regole che disciplinano I'utilizzo della
risorsa e I’affidamento delle infrastrutture.

Il principale riferimento normativo € rappresentato
dall’articolo 12 del decreto legislativo n. 79/1999, come
successivamente modificato, che disciplina il regime delle
grandi derivazioni idroelettriche e le modalita di assegna-
zione delle relative concessioni. L'impostazione normati-
va italiana attribuisce rilievo alle procedure competitive,
nel rispetto dei principi di trasparenza, pubblicita e non
discriminazione, e collega I'affidamento degli impianti
alla definizione degli obblighi economici, ambientali e di
investimento che caratterizzano il rapporto concessorio
(D.lgs. 79/1999).

A questo quadro si aggiungono gli impegni assunti
dall'Ttalia nell’ambito del Piano nazionale di ripresa e
resilienza. La documentazione europea relativa al PNRR
richiama, con riferimento alle concessioni idroelettri-
che, 'esigenza di un assetto regolatorio coerente con

Papertura concorrenziale del settore e con procedure di
affidamento trasparenti e non discriminatorie (Commis-
sione europea, 2023). Tali impegni costituiscono un ulte-
riore elemento di valutazione, da considerare alla luce del
loro contenuto e del relativo stato di attuazione, insieme
alla normativa nazionale e alle disposizioni europee ap-
plicabili.

I quadro giuridico europeo ha tuttavia registrato
un’evoluzione di particolare interesse con la sentenza
della Corte di giustizia dell'Unione europea del 3 settem-
bre 2026, causa C-653/24, relativa alle concessioni di
piccole derivazioni idroelettriche. La Corte ha chiarito
che gli impianti la cui attivita esclusiva o principale con-
siste nella produzione di energia elettrica non rientrano
nell’ambito di applicazione della direttiva 2006/123/CE
sui servizi nel mercato interno. La produzione di energia
elettrica viene infatti ricondotta alla produzione di un
bene, anziché alla prestazione di un servizio ai sensi della
direttiva (Corte di giustizia dell’Unione europea, 2026).

La pronuncia assume rilievo perché richiama la necessita
di qualificare correttamente lattivita economica svolta
attraverso gli impianti idroelettrici, evitando di assimi-
lare automaticamente la produzione di energia elettrica
alla prestazione di servizi. La distinzione contribuisce a
precisare il perimetro delle disposizioni europee rilevanti
per il settore, ma non determina, di per sé, la legittimita
di qualsiasi modalita di rinnovo o proroga delle conces-
sioni. In particolare, la controversia riguardava piccole
derivazioni e la sentenza non risolve direttamente le que-
stioni relative all’affidamento delle grandi concessioni, né
esclude I'applicazione delle altre disposizioni del diritto
dell'Unione eventualmente pertinenti.

La portata della decisione deve pertanto essere valuta-
ta distinguendo tre profili: la qualificazione giuridica
dell’attivita di produzione elettrica e I'applicabilita delle
specifiche direttive europee; le condizioni di concor-
renza e di accesso al mercato derivanti dalle disposizio-
ni dell’'Unione effettivamente applicabili; gli obblighi
previsti dalla disciplina nazionale e dagli impegni
assunti dall’Ttalia nell’ambito del PNRR. L’esclusione
dell’applicabilita della direttiva 2006/123/CE alla fatti-
specie esaminata dalla Corte non comporta automatica-
mente il venir meno degli altri vincoli.

Anche alla luce di questa evoluzione giurisprudenziale,
la soluzione adottata dalla Francia non puo essere consi-
derata un precedente direttamente trasferibile al sistema
italiano. La riforma francese ¢ il risultato di uno speci-
fico confronto con le istituzioni europee, sviluppato in
relazione alla struttura del mercato nazionale e alle cri-
ticita concorrenziali individuate. La sua rilevanza per il
dibattito italiano consiste soprattutto nell’aver affrontato
separatamente la continuita gestionale degli impianti e
I'accesso economico a una parte della produzione, attra-
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verso un assetto normativo e misure correttive proprie
del contesto francese.

Il quadro esaminato evidenzia dunque la necessita di
distinguere due questioni, strettamente collegate ma
non coincidenti: da un lato, le condizioni giuridiche
per laffidamento e la gestione delle concessioni idroe-
lettriche; dall’altro, le modalita attraverso le quali una
parte del valore economico della produzione puo essere
resa accessibile a differenti categorie di utilizzatori. La
prima dipende dalla disciplina concessoria e dai vincoli
nazionali ed europei applicabili; la seconda richiede di
considerare anche la struttura dei rapporti contrattuali,
le condizioni economiche di accesso alla produzione e la
ripartizione dei rischi. E a partire da questa distinzione, e
dalle evidenze economiche sviluppate nei capitoli prece-
denti, che nel capitolo successivo viene formulata una
proposta di valorizzazione della produzione idroelettrica
nell’interesse generale.

5 Una proposta per la valorizza-
zione della produzione idroelet-
trica nell’interesse generale

Le evidenze economiche sviluppate nei capitoli prece-
denti e il confronto con le esperienze europee consentono
di affrontare una questione di politica energetica e indu-
striale: come utilizzare una parte del valore generato
dalla produzione idroelettrica per migliorare le condi-
zioni di approvvigionamento degli utilizzatori, senza
compromettere la sostenibilita economica delle conces-
sioni e gli investimenti necessari alla manutenzione,
al’ammodernamento e alla sicurezza degli impianti.
L’esperienza italiana dell’Energy Release ha mostrato la
possibilita di perseguire obiettivi di contenimento dei
costi energetici attraverso strumenti contrattuali di lungo
periodo, collegando tuttavia il beneficio riconosciuto ai
consumatori a impegni di investimento in nuova capacita
rinnovabile e a successivi obblighi di restituzione.

La prospettiva qui proposta é differente. Nel caso
dell’idroelettrico, le evidenze economiche disponibili
suggeriscono di valutare se una parte del valore gene-
rato da impianti esistenti, attraverso l'utilizzo di una
risorsa pubblica, possa essere condivisa direttamente
con gli utilizzatori. Le esperienze francesi esaminate nel
capitolo precedente offrono due riferimenti complemen-
tari: la possibilita di distinguere la continuita gestionale
degli impianti dall’accesso economico alla produzione e
lorganizzazione di quest’ultimo attraverso contratti nei
quali gli acquirenti partecipano ai costi industriali e ai
rischi produttivi. In questa impostazione, il consumatore
non ¢ soltanto destinatario di un beneficio sul prezzo
dell’energia, ma assume una posizione di partecipazione
economica a una quota della produzione, senza acquisire

necessariamente diritti proprietari o responsabilita nella
gestione degli impianti.

Su queste basi, il capitolo sviluppa la proposta di Hydro
Release at Cost, at Risk, illustrandone ’architettura eco-
nomica, i possibili beneficiari e le condizioni regolatorie
per una sua eventuale applicazione al sistema italiano
delle concessioni idroelettriche.

5.1 Hydro Release at Cost, at Risk: finalita
e architettura economica

La proposta di Hydro Release at Cost, at Risk si fonda sulla
possibilita di destinare una quota della produzione idroe-
lettrica esistente a contratti di lungo periodo, attraverso
i quali gli utilizzatori acquisiscano un diritto economico
su una parte della produzione effettivamente disponibile,
partecipando ai relativi costi e rischi, senza assumere la
proprieta degli impianti o responsabilita nella loro gestio-
ne. La proposta muove dalla natura pubblica della risorsa
idrica e dall’esigenza di valutare modalita di condivisione
del valore economico generato dal suo sfruttamento, pre-
servando al tempo stesso la remunerazione del capitale
investito, gli obblighi concessori e la sostenibilita indu-
striale degli impianti.

Il meccanismo non consiste pertanto nella semplice im-
posizione di un prezzo di vendita inferiore a quello di
mercato. La sua caratteristica distintiva ¢ la separazione
tra gestione industriale degli impianti e accesso econo-
mico a una quota della produzione. Il concessionario
conserva la responsabilita dell’esercizio, della manuten-
zione, della sicurezza e degli investimenti, mentre gli
utilizzatori, direttamente o attraverso soggetti aggre-
gatori, partecipano ai benefici economici e ai rischi
associati alla produzione loro contrattualmente attribui-
ta. L’esperienza dei Contrats d’Allocation de Production
Nucléaire (CAPN) sviluppati da EDF costituisce un rife-
rimento per questa impostazione, pur richiedendo il
settore idroelettrico adattamenti specifici in relazione
alla variabilita idrologica e al valore della flessibilita degli
impianti (EDF, 2025).

L’architettura economica della proposta si articola in
quattro elementi: la definizione della quota di produzione
da rendere disponibile, la determinazione del corrispet-
tivo industriale, ’allocazione dei rischi e la durata dei
contratti. A questi si aggiungono due questioni decisive
per la concreta attuazione: la scelta dei beneficiari e la
compatibilita con la disciplina delle concessioni idroelet-
triche.

Il primo elemento riguarda la quantita di energia destina-
ta al meccanismo. Una quota della produzione verrebbe
resa disponibile attraverso accordi pluriennali, mante-
nendo in capo al concessionario la gestione industriale
degli impianti e la responsabilita degli investimenti. La
quota dovrebbe essere determinata secondo criteri tra-
sparenti e verificabili, tenendo conto della producibilita
attesa, delle caratteristiche tecniche degli impianti, degli
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obblighi concessori e della sostenibilita economica com-
plessiva della gestione. Non si puo infatti assumere che
una percentuale uniforme produca effetti equivalenti su
impianti ad acqua fluente, a bacino o dotati di differen-
ti capacita di regolazione. Analogamente, occorrerebbe
distinguere la quota della produzione energetica dalla
disponibilita di capacita e flessibilita, che rappresentano
prestazioni economicamente differenti.

Il secondo elemento, at cost, riguarda la determinazione
del corrispettivo. Il riferimento non dovrebbe essere
un prezzo amministrato indipendente dai costi, né un
semplice costo medio storico, ma un costo industriale
efficiente e verificabile, comprensivo dei costi operativi,
della manutenzione, degli oneri concessori e ambientali,
degli investimenti necessari e di un’adeguata remune-
razione del capitale. La determinazione di tale costo
richiederebbe criteri trasparenti di imputazione alla quo-
ta contrattualizzata, verifiche indipendenti e regole di
aggiornamento coerenti con l'evoluzione degli obblighi
di investimento. Una specifica disciplina dovrebbe inoltre
riguardare il valore economico della flessibilita idroelet-
trica, che non puo essere automaticamente ricondotto al
costo medio dell’energia prodotta.

La determinazione del corrispettivo dovrebbe essere
coerente con l’equilibrio economico-finanziario della
concessione, assicurando la copertura dei costi efficienti,
degli investimenti e un’adeguata remunerazione del ca-
pitale. Le simulazioni presentate nei capitoli precedenti
consentono di valutare il valore economico potenzial-
mente condivisibile, ma non sostituiscono la ricostruzio-
ne dei costi industriali effettivi. In particolare, il prezzo di
70 €/ MWh utilizzato negli scenari quantitativi costituisce
un’ipotesi di simulazione e non una stima certificata del
costo di produzione.

Il terzo elemento, at risk, riguarda I’effettiva partecipazio-
ne degli acquirenti ai rischi della produzione. A differenza

di una fornitura convenzionale di quantita fisse a prez-
zo predeterminato, il contratto attribuirebbe un diritto
economico su una quota della produzione effettivamen-
te disponibile, esponendo gli utilizzatori alla variabilita
idrologica e alle conseguenti oscillazioni dei quantitativi
assegnati. Le analisi della Quarta Via lombarda eviden-
ziano come la produzione possa variare sensibilmente tra
stagioni, anni e ore della giornata, senza necessariamente
coincidere con i profili di consumo degli utilizzatori. La
Tabella 6 sintetizza le principali implicazioni tecniche e
contrattuali di queste caratteristiche. La Tabella 6 sinte-
tizza le principali dimensioni tecniche da considerare
nella costruzione dei contratti e le corrispondenti impli-
cazioni economiche.

La condivisione dei rischi richiede di distinguere il diritto
economico sulla produzione dai servizi necessari a tra-
sformarla in un profilo di approvvigionamento coerente
con i consumi. Gli acquisti integrativi sul mercato, la
valorizzazione delle eccedenze, il dispacciamento e il
bilanciamento comportano costi che devono essere espli-
citamente attribuiti, evitando che siano trasferiti implici-
tamente ai concessionari, agli intermediari o a soggetti
pubblici. Tale ripartizione economica deve essere coeren-
te con le responsabilita operative previste dalla disciplina
del mercato elettrico (Regolamento UE 2019/943, art. 5;
Regolamento UE 2017/2195).

I quarto elemento riguarda la durata dei contratti. Un
orizzonte pluriennale potrebbe contribuire a rendere piu
prevedibili le condizioni economiche di approvvigiona-
mento degli utilizzatori e a stabilizzare una parte dei
ricavi dei concessionari. I CAPN francesi, con durate
contrattuali di 10 o 15 anni, rappresentano un riferimento
per la costruzione di rapporti di lungo periodo che asso-
ciano accesso alla produzione, partecipazione ai costi e
condivisione dei rischi (EDF, 2025). Nel caso italiano,
tuttavia, la durata dovrebbe essere definita tenendo conto

Tabella 6: Dimensioni tecniche da considerare nella costruzione dei contratti e le corrispondenti implicazioni economiche

Caratteristica della
produzione

Dimensione

Variabilita stagionale

Variabilitd interannuale

singoli anni

Variabilita oraria

della produzione nell’arco della

giornata

Differenza tra produzione
e consumo
degli utilizzatori

Flessibilita degli impianti

Differenze di produzione tra i
mesi dell’anno, anche rilevanti

Produzione influenzata dalle
condizioni idrologiche dei

Distribuzione non uniforme

Possibile disallineamento tra
energia disponibile e fabbisogni

Valore economico della capacita
di modulare la produzione

Implicazione per il contratto

Attribuzione di quantita legate alla produzione
effettiva; disciplina degli acquisti integrativi e delle
eccedenze
Assenza di una garanzia automatica di volumi
annui fissi; definizione dei criteri di ripartizione
del rischio idrologico
Definizione del profilo di attribuzione e dei costi di
eventuale trasformazione in forniture piu regolari

Acquisti e vendite sul mercato, servizi di
bilanciamento e gestione contrattuale degli
scostamenti
Separazione, ove necessaria, tra remunerazione
dell’energia e valorizzazione della flessibilita
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dell’orizzonte degli investimenti, della vita tecnica degli
impianti e, soprattutto, della durata e delle condizioni del
titolo giuridico che ne consente la gestione. Eventuali
contratti destinati a produrre effetti oltre la scadenza
della concessione richiederebbero una specifica discipli-
na della continuita degli obblighi e dei rapporti con
I’eventuale concessionario subentrante.

La concreta attuazione del meccanismo richiede di di-
stinguere la destinazione economica di una quota della
produzione dalle modalita di affidamento delle conces-
sioni. La proposta di Hydro Release at Cost, at Risk non
presuppone una specifica scelta tra il mantenimento delle
procedure competitive previste dalla disciplina vigente e
Peventuale introduzione, attraverso una riforma legisla-
tiva, di differenti modalita di gestione delle concessioni.
I due possibili percorsi, caratterizzati da presupposti e
condizioni giuridiche differenti, sono esaminati nel para-
grafo successivo. Un ulteriore elemento dell’architettura
del meccanismo riguarda 'individuazione dei beneficiari.
La destinazione di una quota della produzione idroelet-
trica a finalita di interesse generale non implica che
debbano essere individuate esclusivamente le imprese
industriali o, all’interno di queste, soltanto quelle a mag-
giore intensita energetica. La definizione delle categorie
destinatarie costituisce una scelta di politica pubblica,
da effettuare sulla base degli obiettivi perseguiti e delle
condizioni di accesso al meccanismo, tenendo conto dei
possibili effetti distributivi e delle disposizioni europee
applicabili.

In questa prospettiva, due possibili ambiti di applicazione
riguardano i clienti residenziali, attraverso un eventua-
le ruolo dell’Acquirente Unico o di altri soggetti di
intermediazione, e i consumatori industriali, anche me-
diante forme consortili di aggregazione della domanda.
Le due configurazioni richiederebbero soluzioni contrat-
tuali differenti. Per i clienti industriali, aggregazione
potrebbe favorire la gestione dei quantitativi, dei profili

Concessionario B
idroelettrico

Contratti di lungo periodo
Hydro Release at Cost, at Risk

di consumo e dei rischi produttivi. Per i clienti residen-
ziali sarebbe invece necessario individuare un soggetto
responsabile dell’intermediazione economica e della ge-
stione delle oscillazioni della produzione, previa verifica
delle competenze attribuitegli dall’ordinamento e delle
eventuali modifiche normative necessarie.

La Figura 6 rappresenta l’architettura economica del-
la proposta, distinguendo il concessionario e le sue
responsabilita industriali, la quota di produzione desti-
nata ai contratti, la determinazione del corrispettivo,
I’allocazione dei rischi, il ruolo del mercato elettrico e i
possibili canali di accesso per le categorie individuate dal
decisore pubblico. Il principio alla base del meccanismo
¢ che il beneficio economico per gli utilizzatori derivi
da un diverso rapporto contrattuale con la produzione
idroelettrica, nel quale 'accesso a condizioni legate ai
costi industriali sia accompagnato da responsabilita eco-
nomiche effettive e da una remunerazione sostenibile
dell’attivita industriale.

5.2 L’applicazione alle concessioni italia-
ne: due possibili percorsi regolatori

La distinzione tra gestione industriale degli impianti e
accesso economico a una quota della produzione, svilup-
pata nel paragrafo precedente, consente di affrontare
I’applicazione del meccanismo alle concessioni italiane
senza subordinare necessariamente la sua introduzione a
una modifica delle modalita di affidamento. Le due que-
stioni rimangono infatti giuridicamente distinte: la prima
riguarda gli obblighi economici associati all'utilizzazione
della risorsa idroelettrica, la seconda le condizioni attra-
verso le quali viene attribuito o mantenuto il diritto di
gestione degli impianti.

Nell’ordinamento italiano, I’articolo 12 del d.Igs. 79/1999,
come modificato dalla legge n. 118/2022, disciplina
I’assegnazione delle grandi derivazioni idroelettriche
attraverso procedure competitive. Il comma 1-bis con-

Possibili beneficiari

Clienti residenziali

@ tramite Acquirente Unico

Q'um i e # Definizione dell ta e dell dizioni
a Gestione degli impianti g‘l"_'-"d“ﬂﬂﬂe € o Prezzo ancorato ai costi industriali Pl T e e
e continuita operativa ale::ll‘lam o efficienti e verificabill ) o Gestione dei rischi produttivi e dei costi
eccant . Copgrlura di cos_tuloperaltm. n_ﬂanutenzmne‘ di integrazione
It B Theam harakon E—— oneri concessori, investimenti e adeguata o Valutazione degli effett distributivi
& . 4 (es. 15-25%) remunerazione del capitale
- e sicurezza
L At Risk ienti i iali
Obblighi ambientali - ) Clienti mfiusmah =
ﬂ & eoncessor uI][l # Diritto economico a una quota della anche tramite forme consortili
Quota produzione effettivamente disponibile —

restante
.l' Remunerazione del capitale

Vendita sul mercato

allingrosso /\f

« Condivisione dei rischi di produzione
(variabilita idrologica) e dei costi di integrazione,
dispacciamento e bilanciamento

* e servizi di sistema

Mercato elettrico
Acquisti per l'integrazione della produzione,

® Aggregazione della domanda

® Gestione dei profili di consumo e dei rischi

 Definizione delle condizioni contrattuali
e delle responsabilita di bilanciamento

Energia integrativa
Costi a carico

degli acquirenti )=
(secondo i contratti)

dispacciamento e bilanciamento

Figura 6: Hydro release at cost, at risk: architettura economica e possibili beneficiari

Fonte: CESISP. Schema esemplificativo del funzionamento del meccanismo
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templa tre modalita: 'assegnazione a operatori econo-
mici individuati mediante gare a evidenza pubblica,
laffidamento a societa miste con selezione competitiva
del socio privato e il ricorso a forme di partenariato
pubblico-privato. Tale quadro si collega agli impegni as-
sunti dall'Ttalia nell’ambito del PNRR, in particolare alla
milestone M1C2-6, relativa all’introduzione di procedure
competitive e al progressivo superamento delle proroghe
delle concessioni.

L’archiviazione, il 23 settembre 2021, della procedura
d’infrazione europea 2011/2026 relativa alla disciplina
italiana delle concessioni idroelettriche non puo essere
interpretata come un’autorizzazione generale al rinnovo
diretto delle concessioni esistenti. La successiva assun-
zione degli impegni PNRR e le modifiche introdotte
dalla legge n. 118/2022 costituiscono riferimenti norma-
tivi autonomi. La Corte costituzionale, con la sentenza
n. 102/2023, ha inoltre ribadito la rilevanza della compe-
tenza statale in materia di tutela della concorrenza per
il mercato nella disciplina dell’assegnazione delle grandi
derivazioni.

La sentenza della Corte di giustizia dell'Unione euro-
pea del 3 settembre 2026, causa C-653/24, introduce
un elemento interpretativo significativo, escludendo
lapplicabilita della direttiva 2006/123/CE all’attivita di
produzione elettrica considerata nel giudizio, relativa a
piccole derivazioni. La pronuncia non comporta tuttavia,
di per sé, il venir meno della disciplina nazionale delle
grandi concessioni idroelettriche, degli impegni assunti
nell’ambito del PNRR o degli ulteriori principi europei
applicabili, inclusi quelli relativi alla liberta di stabilimen-
to e alla concorrenza.

Analogamente, ’esperienza francese esaminata nel capi-
tolo precedente non costituisce, di per sé, un precedente
giuridico sufficiente per introdurre nell’ordinamento ita-
liano un sistema di continuita gestionale degli operatori
uscenti in deroga alle regole vigenti. Gli indirizzi politici
e parlamentari favorevoli alla ricerca di soluzioni alter-
native alle gare, pur rilevanti per il dibattito istituzionale,
non modificano il quadro normativo applicabile e non
equivalgono a un’autorizzazione della Commissione eu-
ropea.

Alla luce del quadro normativo e giurisprudenziale ri-
chiamato, I'introduzione di un meccanismo di Hydro Re-
lease at Cost, at Risk puo essere esaminata attraverso due
percorsi regolatori distinti. Il primo si colloca nell’ambito
delle procedure competitive previste dalla disciplina vi-
gente; il secondo presuppone invece un’eventuale rifor-
ma legislativa delle modalita di affidamento e gestione
delle concessioni. Le due configurazioni condividono i
principi economici del meccanismo, ma presentano con-
dizioni giuridiche e procedurali differenti, che devono
essere valutate separatamente.

In entrambe le configurazioni, un elemento centrale della
proposta consiste nel prevedere che 'obbligo di destinare
una quota della produzione idroelettrica a contratti di
lungo periodo, fondati sui costi industriali e sulla condi-
visione dei rischi, costituisca una componente originaria
del regime economico di gestione degli impianti. Tale ob-
bligo sarebbe quindi definito nell’ambito delle condizioni
di affidamento della concessione oppure, qualora il legi-
slatore introducesse un differente regime autorizzativo,
tra gli obblighi associati al relativo titolo. La distinzione
tra gestione industriale degli impianti e accesso econo-
mico alla produzione consentirebbe cosi di applicare i
principi contrattuali di Hydro Release at Cost, at Risk
senza subordinare necessariamente il meccanismo alla
scelta di una specifica modalita di affidamento. La quota
di produzione da rendere disponibile e i relativi criteri
economici dovrebbero essere determinati in modo da pre-
servare I’equilibrio economico-finanziario della gestione,
tenendo conto degli investimenti, degli obblighi conces-
sori e dell’adeguata remunerazione del capitale.

Il primo percorso consiste nell’integrare il meccanismo
nelle procedure competitive previste dalla disciplina vi-
gente. In questa configurazione, I’obbligo di destinare
una quota della produzione a contratti di lungo periodo
dovrebbe essere definito preventivamente, insieme alle
condizioni economiche e contrattuali applicabili, e incor-
porato nella documentazione di affidamento. La possibili-
ta di introdurre un simile obbligo richiederebbe una base
normativa adeguata e una verifica della sua compatibilita
con la disciplina nazionale e regionale delle concessioni,
non potendo essere desunta automaticamente dalla sola
previsione delle procedure competitive.

La definizione anticipata delle condizioni avrebbe una
rilevanza economica oltre che giuridica. I partecipanti
potrebbero infatti formulare le proprie offerte cono-
scendo gli obblighi di destinazione della produzione e
valutandoli congiuntamente ai canoni, agli investimenti
richiesti e agli altri impegni concessori. La quota contrat-
tualizzata, i criteri di determinazione del corrispettivo e
le modalita di attribuzione dei rischi diventerebbero cosi
componenti esplicite dell’equilibrio economico-finanzia-
rio della concessione. La loro introduzione dovrebbe
essere accompagnata da criteri trasparenti e non discri-
minatori, evitando modifiche successive tali da alterare
le condizioni originarie della competizione.

Un aspetto particolarmente rilevante riguarda il rapporto
tra l'obbligo di Hydro Release e gli altri strumenti attra-
verso i quali viene attualmente valorizzata la risorsa
idroelettrica. I canoni concessori, le compensazioni terri-
toriali, gli obblighi ambientali e I'’eventuale cessione di
energia gratuita costituiscono componenti economiche
e regolatorie che devono essere considerate congiunta-
mente. La destinazione di una quota della produzione
a condizioni legate ai costi industriali potrebbe infatti
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ridurre il valore economico atteso della concessione e
incidere sulle offerte formulate dai concorrenti. Occorre-
rebbe pertanto evitare sovrapposizioni non coordinate e
valutare esplicitamente gli effetti sulle entrate delle am-
ministrazioni concedenti e sulla capacita di investimento
degli operatori.

Il secondo percorso riguarda Ieventuale introduzione,
attraverso una riforma legislativa, di un diverso regime di
gestione delle derivazioni idroelettriche, eventualmente
fondato su un titolo autorizzativo, che consenta forme di
continuita gestionale degli operatori esistenti associate a
impegni verificabili di investimento, ammodernamento,
sicurezza, tutela ambientale e accesso economico a una
quota della produzione. In questa configurazione, Hydro
Release costituirebbe una componente del nuovo regime
economico e industriale di utilizzazione della risorsa
idroelettrica, anziché un obbligo inserito in una procedu-
ra competitiva.

Questa ipotesi richiederebbe un intervento legislativo
nazionale e una specifica verifica di compatibilita con
il diritto dell’'Unione europea e con gli impegni assunti
dall'Ttalia nell’ambito del PNRR. Gli obblighi di investi-
mento e di destinazione della produzione non costitui-
rebbero, di per sé, un fondamento sufficiente per derogare
alle procedure competitive. L’esperienza francese potreb-
be offrire un riferimento per I’elaborazione della rifor-
ma, senza determinarne automaticamente I’ammissibilita
nell’ordinamento italiano.

In entrambi i casi, il passaggio dalla proposta economica
alla sua attuazione richiederebbe una disciplina suffi-
cientemente precisa da definire le responsabilita delle
amministrazioni concedenti, dei concessionari e dei sog-
getti incaricati dell’accesso alla produzione. Particolare
attenzione dovrebbe essere riservata alla verifica degli
obblighi contrattuali, al loro coordinamento con gli in-
vestimenti e alla disciplina delle conseguenze derivanti
dall’eventuale mancato rispetto delle condizioni previste.
La credibilita del meccanismo dipenderebbe infatti non
soltanto dalla definizione iniziale degli impegni, ma an-
che dalla possibilita di verificarne I'effettiva applicazione
durante la vita della concessione o del diverso titolo di
gestione eventualmente introdotto.

La configurazione proposta trova inoltre un riferimento
negli indirizzi della Commissione europea sui Tripartite
Contracts for Affordable Energy, previsti dall’Action 6
dell’Affordable Energy Action Plan (COM(2025) 79 final).
La cooperazione tra istituzioni pubbliche, produttori di
energia e consumatori industriali, finalizzata a favorire
contratti di lungo periodo e condizioni di approvvigio-
namento piu prevedibili, offre una cornice di politica
energetica coerente con Hydro Release at Cost, at Risk.
In questa prospettiva, il soggetto pubblico definirebbe
le condizioni regolatorie di valorizzazione della risorsa
idroelettrica, il concessionario manterrebbe la responsa-

bilita industriale della produzione e gli acquirenti assu-
merebbero impegni economici pluriennali e una quota
effettiva dei rischi produttivi. La scelta delle categorie
destinatarie, che potrebbero comprendere consumatori
industriali, residenziali o entrambi, rimarrebbe affidata
al decisore pubblico, nel rispetto delle disposizioni appli-
cabili. Il richiamo all’Action 6 rafforza la giustificazione
economica e istituzionale della proposta, senza costituire
una deroga alla disciplina europea sugli aiuti di Stato.

La qualificazione del meccanismo ai fini della disciplina
europea sugli aiuti di Stato richiede di distinguere le con-
dizioni economiche di accesso alla risorsa idroelettrica
dai successivi rapporti contrattuali di allocazione della
produzione. Con riferimento al primo profilo, la Comu-
nicazione della Commissione europea sulla nozione di
aiuto di Stato (2016/C 262/01, paragrafi 53-56) distingue
Pesercizio della funzione regolatoria dello Stato dalle
operazioni attraverso le quali vengono attribuiti vantaggi
economici mediante risorse pubbliche. Tale distinzione
assume particolare rilievo qualora 'obbligo di destinare
una quota della produzione a contratti Hydro Release
at Cost, at Risk sia definito fin dall’origine tra le condi-
zioni economiche di affidamento della concessione o di
un eventuale diverso titolo autorizzativo. In questo caso,
Pobbligo costituirebbe una componente del regime di
utilizzazione della risorsa pubblica, da valutare unitaria-
mente agli altri diritti e obblighi del concessionario, senza
che cio comporti automaticamente I’esclusione della di-
sciplina sugli aiuti di Stato.

Quanto ai rapporti con gli acquirenti, 'esperienza dei
CAPN francesi offre un riferimento contrattuale per
Pattribuzione di diritti economici su una quota della
produzione, senza trasferimento della proprieta o della
gestione degli impianti. La partecipazione effettiva ai co-
sti, agli investimenti e ai rischi produttivi puo concorrere
a configurare contratti economicamente equilibrati, la
cui valutazione deve considerare I'insieme degli obblighi
e dei diritti attribuiti alle parti. Un corrispettivo inferiore
al prezzo corrente del mercato all’ingrosso non equivale
pertanto, di per sé, a una fornitura sovvenzionata, ma
neppure la sola copertura dei costi industriali dimostra
automaticamente 'assenza di un vantaggio economico.

Restano dunque da verificare, secondo i criteri
dell’articolo 107, paragrafo 1, TFUE e della Comunica-
zione della Commissione 2016/C 262/01, in particolare
i paragrafi 38-56 e 73-84, I'eventuale coinvolgimento
di risorse statali, 'imputabilita della misura allo Stato
e l'esistenza di un vantaggio economico selettivo. La
valutazione dovrebbe considerare anche I’eventuale inci-
denza dell’obbligo di cessione sulle entrate pubbliche
e sul valore economico dei diritti attribuiti al gestore,
distinguendo la funzione regolatoria dello Stato dalle
situazioni nelle quali esso intervenga come operatore
economico. Qualora, nella concreta configurazione del
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Percorso A — Nuove gare competitive

Obbligo di Hydro Release nella documentazione di gara

Percorso B — Eventuale continuita gestionale

Nuovo regime legislativo di riordino

Definizione ex ante delle condizioni
Quota di produzione, criteri di costo, regole contrattuali
inseriti nella documentazione di gara

Disciplina legislativa specifica
Obbligo di Hydro Release associato al mantenimento
della gestione degli impianti

Inclusione nel piano economico-finanziario Integrazione con investimenti e obblighi concessori

m
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|I| Valutazione congiunta con canoni, investimenti Coerenza con la programmazione degli investimenti,

e altri obblighi concessori i canoni, le compensazioni territoriali e 'eventuale energia gratuita
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Un unico meccanismo economico, applicabile in entrambi i percorsi
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Continuita gestionale e accesso alla produzione nel modello francese;
contratti di lungo periodo fondati sui costi e sulla condivisione dei rischi nel modello CAPN.

di aggregazione della domanda

Figura 7: Hydro release at cost, at risk: architettura economica e possibili beneficiari

Fonte: CESISP. Schema concettuale delle due possibili modalita di applicazione, non equivalenti sotto il profilo giuridico

meccanismo, non ricorrano gli elementi costitutivi di
un aiuto di Stato, la componente contrattuale non sareb-
be soggetta all’obbligo di notifica preventiva previsto
dall’articolo 108, paragrafo 3, TFUE. Questa verifica ri-
marrebbe distinta da quella relativa alla conformita delle
modalita di affidamento o prosecuzione delle concessioni
alla normativa nazionale ed europea applicabile.

La Figura 7 sintetizza i due possibili percorsi regolatori
attraverso i quali potrebbe essere valutata I'introduzione
di Hydro Release at Cost, at Risk nell’ordinamento italiano.
Essa evidenzia come la medesima architettura economica
possa essere considerata nell’ambito di configurazioni
istituzionali differenti, ciascuna soggetta a specifiche
condizioni giuridiche e procedurali. La scelta tra le due
alternative rimane una decisione di politica pubblica, da
assumere sulla base delle necessarie verifiche normative
e delle valutazioni economiche e regolatorie.

5.3 Dalle evidenze economiche a una pro-
posta di politica energetica e industriale

Le analisi sviluppate nei capitoli 2 e 3 indicano che la
produzione idroelettrica nelle quattro regioni considerate
— Lombardia, Piemonte, Valle d’Aosta e Veneto — genera
un valore economico significativo, una parte del quale
potrebbe essere condivisa con gli utilizzatori attraverso
differenti modalita di valorizzazione contrattuale della
produzione. La possibilita di realizzare tale condivisione
preservando la sostenibilita economico-finanziaria delle
concessioni richiede tuttavia verifiche specifiche sui costi
industriali, sugli investimenti necessari e sulla remunera-
zione del capitale. Le ricostruzioni economiche e le simu-
lazioni presentate nel lavoro non consentono di indivi-

duare direttamente una quota ottimale di produzione da
destinare a contratti di lungo periodo, né di determinare
un corrispettivo industriale valido per tutti gli impianti.
Mostrano tuttavia uno spazio economico potenziale suf-
ficientemente rilevante da giustificare I’approfondimento
di strumenti contrattuali differenti dalla vendita ordina-
ria sul mercato elettrico.

La proposta di Hydro Release at Cost, at Risk si inserisce
in questa prospettiva, individuando nella disciplina di
gestione della risorsa idroelettrica uno strumento attra-
verso il quale affiancare agli obblighi di investimento e ai
canoni concessori una destinazione contrattuale di parte
della produzione a condizioni fondate sui costi industria-
li e sulla condivisione dei rischi. Come illustrato nel
paragrafo precedente, tale obbligo potrebbe essere incor-
porato fin dall’origine nelle condizioni delle procedure
competitive oppure, nell’ambito di un’eventuale riforma
legislativa, in un diverso regime di gestione fondato su
titoli autorizzativi. I precedenti francesi e gli indirizzi
europei sui contratti energetici di lungo periodo offrono
riferimenti utili per approfondire questa configurazione,
ferma restando la necessita di verificarne la compatibilita
con la disciplina applicabile, anche ai fini degli aiuti di
Stato.

Il passaggio successivo dovrebbe consistere in una speri-
mentazione analitica su un insieme rappresentativo di
concessioni, ricostruendo i costi industriali effettivi, gli
investimenti programmati, i profili di producibilita e i
rischi associati alla produzione. Su questa base sarebbe
possibile verificare differenti quote di energia contrattua-
lizzabile, i benefici netti per gli utilizzatori e gli effetti
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sulla redditivita dei concessionari e sulle entrate delle
amministrazioni territoriali. L’analisi dovrebbe inoltre
consentire di valutare ’equilibrio economico complessi-
vo dei contratti, considerando gli impegni pluriennali e
i rischi effettivamente assunti dagli acquirenti, anche ai
fini della loro qualificazione giuridica. Un simile appro-
fondimento permetterebbe di trasformare le evidenze
aggregate del presente lavoro in una valutazione delle
condizioni concrete di applicabilita del meccanismo.

La proposta di Hydro Release at Cost, at Risk indica
dunque una possibile evoluzione della politica delle con-
cessioni idroelettriche: non soltanto valorizzare la risorsa
pubblica attraverso canoni e obblighi concessori, ma
utilizzare le condizioni di accesso alla sua gestione per
promuovere contratti di lungo periodo che consentano
agli utilizzatori di partecipare ai costi e ai rischi della
produzione, beneficiando di condizioni di approvvigio-
namento piu prevedibili. La scelta delle categorie desti-
natarie e delle quote da rendere disponibili rimarrebbe
affidata al decisore pubblico. Le evidenze presentate nel
lavoro suggeriscono che esistono le condizioni economi-
che per approfondire questa prospettiva, con l'obiettivo
di conciliare competitivita energetica, sostenibilita degli
investimenti e tutela dell’interesse generale.
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Appendice

Fonti, metodologia e assunzioni delle elaborazioni

A.1. Fonti e costruzione della base infor-
mativa

L’analisi economica delle concessioni idroelettriche &
stata sviluppata attraverso lintegrazione di differenti
fonti informative, con 'obiettivo di ricostruire i ricavi
associati alla produzione elettrica, stimare i costi indu-

striali e gli oneri concessori e valutare i margini operativi
degli impianti considerati. La base informativa compren-
de I'anagrafica degli impianti elettrici di RSE, riferita al
2021, i dati delle offerte pubbliche e degli esiti del Mer-
cato del Giorno Prima (MGP) pubblicati dal Gestore dei
Mercati Energetici, le statistiche di produzione idroelet-
trica di Terna e le disposizioni regionali relative ai canoni
concessori.

Le elaborazioni economiche documentate nel presente
studio si riferiscono al triennio 2022-2024 e riguardano le
grandi derivazioni idroelettriche considerate nel dataset,
con particolare riferimento a Lombardia, Piemonte, Valle
d’Aosta e Veneto. L’anagrafica RSE ¢ stata utilizzata per
identificare gli impianti e ricostruirne le principali carat-
teristiche tecniche, tra cui la potenza nominale. I dati
GME, acquisiti attraverso i file giornalieri delle offerte
pubbliche, sono stati utilizzati per ricostruire le quantita
aggiudicate sul MGP e i relativi ricavi.

La disponibilita di informazioni con dettaglio temporale
consente di tenere conto della distribuzione della produ-
zione e dei prezzi, evitando di attribuire indistintamente
a tutta I’energia un unico prezzo medio annuale. I volumi
ricostruiti sono stati confrontati con la produzione idroe-
lettrica netta nazionale rilevata da Terna. I risultati di tale
confronto sono riportati nella Tabella 1 del paragrafo 2.1.

Il rapporto tra le quantita osservate sul MGP e la
produzione netta nazionale fornisce un indicatore della
copertura quantitativa del dataset, ma non costituisce
una misura statistica della rappresentativita del campio-
ne. Le due fonti misurano infatti grandezze differenti:
gli esiti del mercato elettrico non coincidono necessaria-
mente con l'intera produzione fisica degli impianti, che
puo essere valorizzata anche attraverso altri mercati o
modalita contrattuali. Di conseguenza, i ricavi ricostruiti
rappresentano il valore economico delle quantita osser-
vate nel perimetro considerato e non necessariamente il
fatturato complessivo dei concessionari.

Nelle elaborazioni economico-finanziarie ¢ stata inoltre
prevista I’esclusione delle osservazioni anomale, indivi-
duate sulla base di margini operativi lordi inferiori al
-50% e di ricavi non congrui rispetto a quelli di impianti
di potenza comparabile. Tali anomalie possono dipende-
re da circostanze operative straordinarie, da limiti nella
ricostruzione dei ricavi attraverso il Mercato del Giorno
Prima oppure dalla valorizzazione di parte della produ-
zione attraverso differenti mercati o modalita contrattua-
li. L’applicazione dei criteri di esclusione, il numero delle
osservazioni interessate e i relativi effetti sui risultati
aggregati costituiscono elementi essenziali per la verifica
della robustezza delle stime e della loro riproducibilita.

A.2. Stima dei costi industriali e dei canoni

concessori
La ricostruzione dei costi industriali rappresenta uno

degli aspetti metodologicamente piu rilevanti dell’analisi.
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A differenza dei ricavi di mercato, direttamente ricostrui-
bili attraverso gli esiti del MGP, non risultano disponibili
in forma pubblica, sistematica e sufficientemente disag-
gregata informazioni omogenee sui costi di gestione
delle singole concessioni idroelettriche. I bilanci delle so-
cieta elettriche, frequentemente caratterizzate da attivita
diversificate, non consentono infatti di isolare sistemati-
camente i costi industriali delle singole derivazioni.

Per affrontare questo limite é stata adottata una metodo-
logia parametrica, utilizzando un prospetto economico
relativo a un impianto lombardo di piccola derivazione,
riferito al periodo 2025-2054 come nella Tabella 7. Le
principali voci di costo sono state rapportate alla poten-
za nominale dell'impianto, ottenendo parametri unitari
successivamente applicati alle derivazioni considerate
nel dataset. L’applicazione di tali parametri alle grandi
derivazioni costituisce un’ipotesi di stima, resa neces-
saria dall’indisponibilita di informazioni economiche
omogenee a livello di singola concessione. Le differenze
dimensionali, tecnologiche e gestionali tra 'impianto di
riferimento e quelli analizzati possono determinare sco-
stamenti significativi nei costi unitari effettivi, anche in
ragione delle economie di scala e delle diverse esigenze di
manutenzione. Di conseguenza, i costi industriali e i mar-
gini operativi ricostruiti devono essere interpretati come
risultati di un esercizio parametrico, e non come misure
puntuali della redditivita delle singole concessioni.

Tabella 7: Parametri unitari utilizzati per la stima dei costi

Voce di costo €/MW di potenza
nominale
Personale 58.058
Assicurazioni 3.353
Manutenzione ordinaria 25.084
Materie prime, 929
sussidiarie e di consumo
IMU 6.490
Altri costi di gestione 11.132
Ammortamenti 4.286
Totale 109.331

Fonte: elaborazioni CESISP sul prospetto economico di rife-
rimento. Valori arrotondati all’euro.

La ricostruzione degli oneri concessori deve pertanto
essere considerata una stima, che puo differire dagli im-
porti effettivamente corrisposti dai singoli concessionari.
Va infine precisato che i costi di manutenzione ordina-
ria sono compresi nella struttura parametrica adottata,
mentre il modello non contiene una valutazione autono-
ma e completa degli investimenti futuri di manutenzione
straordinaria, ammodernamento e adeguamento ambien-
tale. Gli ammortamenti stimati non possono essere
automaticamente assimilati al fabbisogno prospettico di
investimenti.

A.3. Ricostruzione dei margini e simulazio-
ni economiche

La redditivita della produzione idroelettrica € ricostrui-
ta attraverso due indicatori: il margine operativo lordo
(EBITDA), ottenuto sottraendo ai ricavi i costi operativi
stimati e gli oneri concessori, e il risultato operativo
(EBIT), che considera anche gli ammortamenti. La mar-
ginalita percentuale ¢ calcolata rapportando I'EBIT ai
ricavi, utilizzando, per gli aggregati territoriali e plu-
riennali, i valori complessivi delle due grandezze. Gli
indicatori cosi ottenuti rappresentano stime economiche
delle attivita di produzione considerate e non coincidono
necessariamente con i risultati contabili delle societa
concessionarie.

Su questa base sono sviluppate le simulazioni relative
alla proposta lombarda della Quarta Via, assumendo la
destinazione di una quota della produzione idroelettrica a
contratti di lungo periodo con un prezzo di riferimento di
70 €/MWh. Sono considerate tre ipotesi di cessione, pari
al 15%, 20% e 25% della produzione, applicate sia alla Lom-
bardia sia all’aggregato delle quattro regioni dell’Arco
alpino. Il prezzo di 70 €/ MWh costituisce un’ipotesi con-
venzionale utilizzata ai fini della simulazione e non una
stima certificata del costo industriale di produzione. Le
simulazioni consentono di valutare congiuntamente gli
effetti delle differenti ipotesi di cessione sui ricavi e sui
risultati operativi dei concessionari, nonché sulle entrate
delle amministrazioni concedenti.

I risultati devono tuttavia essere interpretati come valu-
tazioni a parita delle altre condizioni. Non vengono
considerate eventuali modifiche delle strategie di offer-
ta degli operatori o dei prezzi di mercato conseguenti
all’introduzione del meccanismo. Inoltre, la variabilita
idrologica e il possibile disallineamento temporale tra
produzione idroelettrica e profili di consumo comportano
rischi che le simulazioni non quantificano integralmente,
in particolare quelli relativi alla continuita delle fornitu-
re, al bilanciamento e alla copertura delle differenze tra
energia effettivamente disponibile e fabbisogno degli ac-
quirenti. Questi aspetti dovranno essere considerati nella
definizione delle condizioni contrattuali e nella riparti-
zione dei rischi tra le parti.

A.4. Limiti delle stime, trasparenza infor-
mativa e verificabilita dei risultati

L’analisi combina dati osservati sul mercato elettrico
con stime dei costi industriali e degli oneri concessori.
I risultati devono pertanto essere interpretati alla luce
delle assunzioni adottate, della copertura parziale della
produzione nazionale e delle differenze tecniche ed eco-
nomiche tra gli impianti, che possono influenzarne i costi
e la redditivita.

La verificabilita delle elaborazioni richiede la tracciabilita
delle fonti informative, delle procedure di acquisizione e
collegamento dei dati, dei criteri di selezione delle osser-
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vazioni e dei parametri utilizzati nelle stime. Particolare
attenzione deve essere riservata alla coerenza tra la rico-
struzione dei ricavi, dei costi e dei margini operativi e
le successive simulazioni economiche, affinché i risultati
siano riproducibili e le differenze tra gli scenari possano
essere ricondotte in modo trasparente alle ipotesi adot-
tate.

Il presente esercizio intende anche richiamare
lattenzione sull’esigenza di una maggiore trasparenza
economica nella gestione delle concessioni idroelettriche.
Le difficolta incontrate nella ricostruzione dei costi effet-
tivi evidenziano infatti la limitata disponibilita pubblica
di informazioni omogenee e sufficientemente disaggre-
gate sui risultati economici delle singole concessioni. Si
tratta di un limite particolarmente rilevante per attivita
che utilizzano una risorsa demaniale e gestiscono infra-

strutture di interesse pubblico.

Le stime presentate non intendono quindi formulare
giudizi definitivi sulla redditivita dei singoli concessio-
nari, ma offrire un primo riferimento quantitativo e, al
tempo stesso, evidenziare 1'utilita di una maggiore dispo-
nibilita di informazioni verificabili sui costi di gestione,
sugli investimenti realizzati e programmati e sugli oneri
concessori. Una maggiore trasparenza consentirebbe alle
amministrazioni pubbliche di valutare pitt accuratamente
Pefficienza della gestione, la remunerazione degli opera-
tori e il valore economico delle concessioni, fornendo
elementi conoscitivi piu solidi per la definizione delle
future gare, degli obblighi di investimento e delle even-
tuali forme di valorizzazione della produzione a beneficio
del sistema economico.

La trasparenza economica non rappresenta quindi sol-
tanto un’esigenza conoscitiva, ma una condizione impor-
tante per migliorare la qualita delle decisioni pubbliche
sulla gestione della risorsa idroelettrica. In questa pro-
spettiva, i margini ricostruiti costituiscono una base per
valutare le possibili opzioni di policy, senza tuttavia rap-
presentare risorse finanziarie integralmente disponibili.
La capacita effettiva di finanziare nuovi investimenti e
forme di accesso all’energia a condizioni pitt competitive
richiede infatti di considerare anche il fabbisogno futuro
di capitale e la congrua remunerazione degli investimen-
ti.

A.5 Fonti normative utilizzate per la rico-

struzione dei canoni concessori
Normativa nazionale

« Decreto legislativo 16 marzo 1999, n. 79, articolo 12,
disciplina delle grandi derivazioni idroelettriche e dei
relativi obblighi concessori.

« Decreti ministeriali di aggiornamento dei sovracanoni
per i bacini imbriferi montani (BIM) e per gli enti rivie-
raschi, applicabili ai bienni 2022-2023 e 2024-2025.

Regione Lombardia

« Legge regionale 8 aprile 2020, n. 5, disciplina delle
grandi derivazioni idroelettriche e delle componenti
fissa e variabile dei canoni.

« Deliberazione della Giunta regionale 9 maggio 2016,
n. X/5130, relativa al canone aggiuntivo.

+ Decreto del dirigente di struttura 14 maggio 2025,
n. 6703, aggiornamento del canone aggiuntivo.

« Decreto del dirigente di struttura 5 dicembre 2025,
n. 18015, relativo alla componente fissa del canone.

Regione Piemonte

« Regolamento regionale 10 ottobre 2005, n. 6/R, disci-
plina dei canoni per I'utilizzo delle acque pubbliche.

« Regione Piemonte, tabelle annuali di aggiornamento
dei canoni per uso delle acque pubbliche, annualita
2022, 2023 e 2024, pubblicate sul portale istituzionale
regionale.

Regione Autonoma Valle d’Aosta

« Legge regionale 24 aprile 2023, n. 3, disposizioni in
materia di grandi derivazioni idroelettriche.

« Legge regionale 19 dicembre 2023, n. 25, disposizioni
relative alla componente variabile del canone.

Regione del Veneto

« Legge regionale 3 luglio 2020, n. 27, disposizioni rela-
tive al canone aggiuntivo.

« Legge regionale 4 novembre 2022, n. 24, disciplina
regionale dei canoni delle grandi derivazioni idroelet-
triche, con decorrenza dal 2023.

« Deliberazione/CR della Giunta regionale n. 103/2025,
richiamata nella ricostruzione delle componenti con-
cessorie per le annualita 2024-2025.
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